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2. Phase II: Evaluation Des Projets
2.1. Introduction et Objectifs de la Phase Il

La Phase | a fourni une évaluation détaillée de : I'offre et la demande actuelles de pétrole et de gaz au Sénégal
; les principaux acteurs du secteur pétrolier et gazier du pays ; la politique pétroliére et gaziére actuelle, la
réglementation et la tarific ation en vigueur ; les plans actuels de développement des infrastructures ; et I'état
actuel des facteurs environnementaux etsociaux a prendre en considération.

Dans la phase Il, nous nous appuyons sur les conclusions de la phase | pour fournir unedescription et une
analyse détaillées de la faisabilité de divers projets pétroliers et gaziers potentiels, de leur ampleur (induite
par la demande) et des besoins d'approvisionnement en pétrole et en gaz jusqu'en 2050, de la politiquedes
réglementations et considérations environnementales et sociales.

Pour le gaz, nous avons évalué les besoinprésents et futurs en gaz dans I'électricité, l'industrie (y compris

les mines), les transports, les besoins en infrastructures de ces secteurs, ainsi que les exptations de gaz et
de GNL aux niveaux régional et international. Pour le pétrole, notre évaluation s'est concentrée sur les
options de poursuite et de modernisation de la raffinerie SAR, le développement d'une nouvelle raffinerie
ou le développement d'un nouveau centre d'importation, le besoin de nouveaux pipelines et installations de
stockage intérieurs et la poursuite de la promotion du GPL.

Cela a été fait pour chaque option de projet pétrolier et gazier sur une base autonome afin de bien
comprendre et évaluer la description du projet, les besoins d'approvisionnement en pétrole/gaz, I'économie
et les prix, les besoins en infrastructures et les avantages et implications pour le Sénégal. Nous avons
également évalué séparément lesmpacts environnementaux et sociaux entourant ces projets ainsi que les
changements ou développements nécessaires aux politiques et réglementations existantes pour assurer le
développement réussi de ces projets et du secteur pétrolier et gazier au Sénégal.

Dans la prochaine phase, la phase lll, qui s'achévera d'ici lami-septembre 2021, nous nous concentrerons

sur les meilleures options de projets pétroliers et gaziers a poursuivre pour le Sénégal et fournirons plus de

détails sur la maniére dont elles peuvent étre réalisées. Nous réumerons I'évaluation de la phase Il en
décrivant les avantages et les inconvénients et l'analyse SWOT pourchacun des projets. Nous
entreprendrons une analyse plus détaillée des principes commerciaux et opérationnels, des accords clés tout

au long de la dhaine, des principaux risques et atténuation des risques, des synergies avec d'autres projets,

des roles des différents acteurs, des considérations de financement et de partenariag i n s i qgue | 6®v a
des co(ts des projets Nous revisiterons les différents scénarios du Master Plan et évaluerons les options
stratégiques pour le développement des meilleurs projets. Nous fournirons plus de détails sur les exigences
réglementaires et les prochaines étapes. Nous évaluerons les options pour développer des « Nes
énergétiques » au Sénégal. Pour les aspects environnementaux et sociaux, nous intégrerons les conclusions

d'une visite au Sénégal sur les projets pétroliers et gaziers existants et prévusDans la phase IV, nous
présenterons une feuille de routedétal | ®e avec son plan de mise en Tuvre,
d'ici la fin Septembre 2021.

2.2. Phase Il Résumé

2.2.1. Gazier

Gas to power 1 Il existe une forte incitation économique a passer de la production apr la HFO a la
production au gaz. A mesure que les volumes de gaz dans le réseau augmenteront, le codt et le prix de
I'électricité chuteront avec une future production au gaz(conversion des centralesexistantes et nouvelles
centrales) susceptible d'étre d'environ 70-100 $ / MWh. Le Sénégal a beson de nouvelles capacités
électriques et d'ici 2040, la capacité de production au gaz du Sénégal pourrait étre d'environ 3 000 MW avec
une demande centrée sur les zones cotieres. Le développement de la production d'électricité au gaz
soutiendra l'expansion de I'économie sénégalaise et, au fil du temps, des opportunités d'exportation
d'électricité pourraient s'ouvrir. La réalisation du potentiel de production d'électricité au gaz nécessitera des
investissements et une expansion des réseaux de transport d'életicité et de gaz. Pour faciliter la mise en
Tuvr e, il est essenti el gue |l es investisseurs gazi
d'infrastructures aient une vision claire sur les structures réglementaires régissant les secteurs. Cela inclura
les questions juridiques et fiscales, la clarté sur les restrictions sur les personnes pouvant assumer différents
réles au sein du secteur (par exemple, un producteur peutil également fournir des clients finaux).

Industrie (y compris I'exploitation minié re) 1 Lesindustriels et les miniers devraient passer au gaz
une fois qu'il sera disponible, compte tenu des avantages économiques et environnementaux. Le gaz sera
compétitif par rapport aux produits pétroliers, principalement le HFO et le diesel, dont le secteur industriel
dépend actuellement pour le chauffage. Dans le secteur minier, il existe une opportunité pour le gaz de
remplacer principalement le mazout dans la production d'électricité sur site. Cependant, il est important de

5
Elaboration d'un plan directeur pour le développement du secteur pétrolier et gazier

QED, PwC Advisory, Channoil, SLR



Rapport intermédiaire

noter que la plupart des clients industriels ne représenteront pas une demande de gaz suffisante pour

pouvoir assumer un r6le de charge d'ancrage. Par conséquent, les clients industriels devront étre a portée
raisonnable, idéalement, d'un réseau de distribution a basse pression ou d'un pipeline a haute pression (sl

existe dans la méme zone des clients dont les besoins peuvent étre regroupés) qui ont été développés pour

desservir de gros clientstels qu@ne centrale électrique. Il sera essentiel d'établir un approvisionnement s(r

avant que les clients industriels puissent commencer a utiliser massivement le gaz. Une fois passé au gaz

naturel, la flexibilité en mati re de sources doaguqnealteindiveodeainsnte i
cas de rupture de | @aplLp diwasonsde gar pwvaeanttde rauftiples sources
d'approvisionnement sur le marché via le réseau de transport offrira une forte diversité
d'approvisionnement.

Production et exportation d'ammoniac et de méthanol T Pour qu'une nouvelle usine d'ammoniac
ou de méthanol soit compétitive par rapport aux fournisseurs mondiaux et plus particulierement a Trinidad,
qui se trouve dans la méme région du bassin atlantique, elle devrait étre suffisamment grande pour
bénéficier d'économies d'échelle. Les projets envisagés dans d'autres pays sont &thelle mondiale pour la
plupart supérieurs a 1 mpta (2700 t/jour). Certains ont d( étre planifiés encore plus grands pour bénéficier
davantage d'économies d'échelle. Cela se compare aux importations actuelles du Sénégal de 20 000 tonnes
d'ammoniac anhydre et d'environ 10 000 tonnes de méthanol, soit 1 a 2 % de la production d'un grand projet.
Sans production a I'échelle mondiale, il serait probablement moins cher pour le Sénégal de continuer a
importer de I'ammoniac et du méthanol . Obtenir un financement pour un projet majeur axé sur I'exportation
d'ammoniac ou de méthanol peut s'avérer difficile, en particulier avec des projets plus écologiques
d'ammoniac et de méthanol actuellement envisagés. En outre, les prix de 'ammoniac et du méthanol sont
volatil es et susceptibles d'étre déprimés compte tenu de I'offre considérable & venir sur les principaux
marchés de consommation. Si un projet devait garantir un prix du gaz trés bas en dessous de 3 $/MMBtu
ou méme 2 $/MMBtu, alors le risque de prix du marché est quelque peu réduit. Cependant, une décision
stratégique devrait étre prise pour vendre du gaz a ce prix, alors que des prix élevés peuvent étre atteints
pour une autre option de monétisation. Il est peu probable que cette décision stratégique soit déterminée
par I'utilisation locale ou régionale des produits car la demande est bien inférieure a la capacité d'un projet
a I'échelle mondiale.

Utilisation du gaz comme carburant routier dans le secteur des transports I Le gaz a de bonnes
perspectives d'utilisation comme carburant dans le transport routier. Les carburants les plus couramment
utilisés dans le secteur des transports sont I'essence et le diesel et tous deux sont beaucoup plus chers que |
gaz En termes d'économie de carburant, les véhicules auCNG et au diesel ont a peu prés la méme
consommation de carburant en termes de mile par gallon. Par conséquent, la principale économie serait sur
le colit du carburant. Cependant, méme dans un scénario élevé, le gaz ne devrait pas remplacer I'essence ou
le diesd comme carburants de transport, car le passage au gaz nécessiterait de changer de véhicule. Il en va
de méme pour les véhicules électriques, qui devraient également prendre des parts de marché a I'essence et
au diesel aprés 2030. Par conséquent, malgré Is avantages économiques du gaz comme carburant dans le
transport routier, la demande absolue ne sera pas élevée. Bien que de nouvelles stations de ravitaillement
séparées ne soient pasforcément nécessaires, les stations existantes seront nécessaires pourconstruire
l'infrastructure requise pour soutenir le ravitaillement en gaz. Pour les détaillants, l'investissement doit
généralement étre soutenu par la certitude que la demande de gaz en tant que carburant atteindra des
niveaux suffisants pour rentabiliser l'investissement a court terme. Dans les pays qui ont connu une forte
utilisation du gaz dans le transport routier, cela est généralement di a une politique gouvernementale forte

et a un soutien pour l'infrastructure et les véhicules requis.

Exportations de gaz par gazoduc 1 Les opportunités d'exportation par canalisation vers les pays voisins
sont limitées, principalement car la demande d'électricité dans ces pays est faible, ce qui signifie que les
volumes de gaz fournis seront faibles et donc les coltsnarginaux de transport trop élevés. Pour rendre le
transport du gaz économiquement acceptable, il faudrait installer dans les pays clients une nouvelle centrale
électrique de 1000 MW preés de la frontiere avec le Sénégal. Pour le Mali et la Guinée, celaaprésente plus
du double de la capacité installée totale actuelle Le développement et I'exploitation d'un pipeline
d'exportation longue distance tel que celui prévu du Nigeria au Maroc, bien que potentiellement réalisable
sur le plan économique, se heurtent & des défis considérables en matiére de sécurité, de politique et de
développement. Compte tenu des colts estimés (> 15 milliardsde dollars), il faudra probablement au moins
20 a 30 bcm/an de débit pour étre compétitif par rapport aux autres options d' approvisionnement en gaz.
Un volume de 20-30 bcm/an est susceptible d'étre beaucoup plus que la demande combinée des pays le long
du gazoduc, ce qui signifie que la connexion aux plus grands marchés du gaz en Europe sera essentielle. Des
détails plus concrets sur le projet sont nécessaires pour que cette option soit sérieusement envisagée par le
Sénégal.

Exportations de gaz par GNL i Le Sénégal disposera probablement de ressources en gaz suffisantes
pour soutenir une importante installation d'exportation on shore (8-10 mtpa) en plus du projet GTA LNG.
Etre en en mesure de conclure des contrats d'enlevement a long terme avec des acheteurs sera la clé du

développement et du financement d'un autre projet au Sénégal comme cela a été le cas pour GTA. Il existe
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un nombre considérable de grands projets d'exportation de GNL en cours de développement et de
planification, y compris ceux aux Etats-Unis et d'autres expansions au Qatar. Les projets d'exportation de
GNL américain s'approvisionneraient en gaz au prix du marché sur le marché américain qui est trés liquide .
Avec des prix du marché du gaz a des niveaux similaires aux colts de production de gaz dans d'autres pays
avec des projets de GNL prévus (< 3 $/MMBtu), mais avec des codts de production moins élevés, les Etats
Unis sont devenus un exportateur majeur de GNL a moindre co(t. Cependant, les prix du marché du gaz
américain sont déterminés par les fondamentaux de I'offre et de la demande de gaz aux EtatdUnis et il existe
un risque que les prix du gaz américain augmentent. Dans tous les cas, étant donné l'importance des
ressources gazieres au Sénégal, et la relative facilité de développement d'un terminal GNL terrestre (en
dehors du besoin d'import de main-d 6 T u spécalisée), nous pensons qu'un projet onshore au Sénégal
pourrait étre compétitif avec de nouveaux projets GNL aux USA, en particulier si le prix du gaz aux USA
repasse audessus de 4$/MMBtu.

Infrastructures gaziéres a mettre en place I Des investissements importants seront nécessaires dans
les infrastructures de transport et de distribution du Sénégal pour permettre la fourniture de gaz aux
secteursélectrique et industriel. Les infrastructures de gazoduc seront principalement développées autour
de Dakar et ses environs jusqu'a Mboro et Malicounda ou de nouvelles centrales électriques pourront étre
mises en servicevia trois principaux réseaux régionaux de transport de gaz. Il existe une certaine incertitude
guant au moment ou les différents réseaux de gaz devraient étre développés et pour quelle capacité ils
devraient étre planifiés en fonction du calendrier d'approvisionnement en gaz de Yakaar-Teranga et de
Sangomar. Cependant, la connexion a l'alimentation de la RGT dans le Nord peut ne pas étre nécessaire.
Alors que les centrales électriques seront connectées directement au réseau de transport de gates clients
industriels varieront, les petits clients devant étre alimentés via des réseaux de distribution & basse pression.

2.2.2. Pétrolier

Poursuite de I'exploitation de la raffinerie existante SAR - Les perspectives économiques des
raffineries d'hydroskim ming sont extrémement mauvaises, avec des marges brutes moyennes de raffinerie
calculées a l'aide des prix de parité des importations internationales prévus a moins 1,59 USD par baril sur
Bonny Light, et environ 0,23 cents par baril de moins sur Sangomar brut. Cela est di a la concurrence
mondiale des complexes de raffinage pétrolier et pétrochimique les plus sophistiqués et a la contraction
continue de la demande de combustibles fossiles dans le bassin de I'Atlantique Nord. Continuer a soutenir
I'exploitat ion d'une ancienne raffinerie peu sophistiquée et relativement petite devrait devenir de plus en
plus colteux aprés 2025 alors que Senelec passe au gaz naturel, et le surplus de fioul qui en résulte doit étre
exporté ou transformé en bitume.

Nouvelle raff inerie a l'extérieur de Dakar - Une nouvelle raffinerie fournirait une infrastructure
moderne qui sera probablement robuste, fiable et répondra aux derniéres normes environnementales. Elle
doit également étre en mesure de produire des produits répondant aux derniéres spécifications
européennes. L'investissement dans une nouvelle raffinerie de distillation simple ou d'hydroskimming ne
produira pas un retour sur investissement positif, ni ne générera une marge d'exploitation positive. En
revanche, une raffinerie de craquage générera des marges de 5 a 5,5 $/baril, cependant, le codt en capital
élevé de ces installations entraine un faible retour sur investissement. Compte tenu de I'évolution croissante
vers la transition énergétique des combustibles fossiles, ks perspectives économiques a long terme (atdela
de 2035) semblent trés incertaines. Ceci est susceptible de préoccuper tout investisseur externe, tandis que
I'environnement d'investissement devient de plus en plus hostile aux combustibles fossiles. Par @nséquent,
alors que I'économie d'exploitation peut étre potentiellement solide, I'économie d'investissement est plus
faible et a haut risque.

Grand terminal d'importation pour remplacer la raffinerie -- Un centre d'importation régional, au
lieu d'une nouvelle raffinerie, est un investissement relativement peu risqué et flexible dans la chaine
d'approvisionnement qui a le potentiel d'améliorer considérablement les codts d'approvisionnement en
produits pétroliers du Sénégal. L'économie résultante est positive et donne un retour sur investissement de
8 ans, un rendement de 14% et une VAN fortement positive tout au long de la période d'investissement. Le
modéle de hub est complémentaire a I'environnement concurrentiel émergent dans le raffinage et
I'approvision nement de I'Atlantique et de I'Afrique de I'Ouest. Le modéle de hub est probablement la
meilleure opportunité pour le Sénégal de maximiser son avantage dans ce nouveau contexte concurrentiel
ainsi que de minimiser les risques économiques futurs. L'option du hub ne créera que des emplois industriels
supplémentaires limités, et si la raffinerie devait étre fermée, il y aurait presque certainement une perte nette
d'emplois. Cependant, le passage de la chaine d'approvisionnement a un modeéle de plaque tournanteréera
une économie plus ouverte et basée sur le commerce, ol le Sénégal est considéré comme la plaque tournante
des importations pour la région. Cette culture commerciale nouvellement établie est également susceptible
d'attirer d'autres activités commerci ales et industrielles Iégéres et profitera également a I'économie grace a
la réduction du colt des combustibles fossiles.
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Pétrochimie 7 Nous avons du mal a recommander au Sénégal d'entrer dans les matiéres premiéres
dérivées du pétrole et la pétrochimie de spécialité. On voit mal comment une exploitation sénégalaise
pourrait rivaliser sur la scéne internationale avec les grands producteurs des USA et du MoyenOrient. De
plus, le Sénégal n'a pas acces a des matiéres premieres a prix avantageux (LGN, éthan&put investissement
pétrochimique au Sénégal devrait étre lié a un investissement de raffinerie approprié, pour générer des
matiéres premieres appropriées, ce qui, comme indiqué cidessus, n'est pas optimal pour le Sénégal par
rapport a une plague tournante d'importation.

Développer davantage I'utilisation du GPL - La consommation de GPL au Sénégal est principalement
concentrée dans la région de Dakar et Thiés qui représente preés de 77% de la consommation totale. En
dehors de ces zones, le taux de pénétradn du GPL reste faible avec 9% en milieu urbain et 14% de GPL en
milieu rural. Il est donc important pour le Sénégal de réfléchir a la maniére de fournir plus de GPL de
maniére compétitive en dehors de Dakar et Thies afin de réduire la quantité de bois dechauffage et de
charbon de bois dans le pays, en commencant par les zones urbaines. Cela se produira de quatre manieres :
1) Réduire le colt du GPL grace a I'échelle de la logistique, de la distribution et des infrastructures ; 2)
Fournir des options plus rentables et plus sdres telles que le remplissage centralisé des bouteilles 3)
Augmenter le nombre de points de vente plus prés des zones résidentielles et assurer des conditions de
concurrence équitables pour encourager une concurrence loyale et fairebaisser les prix; 4) Réduire le colt
de passage du charbon de bois ou du bois de chauffage au GPL pour les ménages a faible revenu.

Infrastructures pétroliéres a mettre en place T A I'heure actuelle, les seuls terminaux de stockage
pétroliers notables au Sénégal se trouvent dans la région de Dakar. Cewxci sont utilisés pour répondre a la
demande de I'ensemble du Sénégal et des exportations vers le Mali et aulela. Tout I'approvisionnement en
produits pétroliers de Dakar vers le reste du pays est actuellement assuré par camion. Etant donné que la
demande totale au Sénégal devrait doubler d'ici 2050, il est important d'examiner comment la logistique
d'approvisionnement de l'intérie ur du Sénégal et audela peut étre desservie le plus efficacement possible
grace a de nouvelles options potentielles de stockage et d'approvisionnement par pipeline. Si un nouvel
approvisionnement par pipeline ou par rail était développé, cela aurait l'avantage de pouvoir fournir des
produits pétroliers & moindre co(t a travers le pays et aux pays voisins par rapport au camionnage.

2.2.3. Réformes juridiques, réglementaires, fiscales et institutionnelles nécessaire s

Pétrole intermédiaire et aval T Dans le cas du maintien/développement du raffinage local ; il serait utile
d'envisager des mesures pour maximiser la concurrence, au moins sur les composantes de prix qui
n'affectent pas la compétitivité de la raffinerie. En ce qui concerne une solution d'importation / hub, des
mesures devraient étre mises en place pour rendre les opérations des importateurs / exportateurs aussi
fluides que possible. Les activités du pble pourraient étre exercées dans le cadre d'une zone spéciale de la «
zone franche ».La mise en place d'infrastructures de transfert/stockage indépendantes des commercants et
offrant un acceés ouvert et non discriminatoire aux acteurs intéressés serait conseillée.

Gaz intermédiaire T Le secteur gazier intermédiaire se caractérise par I'impatance des investissements
initiaux nécessaires dans les infrastructures qui nécessitent un cadre réglementaire garantissant visibilité et
stabilité a long terme. Les plans en place semblent dans une large mesure permettre le développement réussi
du secteu. Le Code Gazier publié en 2020 constitue la base de la |égislation primaire sur laquelle le secteur
peut se développer. Cependant, le réle des autorités est crucial dans le développement d'un nouveau secteur
gazier, en fixant les régles dans lesquellesd secteur se développera et le bon environnement pour les
investisseurs et les utilisateurs.

GPL 1 L'un des objectifs du plan de développement du secteur est de favoriser I'utilisation par les ménages
de sources d'énergie efficaces et moins polluantes pouremplacer le bois et le charbon de bois. Le régime
actuel semble adapté a une évolution des volumes, la perspective d'un approvisionnement local en GPL
faisant également espérer une baisse significative des prix qui rendrait le GPL plus compétitif. Cependant,

il sera difficile pour le GPL de concurrencer en termes de prix les autres sources d'énergie dans les zones
rurales ou l'utilisation du bois, généralement gratuite, domine. Les codes existants (gaz et pétrole) ne
prévoient aucune mesure a cet égard. I est indispensable que, parallélement a toute mesure visant a
développer I'utilisation du GPL, des contrdles soient mis en place afin de limiter la déforestation et
['utilisation du bois comme combustible.

Principaux aspects environnementaux et sociaux I L'analyse comparative de la performance
environnementale et sociale du Sénégal avec les pays producteurs de pétrole et de gaz a été entrepridees
évaluations ont montré que la prospérité économique permet aux nations d'investir dans des politiques et
des programmes qui conduisent aux résultats souhaités en termes de performances environnementales et
sociales. D'autres analyses comprenaient l'identification des lecons apprises de la gestion environnementale
et sociale au niveau régional et les implications pour le développement du secteur pétrolier et gazier au
Sénégal ; les questions environnementales et sociales et les mesures de gestion liées aux différents types
d'installations du secteur pétrolier et gazier ; un apercu des meilleures pratiques de l'industrie pour la
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gestion environnementale et sociale desinstallations pétrolieres et gaziéres ; et des actions recommandées
pour l'industrie pétroliere et gaziere afin d'atteindre les objectifs de développement durable définis par les
Nations Unies. Une visite au Sénégala été menée enjuillet pour étudier plus en détail les aspects
environnementaux et sociaux des projets existants etprévus Un résumé est fourni en annexe de ce rapport
et plus de détails seront fournis dans la phase .

2.2.4. Phasell Hypothéses
2.2.4.1. Gazier

Colt de I'approvisionnement en gaz

Le codt d'approvisionnement du marché local en gaz est estimé a 4 $/MMBtu au point d'entrée terrestre du
réseau gazier local. Il ne s'agit que d'une hypothéese/scénario de haut niveau. Des prix plus élev@et plus bas
(3-5 $/MMBtu) sont également pris en compte.

Colts du projet de production d'électricité au gaz

Les nouveaux CCGT ont un rendement thermique HHV d'environ 50-60% équivalent a un taux de chaleur
de 6,0-7,2 MMBtu/MWh. C'est beaucoup plus efficace qu'une centrale électriqgue a cycle unique avec des
rendements thermiques d'environ 35-45% HHV équivalent a un taux de chaleur de 810,2 MMBtu/MWh.
Cela varie également si la centrale fonctionne a un facteur de charge ou de capacité moyen (460 % ou
3504-5256 heures par an) ou de base (6890 % ou 5256-7884 heures par an). Pour le Sénégal, pour les
centrales HFO converties, nous supposons une efficacité moyenne de 43% HHV et une utilisation de 50%
HHYV et pour les nouvelles centrales CCGT une efficacité moyenne de 50% et une utilisation de 80%. Cela
signifierait qu'une centrale électrique de 120 MW (comme a Malicounda ou Bel-Air) nécessiterait environ 11
MMscfd et une nouvelle centrale électriqgue de 300 MW (comme au Capdes Biches ou aCayar) nécessiterait
38 MMscfd.

Note : les hypothésesutilisées sont fondéess ur | es normes / hypoth ses standa
été confortées auxhypothésesde Senelecet sont conformes avec ces derniéres. Pour les nouvelles centrales,
Senelec prend | 6hypoth se doéun effi catiRo®lesmentralesne de

converties, ces taux ont de 53% et 55% respectivement (avec une utilisation plus faible pour les IPP).

Les codts d'investissement (Capex) pour les nouvelles centrales au gaz sont supposés étre d'environ 1,2
million de dollars par MW et les colts d'exploitation (Opex) sont supposés étre équivalents a 4,5% x Capex
d'origine par an. Cela donne un Capex d'une nouvelle usine de 300 MW de 360 millions de dollars et un
Opex de 16,2 millions de dollars / an. Le co(t de conversion d'une centrde HFO existante au gaz naturel est
estimé a 200 $/kW pour les centrales plus récentes et a 300 $/kW pour les centrales plus anciennes. Par
contre certaines usines sont encore relativement nouvelles et n‘ont peutétre pas entierement remboursé
leurs colts d'investissement initiaux. Une hypothése a donc été retenue sur la valeur amortie qui est
supposée linéaire sur 15 ans. Ajouté au codt de conversion, cela donne un Capex actuel total pour l'usine.
Les colts d'exploitation (Opex) sont supposésétre équivalents a 4,5% x Capex d'origine par an.

Figure 1 Hypotheses sur les colts de centrales électriques nouvelles et existantes

Nouvelles centrales 300 - 360 - - - 360 16.2
Centrales existantes
Bel -Air C6 60 2006 72 72 0 12 12 3.2
Bel -Air C6 33 2013 39 21 18 7 25 1.8
Cap-des-Biches -C4 30 2003 36 36 0 9 9 1.6
CdB -Contour 88 2016 106 35 70 18 88
Global 4.8
Maliconda -IPP 120 2021 144 0 144 24 168 6.5
Tobene -IPP 115 2016 138 46 92 23 115 6.2
Hypothéses - A=1.2xMW B=15 C=A-B D=$200 - E=C+D F=Ax4.5%
years 300 x
A/1000

Source: Consultant

Note : les hypothéses utilisées sont fondées surlesnormeshy pot h™ ses st andadesaditsde | 01
spécifiques pour chaque centrale peuvent varier. Les colts deconversion de $200-300/kW sont en ligne
avec les estimations deSenelec

Colits des projets de gazoducsonshore
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Le <c o%t e n gazedpciestastiméa &, Limillion de dollars/km, y compris 'EPC et une estimation de
0,05 million de dollars/km pour le colt du terrain pour les droits de passage (comme supposé dans le
rapport MJM). En termes d'Opex du pipeline, en régle générale, nous awons estimé que I'Opex annuel serait
d'environ 2,5% du Capex total. Nous supposons également que 2 % de la totalité serait pour le gaz
combustible et serait inclus dans les codts de transport par gazoduc évalués au prix du gaz a I'emplacement
du gazoduc.

Remarque : Les hypothésesutilisées par le Consultant sont fondéessur les normes/hypothéses générales

de l'industrie . L'exercice détaillé de calcul des colts ascendant constitue une partie importante des études
de faisabilité entreprises par les consultants en ingénierie, spécifiques a un projet donné, et présente
généralement des écarts de +40%/-20 % par rapport aux estimations de codts fournies. Pour ce plan

directeur, nous avons supposé des estimations de colts plus élevées que celles entreprises pour delles

études de faisabilité.

Autres hypothéses de codts de projets

Les hypothéses de colts pour la production et les exportations d'ammoniac/méthanol et de GNL ainsi que
pour les principales exportations de gazoducs offshore sont détaillées dans lesections respectives. Un projet
potentiel d'ammoniac ou de méthanol au Sénégal avec une production de 2 700 t/jour (environ 1 mtpa) est
estimé a environ 1 milliard de dollars a développer avec un Opex de 50 $/nt par an (5% du codt
d'investissement total par an.

Un gazoducpotentiel d'exportation de gaz offshore comme vers le Maroc, le Capex pour le gazoduc est estimé
a 2,5 millions de dollars par km et I'Opex est estimé a 2,5%xCapex par anPour les exportations de GNL,
notre hypothése de colt de base poutun projet de liqguéfaction onshore a deux trains au Sénégal est de 1 250
$/tpa. En supposant que chaque train est de 5 mtpa, cela donne une estimation du codlt d'investissement
total de l'usine de 12,5 milliards de dollars. Les codts d'exploitation moyens sont estimés a environ 3,5% du
colt d'investissement total par an.

Remarque: : Les hypotheses utilisées par le Consultant sont fondéessur les normes/hypotheses générales
de l'industrie L'exercice détaillé de calcul des colts ascendant constitue ungartie importante des études de
faisabilité entreprises par les consultants en ingénierie, spécifigues a un projet donné, et présente
généralement des écarts de +40%/-20 % par rapport aux estimations de codts fournies. Pour ce plan
directeur, nous avons aupposé des estimationsde colts plus élevées que celles entreprises pour de telles
études de faisabilité.

Colt de nivelé

Nous avons entrepris une analyse économique (actualisation des flux de trésorerie ou DCF («discounted
cashflow ») pour déterminer un t arif compétitif pour la production d'électricité, ammoniac/méthanol, GNL

ou transport de gaz sur la base d'hypothéses relatives aux colts (estimations CAPEX et OPEX discutées-ci
dessus), au niveau d'endettement (avec une simple répartition des fonds propres, illustrée ci-dessous) et au
chiffre d'affaires (frais de péage, capacité) et autres hypothéses financiéres / commerciales. Les codts / tarifs
unitaires sont déterminés en divisant le revenu annuel minimum requis pour couvrir les colts
d'investissement et d'exploitation (du modéle DCF) par I'énergie produite ou le volume de gaz transporté
chaque année.

Figure 2 Hypotheéses relatives aux codts financiers
PO ese ale
Partage équitable 30%
Rendement des capitaux propres 20%
Part de la dette 70%
Colt de la dette / intéréts 10%
Taux de couverture 1.43
Dépréciation 20 ans

Imposition 30%

Source: Consultant

Les résultats du chiffrage de gazoduc a travers le Sénégal sont présentés a la Section 2.3.8. Les résultats du
chiffrage des centrales au gaz sonprésentés en 2.3.1.

Prix du marché

Le marché du gaz au Sénégal en est encore aux premiers stades de développement et il n'y a pas de prix ou
de référence établi sur le marché du gaz. Cependant, les prix du marché peuvent étre déterminés par les
alternatives actuelles au gaz. Ceuxci incluent le HFO pour la production d'électricité, le diesel ou le HFO
dans l'industrie et l'exploitation miniére, le diesel ou l'essence dans le transport routier. Pour les
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exportations, les prix internationaux du gaz, du GNL et des produits du gaz (ammoniac/méth anol) sont
disponibles a des fins de comparaison. Des comparaisons sont faites dans les sections respectives avec les
carburants alternatifs locaux et les prix du marché international.

Analyse Netback/Cost-Plus

L'analyse du revenu net comprend généralement un calcul a partir d'un prix de marché présumé, en
soustrayant les colts de production et de transport, afin de déterminer un prix maximum du gaz a la téte de
puits. Cela serait ensuite comparé au co(t de production pour comprendre I'économie du gisementde gaz
pour différentes options de monétisation. Une analyse financiére peut étre entreprise pour évaluer les
différentes options de monétisation en termes de revenus nets, de VAN, deTRI, etc. L'analyse du colt majoré
fait différentes hypotheses pour les co(ts de production de gaz, en supposant des taux de rendement pour le
transport et le traitement du gaz (c. déterminer le prix minimum du gaz ou du produit gazier (électricité,
GNL, CNG, ammoniac) qui serait fourni sur le marché. Pour la planification gén érale, L'analyse CostPlus
nous permet d'estimer les codts et surtout la tarification minimale du gaz et les tarifs a prendre en compte
afin d'assurer un retour sur investissement tout au long de la chaine gaziére. L'analyse du colt majoré est
discutée pour chaque option dans les sections cidessous

L 6 a n aNetpale serait importante pour évaluer dans quelle mesure l'approvisionnement en gaz est
compétitif par rapport aux alternatives et, surtout, quelle politique de prix et autres doit étre envisagée afin

de garantir que le passage au gaz offre des avantages signifitifs a long terme par rapport a d'autres
carburants. Cependant, les revenus nets des prix du marché des carburants alternatifs seront probablement
beaucoup plus élevés que le colt de production car 1) le gaz indigéne devrait étre beaucoup moins cher que
les produits pétroliers et 2) le Sénégal a actuellement les prix du pétrole et de I'électricité les plus élevés
d'Afrique . L'analyse du netback est également fournie dans la sectior2.3.9.

2.2.4.2. Pétrolier

Mod |l e déapprovisionnement

Nous avons mis en Tuvre un mod |l e de prix et de fret
économiques pour fournir des produits a Dakar (ainsi que pour évaluer les colts a Abidjan et Lagos). Le
modele, qui a été développé par Channoil, calculeles colits débarqués par produit et taille de cargaison a
partir de toutes |l es principales wilisantces dbéapprovisio

1. Données mensuelles sur les prix historiques des produits et le fret sur 5 ans pour toutes les
principales sources dodéapprovisi onnement Aumig, dMioyen-@rient, Ak r o p e,
d®ri vees des donn®es d6Argus Medi a.

2. Les taux de fret sont des tarifs «Worldscale 2021 ».

Nous avons exécuté plusieurs itérations du modeéle pour les principales qualités de produits pétroliers
(essence, Jet, diesel et Fioul).

1. Essence en proveERahterdaBuoopm®di terran®e : | 6ess
exc®dent structurel en provenance dOéEurope. Cette
2. Gasoil du Moyen-Or i en't ou dbéEurope : Le gasoil et ddédaut |

excédentaires du Moyen-Orient.
3. HSFO de Med ou Houston : HSFO est importé en Asie de la plupart des autres régions, ce qui
détermine également la valeur CIF a Dakar.

Modélisation des raffineries

Nous avons envisagé une éventuelle nouvelle raffinerie de 100 kb/j pour le Sénégal. Cela aurait une capacité
suffisante pour répondreaux besoins du S®n®gal jusquben 2050.

Valeur du brut Sangomar

Alors que le brut Sangomar ne semble pas particuliérement bien adapté au traitement de faible complexité
i comme | 6hydroski mmage, son rendement sembl ementt r e mi
secondaire (ou fissuration).

Etant donné que la capacité de raffinage inutilisée en Europe est en grande partie distillée, le prix au

comptant du pétrole brut a généralement été basé sur la valeur de ses produits, en termes de rendement et

de qualit®. Cbdest c fedtutecdan® unacksai al¢ pétooke brgt.uAinsi, @rs domparant les

principaux indices de référence du pétrole brut ci-dessous, nous nous attendons a ce que le brut Sangomar

ait une valeur intrins que similaire "tégénéralémentuiesé | 6 Our
serait le Brent ou une autre qualité ouest-africaine.
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Figure 3 Rendements des Assays (wt. %)

£ G o
o o o
R R

Brent Bonny Light Urals Sangomar

mLPG mNaphtha = Kerosene mGasoil mVGO mResidue

Source: Consultant

Cependant, au cours des premiéres années de production, alors que la stabilité de la qualité du brut
Sangomar est mieux conprise et que son potentiel de fabrication de produits spéciaux tels que les huiles
lubrifiantes ou |l e bitume ndéa pas encore ®t ® ®tabl i,
appliquées sur les marchés internationaux.

Ici, en modélisant la marge de raffinerie, nous avons supposé une valeur de Brent moins 1,0USD/ bbl, ce
qui est notre base de prix a long terme prévue pour Urals.

Définition du rendement et corrélation historique

La modélisation de la marge du raffineur a été baséesul es donn®es dbéanalyse du brt
rendements prévus de la distillation. Pour chacun des autres procédési hydroskimmage, craguage

catalytique (FCC) ou hydrocraquage (HCU), des hypothéses standard ont été formulées en ce qui concerne

le reformage du naphta, la désulfuration et la valorisation des résidus.

La production du mod | e a ® ® corr ® ®e aux prix de r®
Figure 4 Marges de Raffinage
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Source: Consultant

Méthodologie de prévision des prix du pétrole brut et des produits

Prix du scénario de référence
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T Les pr®visions de prix ont ®t ® ® abor ®s en fonct
référence de 60 $ le baril de pétrole brut Brent en dollars réels en 2021 $.

1 Ladifférence de prix historique et les fourchettes de spread de fissures sont indicatives des valeurs
durables dans les prévisions.

1 Les changements fondamentaux du marché (en raison de la demande, des changements
réglementaires et de la qualité) se refletent dans les écarts et les écarts préis.

1 Les écarts de prix entre les régions sont maintenus en dessous des codts de fret interrégional (car le
commerce ferme tout arbitrage).

1 Les prévisions de prix sont testées en tenant compte des marges de référence conséquentes.

Propagations de fissures de raffinerie i perspectives pour les produits bruts et pétroliers
Fondamentaux ayant une incidence sur les prix :

T Ldessence, gui a ®t® pendant de nombreuses ann®e:
| 6i mportance, | a de man draellegénasupplantée maglediesebk i vement pa

1 Les perspectives a moyen et a long terme prévoient une nouvelle substitution par des véhicules
électriques et a carburant alternatif.

1 Enconséquence, nous constatons que les primes sont de plus en plus soysession & mesure que la
demande européenne diminue.

T LOEurope est struct ur el rhogame(@et et Gasoit) dapuist de dombredises t i | | a
années, et

T La dieselisation croissante des voitur e®xpgsiant i cul i
des voyages a®riens ont permis dbéatteindre quel que

T Nous pr®voyons que cette demande sera couverte pal

les primes de prix au pétrole brut resteront fermes.

1 Les marchés du mazout sontprincipalement | a production doéo®lectricit®
deux utilisations sont sous la pression des lobbyistes du changementclimatique, qui exigent des
réductions des émissions de CO2 et de soufre.

T Pour | a producti on d&é ®passadge au gaz, fui®aux énerdgies remounveldblesg u e u
telles que | 6®0olien ou | e solaire, et pour Marine
mazout de soufre, cela a provoqué le passage en gros a un mazout a trés faible teneur en soufre
(VLSFO) qui a lui-méme déclenché un changement dans le traitement des raffineries loin des
pétroles bruts a haute teneur en soufre.

1 Les bruts a faible teneur en soufre sont de plus en plus demandés, en particulier ceux qui peuvent
naturellement produire du VLSFO comme Bonny Light.

1 Sangomar, avec son soufre plus élevé, serait traité plus efficacement par une raffinerie complexe,
qui ne produit que de petites quantités de mazout.

| Ecarts de fissures en $US/baril (primes des produits au pétrole brut)

Figure 5 Primes de Cracking en US $/ baril (Primes par rapport au Brut)
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Source: Consultant

13
Elaboration d'un plan directeur pour le développement du secteur pétrolier et gazier

QED, PwC Advisory, Channoil, SLR



Rapport intermédiaire

Figure 6 Spreads de crack par rapport au Brent

Prix réels nominaux puis $/tonne 2019 a partir de 2019

GPL Naphta $/vous -100.0 | -100.0 | -100.0 | -100.0 | -100.0
N aphte UL95 - $/te 50.0 67.0 62.0 62.0 62.0
Essence Brent + $/bbl 5.0 5.3 4.5 4.5 4.5
Jet GO 0.1%S + $/te 40.0 55.0 55.0 55.0 55.0
Diesel GO 0,1%S +$/te 10.5 12.0 15.0 15.0 15.0
Diesel Brent + $/bbl 13.0 13.0 13.0 11.0 11.0
Mazout (0,5 % S) LSFO +$/te 70.0 70.0 66.0 65.0 65.0
Mazout (LS) Brent + $/bbl -125 | -150 |-155 |-155 | -155
Mazout (SH) LSFO- $/te 50.0 50.0 50.0 50.0 50.0

Source: Consultant
Modéle de hub

Paramétres de fonctionnement du hub

Léargument ®conomique en faveur dobéun centre ddéapprovi
| 6®conomie doéi mportation | a plus attrayante possible.
et dbébentreposage ( uevoir dirrdtementlas granessnavires utiisés poueles expéditions
intercontinentales de produits, et de ne pas dépendre de petits navires cotiers a des colts de fret plus élevés.

En outre, nous avons supposé que le nouveau centre serait relié aux instafitions de stockage existantes a
Dakar par un nouveau pipeline bidirectionnel et qu6un carrefour autoroutier ef
r®seau ferroviaire seraient construits pour acc®der °

compte po u r |l es services publics, | 6 aledinstallations sharg diteo,hes des p
pompes, | 6®qui pement de s®curit® incendie et |l es digu
On suppose que la raffinerie serait mise hors service et que le stockage des réservoirs &sinstallations hors

siteseraient r®affect®s pour °tre utilis®s dans | e cadr
option serait de conserver la raffinerie existante et

raffiner i e spabé@&udié lesradpacts@aonomiques de cette option alternative.
Capacité de stockage hub

Nous avons calcul® | es capacit®s de stockage sur | a |
intervalles de dix ans. Le stockage a été dimensionné endnction des projections de la demande que nous

avons calculées a la phase 1 et dont nous avons discuté ailleurs dans le présent rapport. La capacité de
stockage a ®t ® di mensionn®e pour permettre un 8e ock d

suppl!l ®mentaire de 30 jours ° des fins dobéburgence. Enf i
mi ni male du navire afin doéoptimiser | 6®conomie des im
Figure 7 Capacités de Stockage
Proa ockage disponible ockage obligatoire allle a a
O O d E O D O

GPL 20 0 20

Essence/Super 15 30 30

Distillat 15 30 60

Fioul 15 30 40

Source: Consultant

Codts en capital

Le mod |l e est bas® sur | d®ichwed Dtninesnemdntd esumd ®tpre;mise san s
de chaque tranche de capacit® de stockage. Le stockaea
capacité appropriée, de sorte que, par exemple, le stockage nécessaire en 2030 devrait étre constri t d 6 i c i
2029 et |l es d®penses dbéinvestissement sont ®chel onn®e
Figure 8 Colts en capital

Reépa on de 0 ost e ate

Capex de combustibles liquides $500 par m3

Dépenses en capital GPL $1,040 par m3

Contingences 20%

Capacité louée 80%
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Taux doé wutilisation du 12
Frais de renouvellement réservoir de Fioul en 20% % de la nouvelle construction
Dépenses de fonctionnement par m3 $6.5 par an
Investissement $m 2030 2040 2050
Y 10% 20.4 6.2 3.0
Y-1 30% 61.2 18.7 9.0
Y-2 60% 122.4 37.4 18.0
Y-3 0% - - -
204 62 30

Source: Consultant

Modele de revenus

Les sources de revenus suivantes peuvent étre présumées pour un terminal de plaque tournante
déapprovisionnement oapal®cak®esnéel | éai dat d® ®hypot h ses

1 Frais mensuels de CSO basés sur un stock de 30 jours
T Frais de stockage mensuels bas®s sur | a capacit® t
1 Frais de débit facturés par tonne sur le débit différentiel au-dessus des débits minimaux admissibles

Figure 9 Frais de Stockage et de Débit
alge ee olelircigers ore O
Reserve obligatoire 3.5
Frais de stockage
GPL 10.0
Essence/Naphte 5.0
Distillat (Carburant/Gasoil) 5.0
Fioul 6.0
Frais de tours de  réservoir

GPL 20.0
Essence/Naphte 8.0
Distillat (Carburant/Gasoil) 8.0
Fioul 8.0

Source: Consultant

2.3. Identification et évaluation des projets I Gaz

2.3.1. Producton do®l ectrici te®az®™ partir d

2.3.1.1.Description du projet

La production d'électricité au gaz se fait principalement par la combustion de gaz dans des turbines a gaz a
cycle combiné (CCGT), qui est la combinaison de la turbine a gaz a cycle de Brayton et de la turbine a vapeur
a cycle de Rankine. Dans le cycle d®8rayton, l'air de combustion est mélangé avec du gaz et enflammé. Les
gaz chauds résultants sont détendus a travers la turbine a gaz, entrainant le générateur et convertissant
I'énergie de rotation en énergie électrique. Dans le cycle de Rankine, I'eau esthauffée pour produire de la
vapeur qui est détendue a travers une turbine a vapeur, entrainant un générateur électrique. La chaleur
requise pour ce processus est dérivée des gaz d'échappement chauds du cycle de Brayton a travers un
générateur de vapeur arécupération de chaleur (HRSG) avec des températures de vapeur comprises entre
420 et 580 degrés Celsius. La vapeur évacuée est ensuite condensée et renvoyée par pompage la ou elle a été
chauffée. La chaleur est retirée du cycle par le systéme de circulabn d'eau. Les nouveaux CCGT ont un
rendement thermique HHV d'environ 52 -54% (LHV 57-60%). C'est beaucoup plus efficace qu'une centrale
électrique a cycle unique avec des rendements thermiques d'environ 3739% HHV (LHV 34 -36%).
L'efficacité thermique est affectée par la température de I'air ambiant - @ mesure que la température de l'air
ambiant augmente, la puissance de l'installation diminue en raison de la réduction du débit massique a
travers la turbine elle-méme.

Les conceptions des turbines des centrags électriques CCGT sont assez bien standardisées parmi les
fabricants. La classe F est considérée comme une unité CCGT a grande échelle typique avec une puissance
d'environ 400 MW - composée d'une turbine a gaz de 270 MW et d'un générateur de vapeur de ZBBMW,
bien que les configurations puissent varier selon les fabricants. Les valeurs nominales maximales pour les
installations de classe F sont actuellement de 300 MW pour une turbine a gaz autonome et de 450 MW pour
une configuration de turbine a gaz et a vapeur a arbre unique. Les usinesles plus grandes bénéficient
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d'économies d'échelle permettant des économies d'environ 25% sur les installations jumelées (par exemple
2 x 400 MW). Les économies proviennent principalement du partage des travaux de génie dvil, des
connexions au réseau, des installations de carburant et d'autres infrastructures de soutien.

La part du gaz dans |l a production doé®lectricit® 7~ | 6®
présentée cidessous.

Figure 10 Partdugazdansle mi x mondi al de production do6é®lectricit®
50
u Qi W Hydroelectricity M Other
Coal Nuclear energy

B Natural gas M Renewables

20

30

20
e

—_—
10
87 91 95 99 03 07 1 15 19 0
u Oil Nuclear energy B Other (includes sources not specified elsewhere
B Natural gas B Renewables e.g. pumped hydro, non-renewable waste and
Coal W Hydroelectricity statistical differences)

North America S. & Cent. America Europe CIS Middle East Africa Asia Pacific 0

Source: BP Statistical Review, 2020

Comme indiqu®, plus des deux tiers (68% de | a produ
naturel ou le charbon. Plus de la moitié de lacapacité se trouve dans deux pays, I'Egypte et I'Afrique du Sud.
L6£gypte contient environ 45% de | a capacit® de produ

contient environ 85% de la capacité de production de charbon. Hormis ces deux pays,la part de la
production d'électricité représentée par le gaz est de 44% contre 22% pour I'hydroélectricité, 12% pour le
pétrole, 9% pour le charbon et 6% pour les renouvelables.

Figure 11 Production d'électricité en Afrique par source (2019)
Coal Nuclear Hydro Renewables Other Total
Egypt 28.2 152.5 - - 13.4 6.5 - 200.6
South Africa 1.2 1.9 217.3 14.2 0.8 12.6 4.6 252.6
Other Africa 51.9 186.1 36.2 - 118.6 26.0 -1.8 417.0
Total Africa 81.3 340.5 253.6 14.2 132.7 45.1 2.8 870.1

Source: BP Statistical Review, 2020
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2.3.1.2.Le volume de ressource gaziére nécessite

Figure 12 Carte de Dakar et  alentours

\Mboro
Yakaar/Teranga gas [O\\[ arou
Ehoudos:

OfTobene Substation
3

Foret de
Bandia

Somone \éyMalicounda Wally
Sangomar gas bour— 1

Google

Source : Consultant
Plans actuels

Comme discuté dans le rapport de phase 1 et résumé edlessous, le gouvernement du Sénégal et la Senelec
ainsi que trois IPPs envisagent actuellement de convertir leurs centrales alimentées au HFO pour
fonctionner au gaz naturel.

Figure 13 Centrales a gaz (capacités existantes et conversion de la production thermique)
Station Propriétaire Début Capacité Estimation de la
déop®r at (MW) demande de gaz
(MMscfd)
Karpower Powership Karpower 2021 220 27.7
Bel-Air/Hann C6 Senelec 2021 93 8.5
Bel-Air/ TAG4 Senelec 2024 30 2.7
Cap-des-Biches-C4 Senelec 2025 30 2.7
CdB-Contour Global IPP 2024 88 8.1
Malicounda IPP 2024 120 11.0
Tobene- IPP 2024 115 10.5
Total 476 43.6

Source : Consultant, Senelec

Le gaz pour permettre la conversion des centrales a HFO sergartiellement fourni via les importations de
GNL du projet KARMOL FSRU (une joint -venture entre Karpowership et Mitsui OSK Lines), qui doit étre
opérationnel a partir de juin 2021. Karpower exploite un e centrale aHFO de 235 MW - un Powership situé
a Dakar depuis octobre 2019, qui est supposé étre convertiéchangépour fonctionner au gaz a une capacité
réduite de 220 MW une fois le FSRU en ligne. Le contrat avec Karpower devrait durer jusqu'en 2026.

Les plans de conversion de Senelec indiquent que l'usine Hann C6 de Bel Air sera convertie pour fonctionner

au GNL de la FSRU avant lafin de 2021 et l'usine TAG 4 de Bel Air en 2024. La poursuite de
I'approvisionnement en gaz de la FSRU aprés 2026 dépend du moment ou la production locale sera mise en

ligne et approvisionnée sur le marché local. Cependant, cela dépend également'une connexion par gazoduc

entre Cap des Biches et Bel Air, ce qui peut poser probleme étant donné la zone densément peuplée. Un

pipeline offshore pourrait étre envisagé. Si cela n'est pas non plus possible, I'approvisionnement en gaz des

usines de Bel Ar aprés 2026 est incertain. A Cap des Bichesle blocSenelCdetbs| 61 PP Contour
devraient étre convertis au gazen 2024-2025, mais ces usines vont étre basées sur 'approvisionnement en

gaz de la production indigéne une fois qu'il seradisponible. L'approvisionnement initial en gaz par le FSRU

n'est pas possible en raison des enjeux de développement d'une canalisatioentre Bel Air et Cap des Biches.

Encore une fois, un pipeline offshore pourrait étre envisagé.
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La conversion des IPP de Malicounda et Tobene est soumise au développement plus large du réseau gazier,
mais celles-ci sont de toute fagon plus proches des points d'entrée de gaz de Yakaaferanag et Malicounda.
La demande totale de gaz pour les centrales électriquesonverties au HFO est estimée a 44 MMscfd en
supposant un rendement moyen de 43% et une utilisation de 50%comme indiqué dans le tableau cidessus

En plus de la conversion des centrales HFO existantes, Senelec a également prévu le développement de
nouveaux projets de production d'électricité au gaz comme le montre le tableau cidessous.

Figure 14 Nouvelles capacités de production électrique au gaz
Station Propriétaire Début Capacité (MW) Estimation de la
déop®r at demande de gaz
MMscfd
Cap des Biches dual WAE 2024 300 37.8
Mboro PS IPP 2024 300 37.8
St Louis PS IPP 2025 225 28.3
Cap des Biches EPC Senelec 2025 120 15.1
New CCGT Candidates IPP 2025-2035 1200 151.2
Total 2145 269.6

Source : Consultant, Senelec

Quatre nouvelles centrales au gaz devraient étre développées a Cap des Biches (x2), Mboro et St Louis et
devraient étre mises en service en 2024/2025. Avec un temps de construction d'environ 2 ans, une décision
finale d'investissement devrait étre prise d'ici 2022/2023. La Senelec a prévu une autre capacité de 1200
MW d'électricité au gaz pour une mise en service au cours de la période 20252035, susceptible d'étre
développée dans la région deCayar / Mboro, ou l'approvisionnement en gaz du champ de Yakaar-Teranga
devrait arriver a terre. La demande totale de gaz pour les nouvelles centrales électriques est estimée a 270
MMscfd en supposant un rendement moyen de 50% et une utilisation de 80%.

Potentiel pour une nouvelle production d'électricité au gaz

Les plans susmentionnés pour le développement de nouveaux CCGT (y compris les nouveaux candidats au
CCGT) et la conversion des usines de HFO existantes (ainsi que les hypotheses actuelles de Senelec pour le
déclassement des usines de HFO converties et norconverties) sont présentés dans la projection Mix
énergétique pour Sénégal dans le graphique cidessous. Par souci de simplicité (et sans détails sur les
nouveaux développements potentiels d'énergies renouvelables), nous avons conservé les hypothéses de
capacité pour les autres formes de production d'électricité a leurs niveaux de 2021 (solaire PV 228 MW,
hydro 203 MW, éolien 150 MW et charbon 125 MW).

Figure 15 Mix énergétique du Sénégal projeté - Planifié
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HFO HFO Converted to Gas s KARPOWER I New Gas
Further Gas  Hydro . Coal Solar PV
mm Wind = Peak Demand MW = ====Reserve Margin %

2018 2019 2020 2021 2025 2030 2035 2040 2045 2050

Peak Demand 641 710 787 938 1386 1992 2617 3058 3561 4021
Heavy Fuel Oil 906 671 671 578 119 51 51 0 0 0
HFO to Gas 0 0 0 93 356 356 261 168 168 0
New Gas 220 1065 1365 2265 2265 2265 2265
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Hydro 75 75 123 305 436 436 436 436 436 436
Coal 125 125 125 125 125 125 125 125 0 0
Solar PV 143 166 226 226 291 201 201 291 201 291
Wind 55 159 159 159 159 159 159 159 159
Margin 95% 54% 66% 58% 84% 43% 37% 13% -7% -22%

Source: Consultant

lacapacit® totale de production do6é®l ectricit® est
sur les hypothéses de Senelec jusqu'en 203%indiqué ci-dessous) et extrapolées a 2050 en fonction de la
relation historique entre la puissance de pointe et le PIB, en utilisantles mémes projections du Consultant
pour le PIB, comme indiqué dans la section 1.6.2.4.D'ici 2026, nous supposons que la population du Sénégal
passera a 19 millions d'habitants avec un PIB de 20 000 milliards de FCFA avec une demande totale
d'électricité de pointe de 1 500 MW sur la base des projections du FMI et de la Senelec. Notez que les
projections du FMI s'arrétent a 2026. D'ici 2050, nous supposons que la population du Sénégal passera a
28 millions d'habitants avec un PIB de 40 000 milliards de FCFA avec une demande totale d'électricité de
pointe de 4 000 MW.

Figure 16 Demande de pointe vs proje ctionsde PIB
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Source: Consultant, Senelec

Commele montre la figure 6, la capacité totale de production d'électricité disponible a toujours été suffisante
au-dessus de la demande de pointe avec une marge de réserve d'environ 80% en moyenne entre 2013 et
2021. A mesure que la demande de pointe augmenteglle diminue a 60% vers 2024, & environ 35% vers
2028 et moins de 30% d'ici 2035. Le niveau approprié de marge de réserve dépend du mix de production,
du niveau de production intermittente, de la capacité des consommateurs a réduire la demande et de la
robustesse du réseau.

Afin de maintenir une marge suffisante au-dessus de la demande de pointe, une nouvelle capacité de
production d'électricité sera nécessaire aprées 2035, en plus des 1200 MW des nouveaux candidats a la CCGT
déja supposés étre construits aucours de cette période. Si la demande de puissance augmente comme
indiqué ci-dessus, alors 1800 MW supplémentaires provenant d'autres nouveaux candidats au CCGT
pourraient étre justifiés comme le montre la figure 7 ci-dessous. L'emplacement de ces nouve#ls centrales
est incertain, mais il n'existe actuellement aucun projet de développement d'infrastructures et de centrales
électriques a l'intérieur des terres, car la plupart de la demande devrait se situer autour des zones cétieres
les plus densément peupées.

D'ici 2040, cela donnerait au Sénégal une capacité totale de production d'électricité au gaz d'environ 3000
MW. Cela serait similaire a la capacité électrique actuelle au gaz au Ghana (~ 3500 MW) ou le gaz représente
environ 60% du mix électrique et le reste composé principalement d'hydro (36%) et trés peu d'énergies
renouvelables. Le Ghana vise & maintenir une marge de réserve d'environ 70%, mais cela est probablement
da a la part de I'hydroélectricité dans le mix énergétique, a l'impact des changements hydrologiques et a la
nécessité de gérer les risques d'électricité intermittente ou incertaine. Sans de nouveaux ajouts a I'énergie
solaire, hydraulique ou éolienne, la capacité de production non thermique du Sénégal en 2040 serait un peu
inférieure a 20%, mais sa contribution en GWh serait probablement plus faible et sa marge de réserve prévue
devrait en tenir compte. D'ici 2050. Le tableau ci-dessous montre que la capacité non alimentée au gaz
représenterait environ 12,5% de la capacité totale, avec ne marge de capacité de 16%l est attendu qu'il y
ait une capacité renouvelable supplémentaire ajoutée au cours de cette période et qu'il puisse y avoir des
changements dans la relation entre la demande de pointe et la demande moyenne couplée a la croissice
économique, a I'électrification accrue et aux changements dans les habitudes de consommation. Ainsi, bien
que la marge de capacité de 2050 soit inférieure a celles de la période de planification actuelle de Senelec
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(jusqu'en 2035), elle reste une hypathése de planification raisonnable aux fins de la détermination de la
stratégie gaziere.

Figure 17 Senegal Power Mix projeté avec nouvelles CCGTs
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Source: Consultant

L'application des mémes hypothéses d'efficacité et d'utilisation que celles décritesci-dessus pour le HFO
converti (rendement moyen de 43% et utilisation de 50%) et les nouvelles centrales CCGT (rendement
moyen de 50% et utilisation de 80%) donne les prévisions de demande de gaz suivantes pour la production
d'énergie. Notez que la demandede gaz jusqu'en 2024/2025 sera satisfaite par I'approvisionnement du
KARMOL FSRU ou jusqu'a ce que la production locale soit en ligne a partir de YakaarTeranga, Sangomar
et / ou GTA - L'approvisionnement en gaz est discuté plus en détail dans lasection 2.3.8.
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Figure 18 Sénégal - Demande de gaz projetée pour I'électricité

600
500

400

MMscfd
w
Q
(=]

200

100

SN 3585882E883 88582855333 9853%%8
o~ ~ ~ ~ o~ o~ o~ o~ o~ ~ ~ o~ o~ ~ o~ o~ o~ o~ o~ o~ o~ o~ o~ ~ ~ ~ o~ o~ o~ o~
HFO Converted to Gas . KARPOWER I New Gas
Further Gas == Senelec Gas to Power Demand

2022 2023 2024 2025 2030 2035 2040 2045

HFO to Gas 9 9 9 30 33 33 24 15 15 0
New Gas 0 0 0 91 134 172 285 285 285 285
KARPOWER 0 28 28 28 28 0 0 0 0 0
Further Gas 0 0 0 0 0 0 0 76 151 227
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Source: Consultant

Nous comparons nos prévisions de demande de gaz en électricité aux prévisions de Senelec également
présentées dans le graphique et le tableau eidessus. Les prévisions de Senelec ne sont fournies que jusqu'en
2035. Les hypothéses de Senelec en matiére d'@tacité et d'utilisation thermiques sont plus élevées pour
certaines des nouvelles centrales; cependant, lediypothéses pour |'utilisation de certaines centrales a fuel
lourd converties sont bien en dega des 50% supposés dans nos calculs (de l'ordre de 48418%).

Ces faibles taux doéutilisation pr®vus r®sultent de
converties resteront marginalement plus chéres que les nouvelles entités et que les unités EnRSi cela
conduisait a un exces depuissance audela de la demande intérieure, le potentiel d'exportation vers les pays
voisins via les initiatives d'interconnexion électrique existantes - OMVS (Organisation de Mise en Valeur du
Fleuve Sénégal avec le Mali, la Guinée et la Mauritanie) et OM/G (Organisation de mise en valeur du fleuve
Gambie avec la Gambie, la Guinée et la Guinée Bissau)pourrait étre envisagée. Cela nécessiterait une mise

a niveau du systeme de transport d'électricité qui, selon nous, est actuellement en cours et dépendrdi
également des niveaux de demande d'électricité dans les pays voisins et des écarts de prix relatifs entre le
Sénégal et ses voisins.

2.3.1.3.Les analyses économiques et financiéres réalistes

Colts Capexet Opex

Les colts d'investissement pour les CCGT sont'environ 1 000 & 1 200 USD / kW ou 1 a 1,2 million de USD
pour chaque MW de capacité. Les colts devraient rester relativement stables a moyen terme, car la demande
de CCGT a I'échelle mondiale devrait rester forte et, par conséquent, les colts ne devraigrpas chuter par
rapport aux niveaux actuels.

Les colts de conversion des usines de mazout lourd au gaz sont supposés étre de 200 $/ kW pour les usines
plus récentes et de 300 $ / kW pour les usines plus anciennes (plus de 15 ans) selon legéférences de
l'industrie. Ces hypothéses sont conformes aux propres hypothéses de Senelec. Aucune des centrales n'a été
congue pour étre bi-alimentée et nécessite donc une conversion compléte pour fonctionner au gaz. Wartsila

a déja été contracté pour corvertir le projet Bel -Air C6 de 93 MW. Les six moteurs Wartsila 46 existants de
l'usine seront convertis en six moteurs bicarburant Wartsila 50DF d'ici la fin de 2021. Certaines des usines
sont encore relativement nouvelles et n'ont peut-étre pas entierement remboursé leurs codts
d'investissement initiaux (supposés a 1,2 million de dollars par MW) . Une hypothése a donc été faite pour
la valeur dépréciée qui est supposée linéaire sur 15 ans. Ajouté au co(t de conversion, cela donne un Capex
actuel total pour l'usine comme indiqué ci-dessous.
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Figure 19 Hypotheses sur les colts de conversion des centrales électriques existantes

Nouvelles centrales 300 - 360 - - - 360 16.2
Centrales
existantes
Bel -Air C6 60 2006 72 72 0 12 12 3.2
Bel-Air C6 33 2013 39 21 18 7 25 1.8
Cap-des-Biches-C4 30 2003 36 36 0 9 9 1.6
CdB-Contour Global 88 2016 106 35 70 18 88 4.8
Maliconda-IPP 120 2021 144 0 144 24 168 6.5
Tobene-IPP 115 2016 138 46 92 23 115 6.2
Hypothéses - A=1.2xMW B=15 C=A-B D=$200 - E=C+D F=Ax4.5%
years 300 x
A/1000

Source: Consultant

Les codts d'investissement (Capex) pour les nouvellescentrales au gaz sont supposés étre d'environ 1,2
million de dollars par MW et les colts d'exploitation (Opex) sont supposés étre équivalents a 4,5% x Capex
d'origine par an. Cela donne un Capex d'une nouvelle usine de 300 MW de 360 millions de dollars etun
Opex de 16,2 millions de dollars / an. Les estimations des co(ts d'investissement et d'exploitation seront
utilisées pour évaluer le colt actualisé de I'énergie pour chacune des centrales selon différentes hypothéses
de prix du gaz.

Remarque: Les exercices détaillés d'établissement des colts ascendants constituent une partie importante

des études de faisabilité entreprises par les consultants en ingénierie et présentent généralement des écarts
de +/- 30% par rapport aux estimations de codts fournie s. Pour ce plan directeur, nous avons supposé des
estimations de codts plus élevées que celles entreprises pour de telles études de faisabilité.

Colt de I'énergie nivelé

Nous avons entrepris une analyse économique (actualisation des flux detrésorerie ou DCF (« discounted
cashflow ») pour déterminer un tarif compétitif pour la production d'électricité sur la base d'hypothéses
relatives aux codts (estimations CAPEX et OPEX discutées cidessus), au niveau d'endettement (avec une
simple répartit ion des fonds propres, illustrée ci-dessous) et au chiffre d'affaires (frais de péage, capacité) et
autres hypothéses financiéres / commerciales. Les codts / tarifs unitaires sont déterminés en divisant le
revenu annuel minimum requis pour couvrir les colt s d'investissement et d'exploitation (du modéle DCF)
par I'énergie produite chaque année plus le co(t de I'approvisionnement en gaz.

Figure 20 Hypothéses sur les codts de conversion des centrales électriques
Partage équitable 30%
Rendement des capitaux propres 20%
Part de la dette 70%
Codt de la dette / intéréts 10%
Taux de couverture 1.43
Dépréciation 20 ans
Imposition 30%

Source: Consultant

Nous estimons les co(ts de production d'électricité pour les centralesélectriques dans les différentes régions
selon une approche par étapes basée sur le moment ou les centrales sont supposées étre mises en service.
Nous supposons un scénario ou l'approvisionnement en gaz provient des champs de Yakaaileranga et
Sangomar. Canpte tenu de I'exigence a court terme de la FSRU, I'offre se concentre sur la production locale.
Nous supposons un prix du gaz de 4 $/ MMBtu a la plage (ou le gazoduc offshore arrive a terre) et un codt
moyen du gaz. D'autres scénarios d'approvisionnement(y compris avec du gaz de GTA) et les détails du co(t
d'approvisionnement en gaz sont discutés dans lasection 2.3.8.

Dans la phase 1, nousavons supposé |'approvisionnement en gaz pour la conversion des usines de HFO
existantes et le développement de nouveaux CCGT avec des usines en ligne de 2021 a 2025. Nous supposons
également que 25MMscfd pour les clients industriels existants passeront au gaz naturel d'ici 2025. Dans la
phase 2, noussupposons l'ajout des nouveaux candidats CCGT de 1 200 MW ainsi que 3%Mscfd de
nouveaux clients industriels d'ici 2035. Dans la phase 3, nous supposons l'ajout de 1800 MW
supplémentaires entre 2035 et 2050. Les volumes d'approvisionnement en gaz des usines des différentes
régions sont indiqués dans le tableau cidessous.Un « breakdown » détaillé est fourni dans la section 2.3.8.
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Figure 21 Exigences d'approvisionnement en gaz a Dakar et dans les régions environnantes
d poro/Tobene/Kaya Bel -A aB endo allcoundaa
Phase 1(2021-2025) 48 24 76 11
+ Phase 2(2026-2035) 151 7 24 18
+ Phase 3(2036-2050) 151 0 28 103
Total 350 30 128 132

Source: Consultant

Au fur et a mesure que les volumes fournis augmentent via le réseau, cela réduit le colt de
I'approvisionnement en gaz des centrales électriques, ce qui a son tour réduit le colt de I'électricité. En outre,

les centrales plus anciennes qui ont été convertes a partir de HFO seront moins chéres que les plus récentes
avec du capital a rembourser, et lescentrales supposées fonctionner avec une utilisation plus élevée ou avec

un rendement plus élevé seront moins chéres que celles dont l'utilisation ou I'efficacité supposée est

inférieure.

Le colt actualisé de I'énergie des centrales électriques nouvelles et converties (points orange) ainsi que les
co(ts de transport du gazoduc et le prix du gaz résultant (barres grises) dans les différentes régions sont
indiqué s ci-dessous.Les hypothéses de prix du gaz et de colts de transport sont basées sur un prix moyen
pour chaque zone, en prenant la moyenne entre le prix YakaarTeranga et Sangomar ou le prix Yakaar
Terangaet GTA, comme discuté plus en détail dans la secthn 2.3.8.

Figure 22 Phase 1 - Conversion des usines existantes de mazouts lourds et des nouveaux CCGT
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Figure 23 Phase 2 - Nouvelles CCGT Candidates 2026 - 2035
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Figure 24 Phase 3 - Nouvelles CCGT Candidates 2036 - 2050
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Source: Consultant

Comme indiqué ci-dessus, dans la phase 1, les prix de I'électricité varient entre 75 $ / MWh a Cap des Biches
/ Bel-Air et 125 $ / MWh a Malicounda. Le codt de la production d'électricité est plus élevé a Malicounda
compte tenu de l'utilisation et du rendement inférieurs supposés pour une usine de HFO convertie qui est
encore relativement nouvelle et a une plus grande proportion de capital a rembourser. Au cours de la phase
2, les prix de I'électricité chutent entre 65 $/ MWh a Cap des Biches / BelAir et 113 $ / MWh & Malicounda
avec des co(ts d'approvisionnement en gaz plus faibles étant donné que des volumes plus importants sont
fournis dans toute la région. Au cours de la phase 3, les prix de I'électricité chutent encore entre D $/ MWh

a Cap des Biches et 108 $/ MWh a Malicounda, avec une baisse des colts d'approvisionnement en gaz étant
donné que des volumes plus importants sont fournis. A noter que lors de la phase 3, les usines converties de
Bel-Air et Cap des Biches sont @éclassées en 2037 et 2034 respectivement. Le coilt de production d'électricité
a partir des nouveaux CCGT se situerait entre 70 et 85 $ / MWh selon le colt moyen de I'approvisionnement
en gaz pour les différentes phases.

Etant donné que le codt de la charged'alimentation en gaz représente une grande partie du codt global de
production d'électricité, des prix de fourniture de gaz plus élevés ou plus bas entraineraient des changements
importants dans les prix de I'électricité. Ci-dessous, nous comparons le cGt de ventilation de la production
d'électricité en supposant 4 $ / MMBtu a la plage (comme ci-dessus) par rapport aux prix du gaz de plus en
plus bas.
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Figure 25 Phase 2 Répartition des co(ts de production d'électricité @ $4/MMBtu  Prix Gaz
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Figure 26 Phase 2 Répartition des codts de production d'électricité @ $ 3/MMBtu Prix Gaz
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Marge 18 18 6 1 0 18 7 8
Revenus 148 148 45 30 7 144 58 55
Prix $/MWh 72 72 90 56 56 70 70 105
Source: Consultant
Figure 27 Phase 2 Répartition des codts de production d'électricité @ $ 5/MMBtu  Prix Gaz
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2.3.1.4. Exigences en matiére d'infrastructure

Les besoins d'infrastructure concerneraient principalement le réseau de transport de gaz et le réseau de
transport d'électricité. La production d'électricité étant de loin le plus gros consommateur de gaz, le réseau
de transport de gaz devrait étre développé en fonction de I'emplacement de la centrale de production
(actuelle et prévue). D'autres grands projets d'exportation de gaz seront probablement basés sur la céte ou
a proximité du | ieu ol le gaz arrive a terre et n'auront donc pas besoin d'étre connectés au réseau de transport
de gaz intérieur (sauf pour la sécurité de l'approvisionnement, qui est moins problématique que
consommateurs électriques ou industriels). Avec la planificatio n de grandes centrales électriques a Dakar et
dans la région environnante, cela fournit des charges d'ancrage suffisamment importantes a chaque point
du réseau de gaz pour réduire le colt de I'approvisionnement en gaz des centrales électriques et des pesit
clients industriels situés a proximité.

Comme indiqué dans le tableau cidessus, I'approvisionnement en gaz de YakaafTeranga devrait arriver a
terre & Mboro ou Kayar ou a proximité et l'approvisionnement en gaz de Sangomar est supposéarriver a
terre pres de Malicounda. Par conséquent, les besoins en gaz dans ces zones n'affecteront pas la capacité du
réseau de transport de gaz a fournir du gaz plus a l'intérieur des terres, par exemple au Cap des Biches.

La conversion des IPP de Malicounda et Tobene essoumise au développement plus large du réseau gazier,
mais celles-ci sont de toute fagon plus proches des points d'entrée de gaz de Yakaaferanga et Malicounda.,
158 MMscfd de gaz devraient donc étre transportés en moyenne vers ces zones. Si l'approvishnement en
gaz de GTA était inclus, cela nécessiterait le développement d'un pipeline de St Louis a Mboro, mais les flux
de Mboro a Cap des Biches seraient les mémes.

La capacité du gazoduc MborcCap des Biches dépendrait du niveau de flexibilité de I'approvisionnement
en gaz requis. Si toutes les centrales du Cap des Biches et de BAir devaient fonctionner a 90% d'utilisation,
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cela nécessiterait pres de 200MMscfd . La demande a BelAir étant bien moindre qu'a Cap des Biches, seule
une petite ligne d'embranchement offshore serait nécessaire pour BetAir.

Un « breakdown » détaillé est fourni dans la section 2.3.8.

En termes de transmission de puissanceélectrique, cela est évidemment disponible pour les centrales
électriques HFO existantes, mais devrait étre agrandi pour tenir compte de la forte augmentation de capacité

deshouveaux CCGT, en particulier de Mboro |/ Kayar .

électrique est en cours.

2.3.1.5.Les retombéeset implications pour le Sénégal

Une des principales raisons du passage de la production d'électricité alimentée au mazout loud a I'énergie
alimentée au gazsont les économies de co(ts réaliséegrace augaz par rapport au HFO comme combustible,
comme indiqué dans le tableau cidessous. Comme indiqué dans la section cidessus, les prix de I'électricité
pour les centrales au gazconverties et nouvelles sont estimés respectivement entre 70 et 100 $ / MWh et
70-85 $ / MWh. Cela se compare aux niveaux de prix actuels d'environ 146160 $ / MWh (80 -90 FCFA /
kWh) basés sur la production d'électricité principalement alimentée au HFO. Nos conclusions sont étayées
par des hypothéses sur le colt de construction et d'exploitation de la CCGT, dont un colt de la dette a 10 %,
un ROE de 20 % avec des prix du gaz a6 $/MMBtu. Pour que la centrale électrique au gaz soit moins
économique que lacentrale HFO existante, les prix du gaz devraient étre supérieurs a 10 $MMBtu, ce que
nous ne considérons pas plausible.Le mode de développement des futures centrales au gaz reste a

d®t erminer (centrales propres Senelec ou | PP), ma i

N o

q

| 6®l ectricit® pour | e syst me sera |l argement favorabl
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Une fois que le gaz domestique sera disponible, la conversion de l'usine existante alimentée au HFO et le
développement de nouveaux IPP alimentés au gazéduiront les émissions.

En termes de développement de projet, la construction et I'exploitation d'une centrale électrique au gaz sont
bien comprises et relativement simples. Les principales considérations sont I'emplacement du site, les
exigences en matiée d'infrastructure - & la fois pour le raccordement au réseau électrique et pour
I'approvisionnement en gaz, les plans d'exploitation, par ex. estce que l'usine doit fonctionner a charge de
base ou a mivaleur, comment cela vat-il changer au fil du temps et tout impact sur les calendriers de
maintenance et d'investissement a mi-vie. Notre compréhension est qu'il n'y a pas de sites concrets identifiés
pour les nouvelles CCGT aprés 2025, mais ils sont susceptibles d'étre construits dans les zones urbaines
cotieres ou la demande est la plus élevée. La Senelec dispose d'un plan & long terme jusqu'en 2035, qui prend
en compte la demande, les prévisions d'exploitation et le parc.

Les réserves de gaz projetées assurent une sécurité d'approvisionnement significatement accrue pour le
Sénégal. lls sont plus que suffisants pour répondre a la demande de gaz pour alimenter les centrales
électriques au gaz pour leur durée de vie technique, non seulement pour la centrale du plan a long terme de
Senelec, mais aussi pouila centrale supplémentaire que nous avons identifi€e comme étant nécessaire pour
répondre a I'électricité demande sur la période 2035-2050. L'utilisation du GNL dans l'intérim permet de
commencer la conversion sans dépendre du calendrier des projets d'exjpitation des champs gaziers. En
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supposant que le contrat Karpower puisse étre prolongé, I'utilisation du GNL offre une protection contre les
retards dans la disponibilité du gaz domestique.

L'un des principaux avantages de l'option gas-to-power est l'impulsion qu'elle donne a la croissance
économique et au développement des compétencest des capacités au sein de I'économie locale. Il y aura
des besoins en emplois dans la construction de la centrale électrique elleméme, l'infrastructure associée (a
la fois gaz et électricité) et dans I'exploitation et la maintenance. Bien que ceuxci puissent avoir besoin d'étre
importés au départ, les programmes de transfert de connaissances et de formation permettront la croissance
d'une base de compétences nationales. électricité moins chére aura des retombées bénéfiques pour les
industries, les entreprises commerciales et les consommateurs d'électricité domestiques. Nous nous

attendons a ce que cela entraine une utilisation accrue de I'électricité pour des activités élles que la
climatisation et la cuisine.

Nous avons proposé I'idée d'exporter I'excés d'électricité vers les pays voisins & moyen et long terme. A notre
avis, la priorité devrait étre d'utiliser le gaz pour fournir une électricité moins chére aux consomma teurs
industriels, commerciaux et domestiques du Sénégal et pour soutenir la croissance économique.
Initialement, I'électricité au gaz sera nécessaire pour répondre a la croissance attendue de la demande
intérieure, mais avec le temps, il y aura probablement une certaine capacité de réserve et/ou la possibilité
de développer de nouvelles centrales spécifiquement pour le marché d'exportation. Cela dépendra d'un
certain nombre de facteurs, notamment de la capacité de linfrastructure de transport et des
inter connexions, de la demande d'électricité dans les pays voisins, des écarts de prix relatifs, de I'utilisation
des redevances du systéme et du niveau des pertes techniques. Notre analyse n'inclut pas les centrales au
gaz spécialement développées pour les exgrtations, mais nous nous attendons a ce qu'il y ait de petits
volumes d'électricité disponibles pour augmenter les niveaux d'exportation, avec un potentiel de hausse
supplémentaire. Le Sénégal pourrait étudier la possibilité de vendre une alimentation électrique
excédentaire aux pays voisins via les interconnexions électriques OMVS et OMVG existantes. OMVS et
OMVG seront tous deux connectés au pool électrique ouestafricain, via un réseau de transport de 1 677 km
225 kV capable de supporter 800 MW. Les exportations d'électricité n'ont pas été examinées en détail par
la Senelec mais doivent étre approfondies.

Il existe une volonté politique claire de convertir les centrales au HFO existantes et de développer de
nouvelles IPP au gaz. Nous constatons un fort sutien politique pour le développement des infrastructures
de gaz et d'électricité qui devront avoir lieu en parallele pour maximiser les avantages économiques.

Dans le cadre de cette option, de nouveaux acteurs entreront a la fois sur les marchés du gaz de I'électricité,
développant les marchés et permettant d'envisager une certaine libéralisation du marché a moyen terme.
Avec les IPP, il est possible de permettre I'échange d'électricité, soit entre les producteurs et les fournisseurs
aux clients finaux, soit directement avec les gros clients. Cela nécessiterait un développement plus poussé
des régles du marché, de la réglementation et des contrats associés.

Pour faciliter |l a mise en Tuvre, il est e sdiRPrettlas e | g u ¢
développeurs d'infrastructures soient clairs sur les structures réglementaires régissant les secteurs. Cela

inclura les questions juridiques et fiscales, la clarté sur les restrictions sur les personnes pouvant assumer

différents rdles au sein du secteur (par exemple, un producteur peut-il également fournir des clients finaux)

? La compréhension des priorités d'utilisation du gaz dans le cas d'une panne imprévue sera importante et

peut avoir des implications pour le stockage sur site si la certrale électrique est située le long du méme

gazoduc.

Notre analyse fournit des points de vue sur les dépenses d'investissement et les besoins de financement des
CCGT dans différents scénarios. L'enjeu majeur lié au financement de la production au gaz est trdre
environnemental, compte tenu de I'objectif & long terme d'un monde bas carbone. En particulier & court et
moyen terme, le fait que le Sénégal remplace la production au HFO par une production au gaz plus efficace
et plus propre encouragera les finanders. A plus long terme, il sera important pour le Sénégal de démontrer
clairement pourquoi la production d'électricité au gaz doit continuer & jouer un rbéle majeur dans son
économie et comment le secteur du gaz soutient le développement des énergies renotelables
intermittentes, réduisant ainsi les augmentations potentielles des émissions dans d'autres domaines. et
comment la centrale minimise ses propres émissions grace a l'utilisation de la technologie.

Bien que la centrale électrique au gaz soit plus respectueuse de I'environnement que la centrale HFO
existante, il y a toujours des émissions associées. Les centrales hydroélectriques, éoliennes et solaires sont
toutes plus propres. Cependant, il existe des limites au niveau des opportunités hydroélectriques au Sénégal,
et les niveaux hydrologiques futurs doivent également étre pris en compte lors de la prévision du niveau de
production attendu de la centrale hydroélectrique. Les centrales solaires et éoliennes sont intermittentes et
nécessitent donc une almentation de secours. Le co(t et la capacité des technologies renouvelables aprés
2035 sont encore incertains, nous nous attendons donc a ce que la production d'électricité au gaz au Sénégal
joue un rdle clé d'ici 2050, bien que nous nous attendions égalenent a voir une production renouvelable
supplémentaire proposée dans les plans de Senelec.
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Le projet de production doé®l ectricit® ~ partir du

positives. Les émissions de GES seront réduites par rapporiu scénario « Business As Usual (BAU) », ce qui
aidera |l e S®n®gal ~ respecter ses engagements de
de HFO réduira les émissions de NOx, de SO2 et de particules fines (polluants atmosphériques). €pendant,
une augmentation des émissions de CO (polluant atmosphérique) est attendu par rapport au scenario BAU.
La r®duction des ®missions contribuera fortement
aura, par conséquent, un impact postif sur la santé humaine. Les estimations des émissions de GES et de
polluants atmosphériques, ainsi que les estimations de réduction des émissions par rapport au scénario BAU
sont présentées dans le rapport de la Phase 3.

La libération des emprises nécessaire pour la construction des installations de traitement et de transport de
gaz, n®cessaire pour | a mise en Jjéeonomiguesdnégatiisretocgla dst,
évalué dans le rapport de la Phase 3.
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2.3.2. Projets Industri els (Miniers inclus)

2.3.2.1.Description du projet

L'utilisation industrielle du gaz naturel se divise généralement en trois catégories :

il

=A =

la chaleur de procédé lorsque le gaz naturel est utilisé au cours de la fabrication pour fournir de la
chaleur directe, par exemple pour le séchage ou pour la fusion des métaux, ou dans des fours (par
exemple : ciment);

la vapeur de processus, ou le gaz naturel chauffe I'eau et la vapeur est utilisée pour divers processus;

comme matiére premiére, ou les propriétés chimiques du gaz, c'esta-dire du méthane, sont une
matiére premiére - I'engrais ammoniac-urée en est un exemple.

La demande du secteur industriel peut représenter une part majeure de la demande totale du gaz. Les
industries qui nécessitent un apport énergétique important sont la production de ciment, de produits
alimentaires, de textiles, de produits chimiques, de métaux, de verre et de céramique.

Le secteur industriel a un rble clé dans I'économie sénégalaise, représentant environ 16% du PIB. Les
secteurs qui devraient contribuer a la croissance sont les produits chimiques, les matériaux de construction

et es secteurs de | a fabrication g®n®r al e. Les peti
industrielle du Sénégal, dont la majorité est située autour de Dakar.
Des plans nationaux de développement récents qui incluent des évaluations et des perspectives pour le
secteur industriel ont ®t® pris en compte pour <cette
et de Développement Territorial, 2020 (PNADT) et | e Pl an S®n®gal Eme2Agent ,
Figure 29 Plan industriel de développement au Sénégal
1 " 4 PNADT HORIZON 2035 — Limite d'état
i Répartition spatiale des types d'industries e @ T |___ Limite de département
= 4 @t ®. uediawaye W, Region Dakaroise
) e AR i Hydrographie
\o ,I ; @ @ N - - %J Types d'industries
- i I,J ® Dagana B ”::: Bl ak; 45«% @ Industrie agro-alimentaire
g ; ~ = @ Industrie chimique et engrais
=z Saint-Louis ® ) y Industrie cosmétique
o @ industrie de bois et papier
< Leuga b ) 8 ~ @ Industrie de tannerie
} a ® Th T | 88 s ey
= s 7 Linguére :,' % Industrie métallurgique
< & Kvamer e : X a Industrie pétroliére
Tivaouane anérou Kanel p ndustrie textile
™ @ Bambeynioumel ® : ®_"n\ ’ : :n:us:rie trie :‘errerie
v a_J'l/' Thies 63 Moagks N 38 \_’;r Agropoles
= Mbour & { %] Agropole Casamance
;gg L Ghingbinéo LA;LZT_ Koumpentoum / *-‘\ [=- 1Agropole Oriental
A\ Agropole du socle
@® ® Birkelane Koungheul ® B Bakel :\Azrosolc de la zone Horticole
| Kaolack ® Goudiry \ [ Agropole Nord
z Kaffrine ) 4 J | EEAgropole Centre
‘oundiougne > o . : E
<« F - e Nioro du rip__ @® Tambacounda 2 & “\
N GAMBIE v ), - “:«'
o e 3
° lzz)ur\kiling 'giﬁ:’;f“""m s 3 E MALI
) Sdtions {aip O. Kolda P & ",)
' . e L, e @ w
Oussouye @ .; > ® - ) \ ‘? = \Salémata & % - "ﬂ",-
o _Ziguinchor — i R e 4
GUINEE BIssau ! 0, 19 Xokmeuines Source: ANAT,2018|
L Réalisation: ANAT, Octobre 2018

Source: PNADT

ciur

Le développement des zones économiques spéciales (ZES) ainsi que d'autres zones industrielles sont au

d e s gpuveanensent gauwr I'expansion de I'économie et de la production manufacturiére. Les

trois premiéres ZES en cours de développement sont les ZES Diamniado, Sandiara et Diass, qui soutiennent

déja lI'expansion des industries manufacturiéeres.
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Figure 30 ZES au Sénégal
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L'expansion du secteur minier fait également partie intégrante de la croissance du secteur industriel au sens

large. Il existe des zones dotées de ressources importantes, notamment les matériaux nécessaires a

ala

production de ciment, d'engrais, d'acier et de produits chimiques. Le Sénégal posséde d'importantes

ressources minérales, notamment du phosphate, du calcaire et de la barytine, ainsi que des métaux précieux
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2.3.2.2. Le volume de ressource gaziére nécessite

Une grande partie du secteur industriel/manufacturier au Sénégal consomme actuellement de I'électricité
pour ses besoins énergétiques. Cependant, certains grands fabricants utilisent également du fioul et du
gasoil pour le chauffage et la production d'électricité sur site. En cimenterie, cela représente une
consommation d'environ 25 000 tonnes de Gasoil et 70 000 tonnes de Fioul 380 mais moins de 1 000 tonnes
de Fioul 180 par an. Bien que nous ne disposions pas des données détaillées, nous estimons que 100 000
tonnes supplémentaires de gasoil sont utilisées dans l'industie (sur un total de 1,1 million de tonnes pour le
gasoil non électrique, soit environ 10 %) et 15 000 tonnes supplémentaires de fueloil 180, par an, a
I'exclusion de la demande pour I'exploitation miniére, qui est discutée séparément ci-dessous.

Si l'approvisionnement en gaz est disponible, étant beaucoup moins cher, il est susceptible de remplacer
l'utilisation du gasoil et du fioul dans le chauffage industriel. Cependant, le remplacement de I'électricité par
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le gaz ne serait envisagé que pour les plusm@nds fabricants ou la production d'électricité sur site est moins
chere que l'achat d'électricité au réseau (comme pour les cimenteries). Alors que nous commentons la
demande potentielle de gaz des fabricants existants autour de Dakar, notre analyse se gwentre sur le
potentiel de nouvelles fabrications alors que I'économie sénégalaise continue de croitre. Nous avons utilisé
des références d'autres pays pour aider a informer les types et le nombre de fabricants et les niveaux
potentiels de demande de gaz.

Pour comprendre la demande potentielle de gaz dans le secteur industriel au Sénégal, des perspectives de
cas faible, de base et élevée ont été élaborées. La vue dwénario de base fournit le scénario de référence
pour la demande potentielle de gaz, lescas bas et élevé illustrant potentiel gammes de demande qui
pourraient étre réalisées. Une approche ascendante a été utlisée pour dresser un tableau de la
consommation fabrication par fabrication, en examinant la demande potentielle de différents types de
fabricants dans les secteurs identifiés dans le PNADT.

Les perspectives de la demande de gaz tiennent compte des clients existants du secteur industriel qui
pourraient passer a celui du gaz dont il est disponible, ainsi que de la demande potentielle de ga des
nouvelles usines et des fabricants.Des hypothéses ont également été faites sur la taille potentielle du
fabricant en termes de production pour chaque secteur. Les hypothéses sur la taille du fabricant ont été
fondées sur des évaluations des fabricats actuels du Sénégal ainsi que sur des exemples internationaux
pertinents. Les perspectives ont ensuite été vérifiées par rapport a la demande de gaz des mémes industries
de taille comparable dans certains pays, notamment la Tanzanie, Israél, 'Egypte, leKenya et le Ghana.

Figure 32 Exemple de demande de gaz industriel pour un fabricant dans chaque secteur
Type de fabricant Production m3 de gaz par m3 de gaz par Bcm/an
annuelle par unité de an
usine production
Matériaux de 3.500.000 tonne 69.7 243.875.328 0,244
construction
Verre 219.000 tonne 106.7 23.360.000 0,0234
Métallurgique 3.000.000 tonne 0.29 884,514 0,0009
Bois et papier 250.000 tonne 129.03 32.258.625 0,0323
Textiles 450.000 tonne 0.37 166.889 0,0002
Tanneries 3.600.000 meétres carrés | 0.86 3.110.400 0,003
Plastiques et 12.500.000 kg 0.03 429,303 0,0004
cosmétiques
Préparation des 1.200.000 tonnes 4.98 5.981.398 0,006
aliments métriques
Ciment 3,500,000 tonnes 3.69 12.918.890 0,0129
métriques

Source: Consultant
Ciment

Le seul utilisateur industriel actuel de gaz au Sénégal est la cimenterie de Sococim, dont on estime qu'elle
utilise environ 0,5-2 MMscfd de gaz (0,005-0,02 bcm / an). L'usine de Sococim devrait s'étendre et la
consommation augmentera en conséquence. En termes de demande potentielle supplémentaire de gaz du
secteur du ciment, une demande supplémentaire devrait étre observée avec la conversion des deux autres
cimenteries existantes dans la zone autour de Dakar, les usines de Dangote et Ciment du Sahel. A long terme,
il existe également un potentiel de demande supplémentaire de gaz provenant du secteur du ciment en
raison du développement de nouvelles cimenteries. Les estimations de la demande de gaz des cimenteries
converties et nouvelles sont basées sur les chiffres de consommation de l'usine de Sococim.

Casfaible: Dans le casfaible, I'expansion de l'usine de Sococim devrait augmenter la demande de 50% d'ici
2025. Aucune conversion des deux autres cimenteries existantes n'est supposéeEn plus des deux
conversions, trois nouvelles usines devraient voir le jour et consommer du gaz d'ici 2050.

Cas de base Dans le cas de base, les hypothéses pour I'expansion de l'us¢ Sococim sont les mémes que
dans le cas bas. Au niveau des usines existantes, seul Ciment du Sahel devrait se convertir au gaz, ce qui se
produira d'ici 2030. Quatre nouvelles cimenteries devraient étre développées d'ici 2040 et trois autres
devraient étre développées d'ici 2050, ce qui représente le total nombre de cimenteries utilisant du gaz d'ici
2050 jusqu'a 10.

Casfort dans le casfort, I'expansion de Sococim est supposée étre la méme que dans les cas bas et de base.
En termes de conversions, le Dangote et les Ciments du Sahel sont supposés se convertir au gaz d'ici
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2030. Sept nouvelles cimenteries devraient étre développées d'ici 2040, cing autres d'ici 2050 avec un total
de 15 cimenteries utilisant du gaz d'ici 2050.

Figure 33 Perspectives de la demande de g az du secteur du ciment
bcm/an 2020 2030 2040 2050
Cas bas
Sococim 0.013 | 0.013 0.013 0.013
Sococim expansion and Conversion 0.006 | 0.006 | 0.006
New Plant 0.019 0.039 0.058
Bas TOTAL 0.013 | 0.039 | 0.058 | 0.078
Cas de base
Sococim 0.013 | 0.013 | 0.013 | 0.013
Sococim expansion and Conversion 0.026 | 0.026 | 0.026
New Plants 0.039 | 0.078 | 0.136
TOTAL base 0.013 | 0.078 0.116 0.174
Cas Haut
Sococim 0.013 | 0.013 | 0.013 | 0.013
Sococim expansion and Conversion 0.045 | 0.045 | 0.045
New Plants 0.078 | 0.136 | 0.233
TOTAL Haut 0.013 | 0.136 | 0.194 | 0.291

Source: Consultant s
Autres secteurs

Comme pour le ciment, dans les casfaible, de base et haut, les fabricants existants dans d'autres secteurs
autour de Dakar devraient passer au gaz des qu'il sera disponible. Les produits manufacturés existants
autour de Dakar comprennent ceux des secteurs de la transformation des aliments, de la tannerie, du textile,
des plastiques, de l'acier, des produits chimiques, du papier et de la pharmacie, avec quelques exemples
illustrés dans les cartes cidessous.

Figure 34 Exemple de sites de clients industriels existants autour de Dakar
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Le potentiel de demande de gaz des fabricants existants dans ces secteurs de passer au gaz devrait atteindre
environ 0,176 bcm d'ici 2025. Cela fournira une tranche de la demande de gaz qui devrait rester stable dans
les trois cas jusqu'en 2050.

Figure 35 Conversion des fabricants existants au gaz
e e 0) pre ae 1apo a De andade e ee
0 d
Préparation des aliments 5 0.003
Tanneries 1 0.001
Textiles 5 0.001
Plastiques 3 0.004
Aciéries 4 0.061
Produits chimigues 2 0.065
Papier et carton 2 0.012
Médicaments 2 0.030
TOTAL 24 0.176
Source: Consultants
Figure 36 Demande de gaz des fabricants existants & Dakar
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Source: Consultants

En termes de nouveaux fabricants, de nombreuses nouvelles usines dans les secteurs de teansformation
des aliments, du verre, des tanneries, du textile, des plastiques, de la chimie, de la fabrication de métaux, de
l'acier, du papier et de la pharmacie devraient se développer au cours des 30 prochaines années alors que
I'économie sénégalaisecontinue de croitre, et la plupart seront de bons candidats pour l'utilisation du gaz.
L'expansion de ces industries est prévue dans le PNADT et le développement potentiel des zones
industrielles et des ZES contribuera a faciliter la croissance de ces seeurs. Le rythme de I'expansion
industrielle et la croissance subséquente de la demande de gaz aprés 2025 different dans les perspectives de
scénario bas, de base et élevé, comme indiqué ailessous.

Cas bas Il y aura une expansion industrielle plus limité e dans les secteurs manufacturiers a long terme. On
suppose que les nouvelles centrales seront mises en service et commenceront a utiliser du gaz d'ici 2030. La
demande totale des nouveaux fabricants sera de 0,103cm d'ici 2030, de 0,296 bcm en 2040 et de 0,635
bcm en 2050.

Cas de base les nouvelles usines utilisant du gaz devraient démarrer d'ici 2025. Cependant, a long terme,
des niveaux d'expansion plus importants devraient étre réalisés dans tous les secteurs manufacturiers d'ici
2050. La consommation totale des nouveaux fabricants sera de 0,07%cm d'ici 2025, 0,260 bcm d'ici 2030,
0,659 bcm d'ici 2040 et 1,306 bcm d'ici 2050.

Casfort : les nouvelles usines devraient étre mises en service d'ici 2025, ce qui contribuera a faire passer la
demande de gazdes nouvelles usines a 0,13%cm d'ici 2025. Une forte expansion industrielle soutiendra la
poursuite de la croissance a long terme avec la demande de nouveaux fabricants avec une demande
augmentant a 0,333 bcm en 2030, 0,841 bcm en 2040 et 1,842bcm en 2050.
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Le nombre total de nouvelles usines / fabricants supposé dans chaque secteur dans les trois cas est indiqué
dans le tableau cidessous.

Source: Consultant

Figure 37 Demand e nouveaux clients
e
b 3 030 040 050 de
ald a
CAS BAS
Préparation des
aliments 0.006 | 0.018 | 0.042 7
Verre 0.023 0.023 | 0.047 2
Tanneries 0.003 | 0.009 | 0.025 8
Textiles 0.000 | 0.001 | 0.001 7
Plastiques 0.000 | 0.001 | 0.003 7
Produits
chimiques 0.030 | 0.152 | 0.305 10
Métallurgique 0.001 | 0.003 | 0.005 6
Acier 0.037 1
Papier 0.032 | 0.065 | 0.129 4
Pharmaceutique 0.006 | 0.024 | 0.042 7
TOTAL Bas 0.103 | 0.296 | 0.635 59
CAS DE BASE
Préparation des
aliments 0.018 | 0.042 | 0.090 15
Verre 0.023 0.070 0.117 5
Tanneries 0.009 | 0.025 | 0.050 16
Textiles 0.001 | 0.001 | 0.003 15
Plastiques 0.001 | 0.003 | 0.006 14
Produits
chimiques 0.091 | 0.305 | 0.609 20
Métallurgique 0.003 | 0.006 | 0.011 12
Acier 0.037 0.037 | 0.074 2
Papier 0.065 | 0.129 | 0.258 8
Pharmaceutique 0.012 | 0.042 | 0.090 15
TOTAL Base 0.260 | 0.659 | 1.306 122
CAS HAUT
Préparation des 002 | 006 | 013 22
aliments
Verre 0.05 0.09 0.16 7
Tanneries 0.02 0.04 0.07 22
Textiles 0.00 0.00 0.00 22
Plastiques 0.00 0.01 0.01 19
Produits
chimiques 0.09 0.30 0.82 27
Métallurgique 0.00 0.01 0.02 17
Acier 0.04 0.07 0.11 3
Papier 0.10 0.19 0.39 12
Pharmaceutique 0.02 0.06 0.13 22
TOTAL Haut 0.333 0.841 1.842 173
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Figure 38
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Figure 40 Cas Haut: Demande de gaz dans l'industrie
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Figure 41 Les 3 scénarios : Demande de gaz dans l'industrie
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Base 0.013 0.513 0.951 1.656
High 0.013 0.645 1.211 2.309

Source: Consultant

Min es

La plupart des grandes mines ne sont pas connectées au réseau électrique et sont alimentées en électricité
par leurs propres groupes électrogenes sur place. Dans les plans de fourniture d'électricité selon différents
scénarios, Senelec a exposé les attentes en matiére d'alimentation électrique du secteur minier, y compris
des dispositions pour I'approvisionnement des opérateurs dans le sud-est du pays. Dans la mesure ou les
plans de Senelec ne sont pas concrétisés, il peut y avoiun bon potentiel d'approvisionnement en gaz du
secteur minier pour une utilisation dans la production d'électricité au lieu d'un diesel plus colteux ou d'un
mazout moins efficace.

L'approvisionnement en gaz abordable sera déterminé par la proximité de la mine par rapport au réseau de
transport de gazoduc. Les mines situées le long du tracé du pipeline peuvent étre connectées
économiquement par des pipelines de distribution. Ceux qui sont plus éloignés devraient envisager
I'approvisionnement en gaz par camionnage au CNG ou au GNL, qui est également limité sur la distance ou
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la quantité de gaz / GNL que le camion peut transporter. Comme détaillé dans la section 2.3.8.1, les
fourchettes d'approvisionnement en GNL et CNG abordables par camion sont & moins de 100 miles (160
km) pour le CNG et a moins de 500 miles (800 km) pour le GNL. En effet, les camions ne peuvent
généralement transporter qu'environ 4 tonnes de CNG contre environ 20 tonnes de GNL (en fonction des
restrictions de poids des camions dans le pays ou la région). Cependant, le GNL doit étre liquéfié, ce qui peut
étre un processus codteux s'il n'est pas facilement disponible & partir d'une usine ou d'un terminal de GNL,
ce qui rend le CNG plus courant. Pour le camionnage auCNG sur plus de 160 km, les économies de co(t du
carburant par rapport au diesel commencent a s'éroder car le colt du camionnage auCNG est environ 6 a 7
fois plus cher que le camionnage au desel.

Les mines Phosphates d'Alumine de PALLO-LAMLAM, Projet de phosphate Baobab, Projet Baiti, Projet
Niakhene, Exploitation de Zircon (Grande Céte), Les calcaires et argiles industriels sont toutes & moins de
145 km de Dakar et pourraient étre reliées a des infrastructures de transport de gaz ou recevoir un
approvisionnement en gaz CNG (en supposant qu'ils ne sont pas non plus connectés au réseaélectrique).
Cependant, les autres mines sont bien audela de cette distance, ne sont pas considérées comme des
candidats pour de futurs prélévements de gaz car le colt du transport rendra l'approvisionnement en gaz

non rentable.

Figure 42
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Source: ITIE Senegal, http://itie.sn/apercu
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Le secteur minier consomme actuellement environ 80 000 tonnes de Gasoil, 30 000 tonnes de Fioul 180 et
33 000 tonnes de Fioul 380 par an. Ceci est basé sur les données de consommation de carburant fournies
par le ministére de la Géogolie, comme indiqué cidessous. Les données sont agrégées a partir des données
par fournisseur de carburant mais pas pour chague mine séparément

Figure 43 Fuel Consumption in the Mining and Cement Sector in Senegal
2018 2019 2020

Produits Clients finaux Quantité (en tonnes) Cumul

Gasoil Clmenterles 20,488 20,987 24,895 112,301
Mines 76,612 83,957 | 87,407

FO 180 Cimenteries 689 225 633 32 456
Mines 31,171 31,176 | 31,823 ’

FO 380 Cimenteries 75,510 71,623 69,935 103,554
Mines 32,916 33,364 | 33,619

Source: Ministere des Mines et de la Géologie
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Nous ne sommes pas certains de la répartition entre la production d'électricité et les machines/le transport.
Alors que le gaz peut plus facilement remplacer le gasoil et le fioul dans la production d'électricité sur site,
il est moins facile de convertir des machines lourdes susceptibles d'utiliser du gasoil pour fonctionner au
gaz.

Nous ne savons pas plus dans quelle mesure le secteur minier est alimenté en électricité par la SeneleAvec
une certaine certitude, nous pouvons affirmer que le mazout utilisé sera principalement destiné a la
production d'électricité et pourra étre remplacé par du gaz s'il est disponible. 66 000 tonnes de demande de
fioul équivaudraient a environ 0,05 -0,1 bcm/an. Avec des accés au gaz, kgrandes mines peuvent étre en
mesure de produire leur propre électricité sur place. comme ils le font actuellement avec du fioul.

Dans le dernier plan de la Senelec (Plan de Production 20262035) ils prévoient de raccorder les mines
suivantes au réseau €ectrique d'ici 2022 : Phosphates de Matam (38,4 GWh) ; Sabadola (165,6 GWh) ;
Massawa RandGold (197,1 GWh) ; Mines de Fer Falémé (180 GWh) ; IAMGold (108 GWh) ; Groupe Mako
(88,3 GWh) ; Makabigui (18 GWh) ; Investissement Africain (88,3 GWh) ; Atlas (63 G Wh) ; Avenira (16
GWh). La plupart de ces mines ont une demande importante de production d'électricité. Une demande de
100-200 GWh équivaut a 25-50 MW de capacité de production d'électricité en supposant 4000 heures de
fonctionnement par an (45 % d'utilisa tion, comme supposeé par Senelec). Cela nécessiterait 1,6 a 3,2 MMscfd,
soit I'équivalent de 12 000 a 25 000 tonnes par an. Cependant, a I'exception d'Avenira, la plupart de ces
mines sont loin de Dakar, dans le sudest du Sénégal ou vers la frontiere avede Mali et la Mauritanie.
Comme indiqué dans la section 2.3.5, lI'approvisionnement par pipeline des pays voisins est difficile étant
donné le manque de demande de gaz. Méme si I'approvisionnement des mines est inclus, il sera toujours en
deca des 1 000 a 2000 MW requis pour justifier le pipeline. Compte tenu des distances, a des centaines de
kilométres de Dakar, le transport du gaz sous forme de GNL/CNG par camion n'est pas non plus rentable.
Ceci est discuté plus en détail dans la section 2.3.8.4.

Les mines plus proches de Dakar pourraient plus facilement étre desservies par pipeline ou par camion
GNL/CNG. Cependant, il est probable que certaines des principales mines soient déja connectées au réseau
Senelec étant donné la proximité (et donc les 66 000 tonnes de fioul sont principalement consommées dans
les mines plus éloignées au SueEst du Sénégal). Malgré les prix élevés de I'électricité au Sénégal, le colt de
I'électricité devrait baisser avec la conversion et la nouvelle production majeure d'électricité au gaz. Si les
mines sont déja connectées au réseau, il sera difficile pour la production d'électricité a petite échelle sur site
de rivaliser avec les colts réduits d'alimentation électrique du réseau de la Senelec.

2.3.2.3. Les analyses économiques effinanciéres réalistes

Comme indiqué ci-dessus, les fabricants existants dans la région de Dakar devraient passer au gaz dés qu'il
sera disponible. Les prix du gaz devraient étre compétitifs par rapport a I'offre existante de diesel et de HFO
aux fabricants des industries autour de Dakar. Les prix de gros du gaz devraient se situer autour de 46 $ /
MMBtu. On suppose que cela comprend les codts de traitement du gaz et de transport de gaz. Les clients
industriels connectés au réseau de transport degaz peuvent étre supposés payer un prix similaire majoré du
co(t de raccordement et de réduction de la pression. Les clients connectés aux réseaux de distribution
devraient étre plus petits et devraient ajouter le colt de distribution, ce qui pourrait augm enter les prix a 8-
10 $/ MMBtu par exemple.

Figure 44 Prix finaux produits pétroliers au Sénégal
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Source: Consultant, ANSD Senegal Data Portal

2.3.2.4. Exigences en matiére d'infrastructure

Selon la taille du client, certains grands clients industriels peuvent étre en mesure de prélever du gaz
directement sur le réseau de transport. Ceci est courant pour les grands utilisateurs et peut étre justifié

économiquement lorsque le client investit dans le systeme de réduction de pression et de mesure (PRMS2

« pressure reduction and metering system ») requis. Comme cela peut étre colteux, il peut étre intéressant
pour un groupe de grands clients industriels dans la méme zone géographique d'entreprendre
conjointement cette activité et de partager les co(ts. La cainexion peut étre réalisée par le transporteur de

gaz (RGS), mais si elle est effectuée par un entrepreneur indépendant, elle doit répondre aux spécifications
techniques énoncées dans la licence du transporteur.

Pour les autres petits clients industriels, il est peu probable qu'il soit possible de se connecter directement
au réseau a haute pression et ils devraient attendre le développement de réseaux de distribution de gaz
naturel a plus basse pression. Il est courant que les réseaux de distribution de gazmoient concédés par le
gouvernement / transporteur de gaz pour le développement sous une base de franchise. Ceci est discuté plus
en détail dans lasection 2.3.8.1.

Le développement du secteur industriel en dehors de la région de Dakar pourrait offrir des opportunités
d'expansion de I'utilisation du gaz dans le secteur industriel. La taille potentielle de la demande totale de gaz
dans chaque zone industrielle devra ére suffisante pour justifier le cot de I'extension du gazoduc et pour
développer la nouvelle infrastructure de distribution nécessaire pour fournir le gaz a de nouveaux clients.
Les ZES actuellement prévues (Diamniado, Sandiara et Diass) sont toutes sitées au sud de Dakar et sont a
bonne proximité du réseau potentiel d'infrastructures gaziéres et devraient donc étre connectées a
l'infrastructure de transport de gaz tandis que de nouvelles infrastructures de distribution seront
développées au sein des ZESur une base de franchise.

2.3.2.5. Les retombées et mplications pour le Sénégal

Le Sénégal a un bon potentiel pour fournir du gaz au secteur industriel qui non seulement fournirait un

marché majeur pour les ressources nationales en gaz du pays, maisaussisoutei r | a c¢cr oi ssance
des

en utilisant une source do6®nergie bon march® avec
De nombreux pays ont développé avec succes des secteurs industriels basés sur un approvisionnement en
gaz compétitif. Le secteur industriel représente environ 24,4% du PIB du pays et environ 13% des emplois.
La fourniture de gaz sur une base abordable et sre soutiendra la croissance du secteur industriel, soutiendra
la croissance économique et créera des opportunitésd'expansion de I'emploi au Sénégal.

Le réseau de gazoducs devrait relier les centrales au gaz existantes et prévues dans et autour de la région de
Dakar. De nombreux clients industriels existants se trouvent également sur ou a proximité de cette route.

Le Sénégalaunf ort potenti el de d®vel oppement de | 6utilisat

d

de I 6industrie gazi re du pays ainsi gue de | 6®conomi

totale du secteur industriel pourrait atteindre 0.9 bcm d'ici 2050; dans le scénario High Case, il pourrait

atteindre 2,3 milliards de m tres cubes doéi ci 2050.

L'approvisionnement en gaz naturel fournira non seulement aux clients une source d'énergie plus
respectueuse del'environnement par rapport aux alternatives aux produits pétroliers, mais devrait
également permettre de réaliser des économies d'énergie significatives. Le gaz est beaucoup plus propre et
efficace que les autres combustibles primaires utilisés dans le seteur industriel et minier, en particulier le
HFO et le charbon, et est considérablement moins cher que le diesel.

Cependant, il est important de noter que la plupart des clients industriels ne représenteront pas une
demande de gaz suffisante pour pouvoirassumer un réle de charge d'ancrage. Par conséquent, les clients
industriels devront étre & portée raisonnable, idéalement, d'un réseau de distribution & basse pression ou
d'un pipeline a haute pression (s'il existe dans la méme zone des clients dont les bsoins peuvent étre
regroupés) qui ont été développés pour desservir de gros clients tels que comme centrale électrique. Pour
les clients miniers, susceptibles d'étre encore plus éloignés, le raccordement au réseau de gazoducs peut se
justifier s'ils sont situés a proximité du gazoduc, faute de quoi un approvisionnement en gaz par camion
CNG serait nécessaire, nécessitant également une grande proximité.

Les prix en gros du gaz provenant de la production nationale devraient étre d'environ 4 a 6 $/MMBtu, y
compris le codt du traitement et du transport du gaz. Tous les gros clients capables de prélever du gaz sur le
réseau de transport peuvent s'attendre a payer cela plus des frais de raccordement et de réduction de
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pression. Cependant, la plupart des clients du secteur industriel devraient étre des acheteurs du systeme de
distribution. Le développement du réseau de distribution requis pour la livraison du gaz aux secteurs
industriels ne devrait pas étre particulierement complexe. Avec une grande partie du prélévement industriel
prévu dans et autour de la grande région de Dakar et des zones économiques spéciales (ZES), les zones de
distribution seront bien placées pour la connexion aux lignes de transmission et pour l'alimentation des
centres d'utilisateurs bien concentrés. Les colts supplémentaires liés a la distribution pourraient amener les
utilisateurs du secteur industriel & payer environ 8 a 10 $/MMBtu. Cela devrait tout de méme permettre des
économies importantes par rapport au HFO et au diesel.

L'essentiel du développement de l'industrie gaziére devrait actuellement se faire a Dakar et dans la région
environnante. Cependant, dans d'autres régions du Sénégal, ou de grands projets d'ancrage, tels que des
centrales électriques au gaz, peuvent étre développés;ela aiderait a soutenir I'approvisionnement en gaz de
maniere plus abordable pour les petits consommateurs de gaz et justifierait le développement de l'industrie
du gaz au sens large dans différents Régions. Dans la plupart des autres régions/régions intéeures, la
demande de production d'électricité ne sera pas suffisante pour envisager une nouvelle centrale électrique
majeure étant donné la faible densité de population. Cependant, si une centrale électrique pouvait étre
développée pour les exportationsd'électricité, cela pourrait justifier la construction d'une nouvelle centrale
électrique et d'une infrastructure de transmission dans cette région.

Il sera essentiel d'établir un approvisionnement s(r avant que les clients industriels puissent commencer a
utiliser massivement le gaz. Une fois passé au gaz naturel, aucune alternative d'approvisionnement n'est
disponible pour les utilisateurs industriels par rapport a I'électricité, ou d'autres centrales électriques,
combustibles et formes de production sont disponibles si une centrale électrique venait a se déconnecter en
raison du manque de matiére premiere de gaz naturel. Les vastes ressources gaziéres du Sénégal offriront
un degré élevé de sécurité d'approvisionnement a long terme. Cependant, il sera toutaussi important
d'assurer la sécurité de la livraison du gaz grace au développement d'un systéme de transport et de
distribution bien planifié. Cela peut se faire en développant une source alternative d'approvisionnement en
gaz naturel, y compris un acheminement différent vers le marché. La livraison de gaz provenant de multiples
sources d'approvisionnement sur le marché via le réseau de transport offrira une forte diversité
d'approvisionnement. Le systéme de distribution peut étre utilisé pour prendre en charge des volumes
stables et fiables dans les grappes industrielles existantes et planifiées.

En termes de nouvelles opportunités d'emploi, elles proviendront de plusieurs éléments. Les nouveaux
emplois qualifiés seront soutenus directement par le développement, l'exploitation et I'entretien de
l'infrastructure requise du gazoduc, des installations de traitement et des connexions aux sites des clients.
Cela peut étre fourni par RGS ainsi que par des acteurs privés. A mesure que I'économie sénégalaise se
développe et que le secteur industriel bénéficie de la disponibilité de gaz domestique a un prix compétitif, il

y aura des opportunités d'expansion des exportations du secteur manufacturier. Le Sénégal sera en mesure
d'importer des matieres premieres destinées a étre transformées dans les différents secteurs manufacturiers
a développer dans le cadre des plans économiques a long terme du pays. Comme le carburant devrait
soutenir la croissance de ces industries sera le gaz indigéne économique, il sera possiblgour les fabricants
sénégalais de produire des biens a des prix compétitifs pour I'exportation. Les secteurs clés pour la
croissance sont supposés étre le verre, les produits pharmaceutiques, les produits chimiques et la fabrication
de fer/acier et de papier.

En plus des propriétés de chauffage plus propres et plus efficaces du gaz, la livraison de gaz via des pipelines
de transport et de distribution offre un moyen de transport plus sdr, plus fiable et plus respectueux de
I'environnement que la livraison d e carburants par camion. En termes d'alternatives au gaz a l'avenir, les
énergies renouvelables ne devraient pas étre en mesure de remplacer le gaz pour une utilisation comme
matiére premiére ou dans le chauffage, et bien que I'hydrogéne puisse remplacered gaz dans le chauffage, en
Europe, cela ne devrait pas se produire a moyen terme. Dans I'exploitation miniére, bien que le gaz soit
moins cher, il peut étre plus facile de remplacer l'utilisation du HFO et du diesel pour la production
d'électricité sur site, mais pas nécessairement pour les machines miniéres.

La politique de tarification du gaz pour tous les clients industriels, en particulier les petits clients connectés
au réseau de distribution, sera importante pour encourager la commutation et la crois sance de la demande
de gaz. L'un des domaines clés du soutien politique du gouvernement est le développement des réseaux de
distribution. Les réseaux de distribution peuvent étre planifiés en franchise ou en licence. Il est important
d'équilibrer les besoins du titulaire de licence ayant le niveau de sécurité sur les clients dans cette région et
les retours sur investissement avec les besoins et les droits des clients d'avoir un accés sécurisé au gaz a un
prix compétitif. Le gouvernement peut déterminer les zones qui peuvent étre attribuées pour les zones de
distribution. En décidant des zones, les facteurs clés qui doivent étre pris en compte incluent I'emplacement
géographique en termes de distance au réseau de transport et la demande de gaz projetée darta zone. I
devrait y avoir un fort intérét de la part des acteurs internationaux potentiels pour le développement du
systeme de distribution au Sénégal.
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Léutilisation du gaz dans | 6industrie aura dekescons®
guantités de GES émises par le secteur industriel seront réduites par rapport au scénario BAU, ce qui aidera
l e S®n®gal " respecter ses engagements de | 6Accord de

les émissions de NOx, de SO2 et departicules fines (polluants atmosphériques). Cependant, une
augmentation des émissions de CO est attendu par rapport au scenario BAU. La réduction des émissions
contribuera ° | d6am®lioration de |l a qualit ®osdfsurlabair a
santé humaine. Les estimations des émissions de GES et de polluants atmosphériques, ainsi que les
estimations de réduction des émissions par rapport au scénario BAU sont présentées dans le rapport de la

Phase 3.
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2.3.3. Projets d'engrais et pétr  ochimie (la production de méthanol et d'ammoniac)
2.3.3.1. Description du proj et

Le gaz peut étre traité et converti en deux produits faisant I'objet d'un commerce international, a savoir
'ammoniac et le méthanol.

Ammoniac

L'ammoniac anhydre est une forme d'azote trés concentrée (82% N). L'ammoniac est produit en faisant
réagir de l'azote (de Il'air) avec de I'hydrogéne (du gaz ou du naphta) en présence d'un catalyseur (fer ou
ruthénium) a haute pression et température grace au procédé HaberBosch. L'hydrogéne est produit par
réaction du gaz naturel avec de l'eau a haute température et pression- reformage a la vapeur. Cette
conversion est généralement effectuée a 150250 bar et entre 3007 550 ° C. L'ammoniac est un gaz incolore
mais est également un bon réfrigérant et est donc généralement stocké, transporté et vendu sous forme
liquide.

Plus de 80% de I'ammoniac produit est utilisé dans l'industrie des engrais. Lorsqu'il est appliqué sur le sol
sous forme de sels, de solutions ou sous forme anhydre (directemet), il contribue a augmenter les
rendements des cultures telles que le mais et le blé. Les engrais sont & base de composés azotés, phosphorés
et / ou potassiques. L'azote est le nutriment primaire le plus important, représentant 57% de la
consommation totale. Les engrais phosphorés (phosphate) et potassiques, qui représentent 24% et 19% de
la consommation totale, sont principalement appliqués pour améliorer la qualité des cultures. Tous les
produits a base d'azote (nitrate d'ammonium, sulfate d'ammonium, ni trate d'ammonium de calcium et urée)
sont communs avec l'urée (qui est I'ammoniac réagissant avec le dioxyde de carbone), les granules, les
granulés, les cristaux étant les plus courants.

Figure 45 Us a g eAmahdnia c (mt)
139 ((j)utrel les (tangrgisa I'ta(nlmoniac est également dilisé
ans le secteur industriel:
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M éthanol

Comme pour la premiére étape de la production d'ammoniac, dans la production de méthanol, le gaz naturel
(ou charbon) est converti en hydrogéne gazeux par reformage a lavapeur. Celui-ci est ensuite mélangé avec
du monoxyde de carbone et mis a réagir sur un catalyseur (un mélange de zinc, de cuivre et d'alumine) a 50
100 bars et 250 ° C. Une fois pressurisé et distillé, il donne alors du méthanol pur. Le méthanol peut
€galement étre produit a partir du charbon - mais ce n'est courant qu'en Chine.

Le méthanol est utilisé pour produire d'autres dérivés chimiques, qui a leur tour sont utilisés pour fabriquer
des produits de tous les jours, tels que des matériaux de constructim, des mousses, des résines, des
plastiques, des peintures, du polyester et une variété de produits de santé et pharmaceutiques. Les
principaux dérivés sont le formaldéhyde (30%), le méthyl tert -butyl éther (MTBE) (13%) et I'acide acétique
(9%). D'autres dérivés comprennent la fabrication de DMT, de MMA, de chlorométhanes, de méthylamines,
d'éthers méthyliques de glycol. La demande de production de formaldéhydes est tirée par l'industrie de la
construction pour produire des adhésifs pour la fabrication de d ivers produits de panneaux de construction.
Le méthanol a réecemment connu une demande en croissance rapide dans les applications de carburant pour
le mélange direct dans l'essence (14%), I'éther diméthylique (DME) (7%) et le biodiesel (2%). Les
application s de mélange d'essence pour le méthanol sont déja courantes en Chine ou il est mélangé avec de
I'essence (15:85) sans qu'il soit nécessaire de repenser les moteurs. Le méthanol est également utilisé pour
fabriqguer du MTBE, qui est ajouté a l'essence dans @& nombreux pays pour réduire les «coups». La
croissance de la demande de méthanol pour les carburants devrait principalement provenir de la Chine.
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2.3.3.2. Le volume de ressource gaziére nécessite

Tr adi Ammonib@ et Méthanol

L'ammoniac et le méthanol sont produits et consommés dans le monde. La demande mondiale totale en
2020 était d'environ 181 mtpa pour I'ammoniac et d'environ 100 mtpa pour le méthanol. Cependant, en
comparaison, le commerce international est relativement faible, & environ 20 -30 mtpa pour chaque produit.
Par conséquent, les principales exportations ne proviennent que de quelques pays, les principaux
consommateurs importent mais ayant également leur propre production. La Chine est de loin le plus grand
producteur et consommateur d'ammoniac (> 50 mtpa), suivie de la Russie, de I'Inde et des EtatsUnis (10-
15 mtpa chacun). La Chine est largement autosuffisante et dépend peu des importations. La Chine a réduit

sa consommation d'ammoniac suite © |l a misericken. Tuvre d
Les principaux exportateurs mo tetdlobagoX4,6dnipa)ManRuesied3s7 s ont
mtpa), | 6Arabie saoudite (1,4 mtpa), | 06AIl g®rie (1,3 m

principaux importateurs mondi aux déammoni-hrci s on4, 8 emt E£a)a,t sl 61 nde (
(1,1 mtpa), la Corée du Sud (1 mtpa) et la Chine (0,5 mtpa).

Figure 46 Ex port at Ammosgia @ par region, 2019
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plus grands exportateurs de méthanol au monde. La Chine est également I'un des principaux importateurs

de méthanol, tout comme les Etats-Unis, les Pays-Bas, la Corée du Sud et I'Inde. Alors que la production
internationale de méthanol a connu une croissance réguliére ces derniéres années, les exportations sont

restées relativement stables. Les importations américaines proviennent principalement d’Améri que latine

(Trinidad, Venezuela et Chili), tandis que les importations européennes proviennent du Moyen -Orient

(Arabie saoudite et Iran), d'Afrique (Libye, Guinée équatoriale et Egypte) et de Russie. L'Asie, et en

particulier la Chine, est largement autosuffisante et dépend relativement peu des importations. Les
exportations mondiales de m®t hanol devraient °tre dobé
2020. Léoffre totale devrait d®passer 100 t odenles, | a
demande et de la production de la Chine.

Figure 47 Fourniture et exportations de m éthanol
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Demande au Sénégal

Le Sénégal importe actuellement environ 20 000 tonnes d'ammoniac anhydre et environ 10 000 tonnes de
méthanol.

Figure 48 Sénégal i | mpor t at iarmnmosia @& ét méthanol
Tonnes Ammoniac anhydre Monoalcools satur és: M éthanol
(alcool methylique)
2015 6024 3621
2016 13887 67014
2017 32883 17404
2018 17258 15647
2019 23091 1111
2020 19661 2412

Source: Petrogaz

Comme indiqué ci-dessus, 'ammoniac anhydre est principalement utilisé dans le secteur des engrais. Au
Sénégal, le secteur agricole représente environ 15% du PIB Cependant, les sécheresses récurrentes
constituent un défi pour le secteur et, par conséquent, le Sénégalimporte environ 70%2 de ses besoins
alimentaires. Environ 88 780 km 2, soit 46% des terres du pays, sont agricoles3 Les principaux produits
agricoles sont le riz, le blé, le mais, les oignons, I'huile de palme, le sucre et les pommes de terre. Les
prin cipales exportations agricoles du Sénégal sont les arachides et le coton.

Figure 49 Localisation des  systéemes de production agricole au Sénégal
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Source: PNADT

Le gouvernement investit pour soutenir I'expansion du secteur agricole. Le gouvernement s'est engagé a
porter le budget du programme agricole du pays a 100 millions de dollars pour 2020/2021. L'investissement
est destiné a aider a soutenir la reprise postCOVID du secteur agricole. Les subventions aux engrais
représentent environ 40% du budget du programme agricole du gouvernement pour 2020/2021. Cela
fournira des subventions pour environ 150000 tonnes d'engrais, soit une augmentation de 25% par rapport

Lhttps://www.trade.gov/country -commercial-guides/senegal-agricultural -sector
2 https://www.ifad.org/en/web/operations/w/country/senegal
3 https://data.worldbank.org/indicator/AG.LND.AGRI.ZS?locations=SN
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a 2019/2020. Les subventions fournissent une subvention de 50 a 55% pour les différents engrais et ne sont
pas liées a des cultures spécifiqueg

Projet au Sénégal

Malgré des importations beaucoup plus faibles d'ammoniac et de méthanol a usage local,dans le
développement de projets d'exportation de gaz, comme avec d'autres grands pays producteurs de gaz, il
existe un potentiel pour le développement d'un grand projet d'exportation d'engrais et / ou de méthanol au
Sénégal. Cela ne serait pas axé sur ldsesoins du marché local, mais devrait étre a I'échelle mondiale pour
étre compétitif sur le marché international. Les usines de méthanol et d'ammoniac a I'échelle mondiale
produisent généralement entre 2 500 et 3 500 tonnes par jour ou entre 0,9 et 1,25 mtpa. Pour ce qui est des
besoins d'approvisionnement en gaz, une usine d'ammoniac ou de méthanol de3 000 t / jour nécessiterait
80 MMscf j ou 0,8 bcm par an. Ceci est basé sur 28 MMBtu (ou 7 GCal) de gaz naturel pour produire 1 tonne
d'ammoniac ou de méthanol, et comprend une hypothése d'utilisation de 20% de gaz dans le processus de
production.

Une production de 1 mtpa signifierait que plus de 900 000 t devraient étre exportées. Cependant, il est peu

probable que cela soit absorbé par les pays voisins dda région, ce qui signifie que des exportations
internationales par voie maritime seraient nécessaires. Etant donné que des problémes d'échelle et de
marché similaires s'appliqueraient a une usine de méthanol, cela signifierait alors que toute usine potentielle

d'ammoniac ou de méthanol devrait étre située sur la cote, a proximité de I'approvisionnement en gaz a
terre.

Malgré l'augmentation de la demande mondiale d'ammoniac et de méthanol, peu de nouveaux projets
d'exportation a I'échelle mondiale ont été développés, les principaux pays importateurs étant devenus plus
autosuffisants. Cela a conduit a une baisse des prix et le marché est devenu de plus en plus compétitif pour
les fournisseurs existants. Cependant, de grands projets dans d'autres pays sont tojours a I'étude.

Au Nigéria, NNPC et DSV Engineering développent une usine de méthanol qui devrait avoir une capacité de
production de 10 000 tonnes par jour (3,5 mtpa). L'usine sera approvisionnée par Shell avec 500 MMscfd
de gaz humide via un pipeline de 30 km. L'usine disposera d'une installation de traitement de gaz d'une
capacité de 300MMscfd. Le méthanol produit sera acheté par BP Oil International dans le cadre d'un accord
de prélevement de 6 milliards de dollars sur 10 ans signé en 20175Le projet devrait colter 3 milliards de
dollars. Au Nigéria également, NNPC et ses partenaires et OSP, la société publiqgue marocaine de phosphates
a 95%, prévoient de développer une usine a Akwa lbom avec une capacité de production annuelle de 1,5
mtpa d'ammoniac et 1 mtpa d'engrais. L'engrais devrait étre destiné a un usage local, mais 70% de
'ammoniac serait exporté au Maroc pour fabriquer de I'engrais. Le projet devrait colter 1,4 milliard de
dollars.6

Plusieurs autres usines a I'échelle mondiale sont pré&vues a travers I'Afriqgue, notamment: une usine
d'ammoniac (et d'urée) de 2 200 t/ jour au Gabon; une usine d'ammoniac de 1 725 t/ jour au Mozambique;
un projet de méthanol et d'ammoniac développé conjointement au Mozambique, chacun d'une capacité de
3000t/ jour; et un projet de 3 000t/ jour d'ammoniac et un autre projet de méthanol de 3 000 t/ jour en
Tanzanie. Cependant, il n'y a pas eu beaucoup de progrés dans ce domaine au cours des dernieres années.

2.3.3.3. Les analyses économiques et financieres réalistes

En plus de I'échelle, la production d'ammoniac et de méthanol nécessite une production locale de gaz a
faible codt afin d'étre compétitive par rapport a d'autres fournisseurs internationaux, qui ont eux -mémes
développé des usines il y a de nombreuseannées sur la base d'un gaz a faible colt ou méme subventionné.
Cependant, comme indiqué ci-dessus, les marchés internationaux de I'ammoniac et du méthanol sont
compétitifs. Les prix moyens de I'ammoniac en Europe du Nord-Ouest ont considérablement baissé,
passant de 600 USD /t en 2014 a environ 300 USD / t en 2019.

4https://apps.fas.usda.gov/newgainapi/api/Report/Down loadReportByFileName?fileName=Senegal%20Agricultural
%20Program%202020-21_Dakar_Senegal_1209-2020
5 https://www.globalconstructionreview.com/news/nigeria  -gives-green-light -3bn-methanol-plant-end-d/
6 https://businessday.ng/news/article/nsia -ocp-morocco-sed-1-4bn-deal-to-produce-ammonia-in-nigeria/
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Figure 50 Pr i xAmehdhia c par pays -2014 vs 2019 ($/t)
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Source: Fertecon

Depuis lors, les prix internationaux ont encore baissé en raison de la baisse de la demande suite a I'apogée
de lapandémie COVID, mais se sont rétablis plus récemment a environ 300-350 $ / t.

Figure 51 Prix 1 nter natmmoniaaaMar 120280 i Mars 2021

USD/tonne

Mar ‘20 May 20 Jul ‘20 Sep ‘20 Nov ‘20 Jan 21

Fertilizer CFR Africa N Assessment Hybrid Spot/Contract 08 Weeks Full Market Range Weekly (Mid)
Fertilizer CFR India Assessment Hybrid Spot/Contract 0-8 Weeks Full Market Range Weekly (Mid)
Fertilizer CFR NWE Assessment Duty Unpaid Hybrid Spot/Contract 0- 8 Weeks Full Market Range ... (Mid)

Fertilizer CFR South Korea Assessment Hybrid Spot/Contract 0-8 Weeks Full Market Range Weekly (Mid)

Fertilizer CFR Taiwan Assessment Hybrid Spot/Contract 0-8 Weeks Full Market Range Weekly (Mid)
Fertilizer CFR USG Assessment Spot 08 Weeks Full Market Range Weekly (Mid

Fertilizer FOB AG Assessment Hybrid Spot/Contract 0-8 Weeks Full Market Range Weekly (Mid)
Fertilizer FOB Asia S/SE Assessment Export Bulk Spot 0-8 Weeks Full Market Range Weekly (Mid)

Fertilizer FOB Caribbean Assessment Hybrid Spot/Contract 08 Weeks Full Market Range Weekly (Mid)

Fertilizer FOB Yuzhny Assessment Spot 08 Weeks Full Market Range Weekly (Mid)

Source: ICIS

Colts Capex et Opex

Un projet potentiel d'ammoniac au Sénégal avec une production de 2 700 t / jour (environ 1 mtpa)
nécessiterait un approvisionnement en gaz d'environ 85 MMscfd. On estime que les co(ts de l'usine incluent
des Capex d'environ 1 milliard de dollars et des Opea de 50 dollars million par an (estimés a environ 5% du
co(t total en capital (hors gaz combustible).

Les colts de production

Nous avons entrepris une analyse économique (actualisation des flux de trésorerieou DCF) pour déterminer
un tarif compétitif pour la production d'ammoniac sur la base d'hypothéeses relatives aux co(ts (estimations
CAPEX et OPEX discutées cidessus), au niveau d'endettement (avec une simple répartition des fonds
propres, illustrée ci-dessous) et au chiffre d'affaires (frais de péage, capacité) et autres hypotheses
financiéres / commerciales (présentées cidessous). Les codts / tarifs unitaires sont déterminés en divisant
le revenu annuel minimum requis pour couvrir les colts d'investisse ment et d'exploitation (du modéle DCF)
par I'ammoniac produit chaque année plus le co(t de I'approvisionnement en gaz.
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Figure 52 Hypotheses sur les colts d'ammoniac et de méthanol
PO ese dl €
Partage équitable 30%
Rendement des capitaux 20%
propres
Part de la dette 70%
Co(t de la dette / intéréts 10%
Taux de couverture 1.43
Dépréciation 20 ans
Imposition 30%

Source: Consultant

Les colts de production sont estimés & environ 8 $ / MMBtu ou environ 250 $ / t. Ceci, combiné avec le
co(t de l'approvisionnement en gaz, déterminera le prix de vente de I'ammoniac requis. Les prix de
I'ammoniac requis en fonction des différents colts d'approvisionnement en gaz sont indiqués dans le tableau
ci-dessous.

Dans le marché actuel, ou les prix de I'ammonac sont de 350 $ / t, cela indique que les colts
d'approvisionnement en gaz devraient étre de 3 $ / MMBtu ou moins pour que le projet soit compétitif &
I'échelle internationale. Cela se compare aux prix moyens a l'importation du Sénégal estimés a 300 $/ten
2020 et 2019.

Figure 53 Economie du projet d'ammoniac
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Compte tenu des équipements, des processus et des installations similaires, le colt de développement d'une
usine d'ammoniac et de méthanol et des installations auxiliaires devrait étre similaire. Par conséquent,
I'économie ci-dessus pourrait également étre appliquée a une usine de production de méthanol au Sénégal.
Les prix du méthanol, bien qu'actuellement légerement supérieurs a 400 $ / t, se situent autour de 300 $ /

t pendant des périodes prolongées depuis 2016.
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Figure 54 Prix Internation aldu M éthanol
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Figure 55 Economie du projet M éthanol
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2.3.3.4. Exigences en matiére d'infrastructure

Les projets d'ammoniac et de méthanol axés sur I'exportation devraient étre situéssur la cote, a proximité
de I'endroit ou I'approvisionnement en gaz arrive a terre. Par conséquent, aucune infrastructure majeure
n'est requise en supposant qu'un projet aura sa propre petite jetée d'exportation dédiée.

2.3.3.5. Les retombées et mplications pour le Sénégal

Le développement d'une importante usine d'ammoniac et/ou de méthanol pourrait apporter des avantages
au Sénégal et aux pays voisins avec un approvisionnement en ammoniac et en méthanol a moindre codt que
les importations actuelles. Cet approvisionnement a faible cot peut avoir des effets multiplicateurs pour le
développement d'industries qui convertissent 'ammoniac et le méthanol en d'autres produits tels que les
engrais et les produits chimiques industriels respectivement. De plus, une grande usine d'ammoniac ou de
méthanol permettrait un prélévement de gaz suffisant et sécurisé permettant la monétisation de la ressource
gaziére. La production de 1 mtpa d'ammoniac ou de méthanol nécessiterait 85 MMscfd, soit I'équivalent de
la demande d'une centrale a gaz de 700 MW fonctionnant en charge de base. D'autre part, avec un projet
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majeur d'ammoniac/méthanol nécessitant environ 17 bcm de gaz sur une période de 20 ans, il y a plus que
suffisamment de ressources en gaz au Sénégal (>100cm) pour justifier le développement d'un grand
projet d'exportation d'ammoniac et de méthanol .

Pour qu'une nouvelle usine d'ammoniac ou de méthanol soit compétitive par rapport aux fournisseurs
mondiaux et plus particulierement a Trinidad, qui se trouve dans la méme région du bassin atlantique, elle
devrait étre suffisamment grande pour bénéficier d'économies d'échelle. Les projets envisagés dans d'autres
pays sont a I'échelle mondiale pour la plupart supérieurs a 1 mpta (2700 t/jour). Certains ont d( étre
planifiés encore plus grands pour bénéficier davantage d'économies d'échelle. Cela se compare aux
importations actuelles du Sénégal de 20 000 tonnes d'ammoniac anhydre et d'environ 10 000 tonnes de
méthanol, soit 1 a 2 % de la production d'un grand projet. Sans production a I'échelle mondiale, il serait
probablement moins cher pour le Sénégal de continuer a importer de I'ammoniac et du méthanol de
Trinidad, qui a un faible codt de production de gaz et d'ammoniac/méthanol avec 5 usines construites vers
2000-2010 pour un total de 3,25 mtpa.

Le Sénégal pourrait envisager de suivre la méme voie que Trinidad en développant plusieurs grandes usines
d'exportation d'ammoniac et de méthanol. Cependant, le commerce du méthanol et de I'ammoniac devrait
stagner, de rombreux pays, en particulier la Chine, I'Inde, I'lran et les Etats -Unis, produisant leurs propres
produits dérivés de | 6 a mm oehdu anéthanol au niveau national et le commerce mondial étant dominé
par Trinidad et la Russie. Des projets majeurs d'ammoniac sont prévus au Nigeria (10 projets avec > 6 mpta),
en Inde (18 projets avec > 9 mtpa), en Iran (> 7,5 mpta d'ici 2030), en Russie (> 6,5 mpta d'ici 2030) et aux
Etats-Unis (> 3 mtpa d'ici 2030). Cela pourrait augmenter la capacité de production mondiale d ‘ammoniac
de 240 mtpa a 280 mtpa d'ici 2030. Des projets majeurs de méthanol sont prévus en Russie (30 projets avec
>30 mtpa), en Asie (28 projets avec >25 mtpa, dont 90 % en Chine) et I'lran (24 projets avec >25 mtpa).
Cependant, tous ces projets n'aboutront pas. Plusieurs projets prévus a travers I'Afrique (au total une
vingtaine, dont la moitié au Nigeria) sont en attente depuis de hombreuses années.

La demande mondiale d'ammoniac et de méthanol devrait augmenter, car ces carburants sont considérés
comme une alternative plus propre au mazout et au diesel a faible teneur en soufre et méme au GNL comme
carburant de soute dans le transport maritime mondial, car ils ne produisent aucune émission de carbone
ou de soufre lorsqu'ils sont brilés. Cependant, lesplans pour 'ammoniac et le méthanol dans le transport
maritime sont davantage axés sur la production d'ammoniac vert ou d'e-méthanol en produisant de
I'hydrogéne vert a partir d'électricité renouvelable plutdt qu'a partir de gaz naturel. Le gaz naturel pr oduit
par I'nydrogéne peut étre de I'hydrogéne gris (sans captage et stockage de carbonecourant), de I'hydrogéne
bleu (y compris captage et stockage du carbone) ou de I'hydrogéne turquoise (utilisant la pyrolyse et
produisant du noir de carbone).

Compte tenu de ces défis, obtenir un financement pour un projet majeur axé sur I'exportation d'ammoniac
ou de méthanol peut s'avérer difficile, en particulier avec des projets plus écologiques d'ammoniac et de
méthanol actuellement envisagés. En outre, les prix de I'ammoniac et du méthanol sont volatils et
susceptibles d'étre déprimés compte tenu de I'offre considérable a venir sur les principaux marchés de
consommation. Si un projet devait garantir un prix du gaz trés bas en dessous de 3 $/MMBtu ou méme 2
$/MMBLt u, alors le risque de prix du marché est quelque peu réduit. Cependant, une décision stratégique
devrait étre prise pour vendre du gaz a ce prix, alors que des prix élevés peuvent étre atteints pour une autre
option de monétisation. Il est peu probable que cette décision stratégique soit déterminée par l'utilisation
locale ou régionale des produits car la demande est bien inférieure a la capacité d'un projet a I'échelle
mondiale.

La disponibilit® du gaz facil it graisetdelapéttc®hingel Cepepdamme nt d e
cela repr®sentera un risque dbéi mpacts environnement au
li®s ° | édindustrie des engrais sont | es suivants

1 Les effluents peuvent étre trés acides ou alcalins et conteni des produits chimiques toxiques.

1 Les eaux de ruissellement des zones de stockage sont généralement contaminées par des produits
chimiques.

T Les poll uants atmosph®rigues comprennent des par
l'ammoniac et des oxydesde soufre et d'azote.

1 Santé et sécurité associées a la fabrication et a la manipulation de I'acide sulfurique et nitrique.

L'utilisation d'ammoniac présente un risque d'explosion et de dégagement de gaz toxiques.

1 Les déchets solides sont complexes et néasitent une gestion prudente, notamment les catalyseurs
au vanadium, les boues d'arsenic, le gypse contaminé par des métaux toxiques et les cendres.

=
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1 Des quantités d'eau importantes sont nécessaires et des quantités importantes d'eaux usées sont
générées.
1 Lalibération des emprises pourrait entrainer des impacts sociaux.

Les impacts potentiels et | es risques pour | 6industr.i

1 La plupart des matériaux utilisés sont inflammables et explosifs, beaucoup sont toxiques et certains
sont également cancérigenes.

1 Risques d'explosion en raison de la présence de composés hautement réactifs et des conditions de
fonctionnement a haute pression.

1 De grandes quantités d'eau sont souvent utilisées et les eaux usées produites somontaminées par
des produits chimiques ou des sousproduits.

1 Les polluants atmosphériques comprennent des particules, des oxydes de soufre, des oxydes de
carbone, des oxydes d'azote, de I'ammoniac, des composés azotés et des composés chlorés.

1 Lesdéchets slides comprennent les catalyseurs usés, les matieres premieres résiduelles, les déchets

de polymeéres, les boues provenant du nettoyage des réservoirs ou du contréle de la pollution.

L'exploitation des installations peut entrainer des émissions sonores importantes.

1 Lalibération des emprises pourrait entrainer les impacts sociaux.

]
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2.3.4. Projets potentiels d'utilisation du gaz pour le secteur des transports

2.3.4.1. Description du projet

Le gaz peut constituer une alternative a faible émission de carbone et aun prix plus compétitif au pétrole

comme carburant routier dans le secteur des transports.L 6ut i | i sati on du gaz natur e
transport routier se manifeste principalement sous forme de « Compressed Natual Gas(CNG) » ou de GNL.

Le GNL et le CNG ne difféerent que par la maniére dont ils sont stockés sur le véhicule.

En termes d'infrastructure de distribution et de ravitaillement en carburant, le CNG et le GNL différent
considérablement. Le CNG utilise du gaz naturel a I'état gazeux et nécessite généralement un réseau de

transport et de distribution de gaz naturel bien développé. Il est plus largement adopté que le GNL comme

carburant dans le transport routier car il est utilisé dans les voiture s et les bus avec plus d'options pour les

points de ravitaillement dans et autour des zones peuplées. Lorsque les gazoducs ne sont pas en place ou ne

sont pas économiques a développer, le camionnage de GNL (transport de GNL via un camiofciterne de

GNL) vers des dépbts de stockage de GNL a travers le pays est une option, surtout s'il existe un projet

d'i mportation ou d'exportation de GNL ~ terre. Léut il
routier est mieux adaptée aux poids lourds qui parcourent de longues distances sans avoir a souvent s'arréter

pour faire le plein.

2.3.4.2. Le volume de ressource gaziere nécessite

Une analyse du secteur des transports au Sénégal a été entreprise pour mettre en contexte le développement
potenti el d e | pourtle transpora routies. ICecidalété gomplété par des évaluations des pays
de référence pour fournir des comparaisons de la consommation de gaz dans le transport routier au niveau
international.

Dans les pays ou l'utilisation du CNG dans le secteur des tansports a été développée, une politique
gouvernementale forte a soutenu son utilisation et son expansion. L'utilisation du CNG dans le secteur des
transports a considérablement augmenté dans un certain nombre de pays qui ont encouragé I'utilisation du
gaz comme alternative a faible émission de carbone et économiquement compétitive au pétrole. Dans les
pays ou leCNG a été promu dans le secteur des transports, un niveau important de demande de gaz s'est
développé, méme si les véhicules alCNG continuent de représenter largement une petite part du mix total
de véhicules. Quelques exemples des principaux pays consommateurs dENG sont fournis ci-dessous.

Figure 56 Exemples de demande de gaz naturel pour le transport routier , 2018

% NGVs par

Nombre de Consommation gaz rapport au
NGVs (bcm/ an) total des

véhic ules
China 6,080,000 20.81 3.70%
Iran 4,502,000 8.08 31.90%
India 3,090,139 2.97 1.50%
Pakistan 3,000,000 1.96 14.00%
Argentina 2,185,000 2.86 9.50%
Brazil 1,859,300 1.79 2.30%
Italy 1,004,982 1.35 2.00%
Uzbekistan 815,000 0.10 40.80%
Colombia 571,668 0.71 4.70%
Thailand 474,486 2.88 1.50%

Source: IANGV, Oxford Institute for Energy Studies (Apr 2019)

L'Inde fournit un exemple de pays ou le soutien du gouvernement au gaz dans les transports a entrainé une
forte croissance des véhicules auCNG. Comme détaillé ci-dessous, les populations ainsi que le nombre de
stations desservant les flottes de véhiculesau CNG dans les différentes villes et régions des Etats varient
considérablement. Cependant, Chandigarh et Tripura ont des populations comparables a celle de Dakar,
avec environ 20 000 a 30 000 véhicules au CNG desservis par 10 a 13 stations de ravitaillenent en CNG.
Daman et le Kerala peuvent fournir un exemple de ce qui peut étre possible aux premiers stades de
développement.
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Figure 57 Développement de CNG Secteur Transport en Inde
a e Populatio e e e e =il pa
allo
Million 2016/17 2017/18 2018/19 2019/20 2019/20 2019/20
Adhra Pradesh 50 41,488 45,780 44,349 30,043 69 435
Bihar 99 0 0 0 2,861 9 318
Chandigarh 1 0 7,153 21,459 30,043 13 2,311
Daman & Dui 0.2 0 1,431 2,861 2,861 4 715
Dehli NCT 19 1,150,218 | 1,453,510 | 1,636,629 | 1,477,830 419 3,527
Gujarat 63 781,118 875,539 947,070 1,065,812 688 1,549
Haryana 25 155,938 206,009 256,081 281,832 121 2,329
Karnataka 64 429 1,431 34 42
Kerala 35 0 0 1,431 8,584 8 1,073
MadhyaPradesh 73 31,474 35,765 44,349 48,641 68 715
Maharashtra 114 848,358 901,291 | 1,004,295 | 1,055,797 392 2,693
Odisha 44 0 0 1,431 2,861 19 151
Punjab 28 0 0 1,431 10,014 59 170
Rajasthan 69 5,722 7,153 10,014 12,876 32 402
Tripura 4 17,167 18,598 21,459 22,890 10 2,289
Uttar Pradesh 204 350,502 218,885 403,435 560,803 329 1,705
Uttarakhand 10 0 0 143 1,431 6 238
West Bengal 90 2,861 2,861 4,292 2,861 11 260
Total 3,381,985 | 3,771,114 | 4,396,867 | 4,616,610 2,434 1,897
Source: Ministry of Petroleum & Natural Gas India
Outre le soutien du gouvernement au CNG, 6extension de |l a flotte de

important de ce qui est possible pour la croissance du gaz dans le transport routier au Sénégal. Leprévisions
de croissance de la population et du PIB ont été utilisées pour projeter la croissance du nombre total de
véhicules qui devrait passer de 0,611 million en 2019 a 1,42 million d'ici 2050 (& I'exclusion des véhicules
spéciaux, comme les tracteurs,les véhicules médicaux qui représentent environ 60000 en 2019 ).

Figure 58
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Le parc automobile du Sénégal est dominé par des voitures privées, qui représentent environ 73% duotal.

Le nombre total de voitures au Sénégal devrait passer de 450 000 en 2019 a environ 1,1 million d'ici 2050.
Le nombre de fourgonnettes devrait passer de 70 000 a 170 000 d'ici 2050. Il y a aussi actuellement environ
50 000 taxis, 20 000 bus et 22 000 camions qui devraient passer respectivement a 70 000, 60 000 et 30
000 d'ici 2050.

Figure 59 Total nombre de véhicules
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Source: 2006-2019 CETUD , Consultant projections

Afin de projeter le nombre de véhicules alimentés au CNG et au GNL au Sénégal, une hypothese a été faite
sur le nombre de nouvelles immatriculations chaque année qui pourraient étre des véhicules alimentés au
CNGou au GNL. Comme indiqué ci-dessus, cela d@endra en grande partie de la politique gouvernementale
gu'il est difficile de prévoir. Nous visons donc a fournir un scénario sur la facon dont cela pourrait se
développer au Sénégal en utilisant le développement dans d'autres pays comme un contréle de ses. La
méme approche que celle utilisée pour projeter le nhombre total de VE qui pourraient étre en place au
Sénégal. Cependant, les véhicules électriques devraient décoller plus tard que I€NG, principalement en
raison des défis liés au développement de 'Infrastructure de recharge des véhicules électriques et du colt
des véhicules électriques. Les hypothéses relatives au hombre de nouveaux véhicules alimentés NG, au
GNL et aux véhicules électriques ajoutés a la flotte totale sont présentéegi-dessous.
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2022

2023

2024

2025

2040

Figure 60 Nombre de véhicules tout usage
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% de nouvelles inscriptions chaque année

CNG 23:32;?5’ 0% | 20% |20% |30% | 40% |50% | 50% | 50% 50%
LNG | Camions 0% 10% 10% 10% 10% 10% 10% 10% 10%
CNG | Vans 0% 10% 10% 10% 18% 23% 30% 30% 30%
CNG | Taxi 0% 0% 50% 50% 75% 75% 75% 75% 75%
CNG | Voitures 0% 0% 10% | 10% 18% 23% 30% 30% 30%
EV | VE 0% 0% 0% 0% 1% 7% 20% | 40% 50%
Nombre total de véhicules

CNG ﬁﬂtgggfsl - 81 162 282 984 1,909 2,775 | 3,574 4,305
LNG | Camions - 239 416 557 1,106 1,736 2,326 2,870 3,368
CNG | Vans - 359 715 1,070 | 3,570 6,922 11,049 | 15,293 | 19,173
CNG | Taxi - - 338 673 2,470 4,796 6,971 8,980 10,818
CNG | Voitures - - 2,470 | 4924 | 22,242 | 45,455 | 74,043 | 103,430 @ 130,304
EV | VE - - - - 235 4,964 21,633 | 52,814 | 97,603

Source: Consultant

Afin d'estimer la demande de carburant, nous avons supposé une consommation totale de carburant de
2 tonnes par an pour chaque véhicule pour les bus et les camions, de 1,5 tonne par apour chaque véhicule
pour les fourgonnettes et de 1 tonne équivalent pour les véhicules de tourisme (voitures, taxis). Nous
multiplions la demande de carburant pour chaque véhicule par le nombre total de véhicules et réduisons
proportionnellement la demande de gasoil et de super (réseau, c'esta-dire a I'exclusion des autres gazoles
et super usage) pour le passage aux véhicules aGNG, au GNL et aux véhicules électriques.

Alors que le gazole et le super devr&nt continuer a dominer le mix de carburants de transport, ils perdront
progressivement des parts de marché croissantes au profit dJUCNG, du GNL et des véhicules électriques. La
consommation totale de carburant sera composée de gasoil, qui représentera 6% de la demande totale,
Super avec 20% de part, avec IE€NG, le GNL et les véhicules électriques représentant la part restante.

Les véhicules auCNG devraient entrer sur le marché a partir de 2023 environ, la demande totale de CNG
provenant des bus, camianettes, voitures et taxis passant a environ 30 000 tonnes d'ici 2030, 100 000
tonnes d'ici 2040 et 180 000 tonnes d'ici 2050 .

L'utilisation du GNL dans le camionnage des poids lourds est projetée a 2 200 tonnes en 203Q 5,000 tonnes
en 2040 et 7000 tonnes en 2050. La demande des véhicules électriques devrait étre de 5 000 tonnes en
2035, 20 000 tonnes en 2040 et 100 000 tonnes en 2050. Un cas élevé avec des hypotheses plus agressives
pour le passage auCNG et les véhicules électriques sont également indiqiés cikdessous.
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Figure 61 Cas de base i demande de fioul transport routier
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tonnes 2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050
Gasoil 477,493 | 609,920 | 868,031 | 995,642 | 1,119,150| 1,193,040 | 1,224,193 | 1,220,509
Super 104,880 | 180,222 | 276,698 | 322,131 | 363,080 380,661 377,667 358,066
Autobus +
fourgonnettes - - 2,168 7,323 14,202 22,124 30,088 37,370
wg}«:z * - - 5597 | 24711 | 50,251 | 81,014 112,411 | 141,122
Camions - 1,115 2,212 3,472 4,651 5,741 6,737
VE - - 235 4,964 21,633 52,814 97,603
Source: Consultant
Figure 62 Cas haut 7 demande de fioul transport routier
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s+ ees Number of Vehicles
tonnes 2015 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050
Gasoil 477,493 | 609,920 | 866,635 | 984,429 | 1,087,499 | 1,134,451 1,143,878 @ 1,128,731
Super 104,880 | 180,222 | 275,303 | 311,278 | 332,950 325,586 304,893 280,813
Autobus + ) i 2,168 7,683 15,522 24,873 35,897 48,761
fourgonnettes
Voitures + ) i 8,387 45,477 94,229 139,582 178,783 207,494
Taxis
Camions ; 1,115 2,212 3,673 5,417 7,472 9,870
VE - - 1,174 21,246 73,215 131,990 185,737

Source: Consultant
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2.3.4.3. Les analyses économiques et financieres réalistes

Comme indiqué dans lasection 2.3.2.5, les prix du gaz pour I'utilisateur final pourraient se situer entre 8 et
10 $ / MMBtu. Avec des colts supplémentaires pour le remplissage deCNG, les prix du CNG peuvent étre
compris entre 10 et 20 $ / MMBtu. Cela se compare a Gasoil et Super a plus du double, comme indiqué dans
le tableau ci-dessous. Veuillez noter que le gasoil et le super incluent également les taxes, mais cela ne
s'applique pas au gaz /CNG afin d'encourager son utilisation et compte tenu de ses propriétés plus propres
par rapport au pétrole.

Figure 63 Prix finaux produits pétroliers au Sénégal
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Source: Consultant
2.3.4.4. Exigences en matiére d'infrastructure

Le CNG et le GNL different par la maniére dont ils sont stockés dans le véhicule ainsi que par l'infrastructure
de distribution et de ravitaillement qui leur est nécessaire.

Le CNG utilise du gaz naturel a I'état gazeux et nécessite un réseau de gazoducs bieréseloppé avec plus
d'options pour les points de ravitaillement dans et autour des zones peuplées. Compte tenu de la faible
demande de véhicules auCNG par rapport aux véhicules diesel / super, toutes les stations de ravitaillement
n'offrent pas du CNG. Cela augmentera évidemment a mesure que de plus en plus de gens commenceront a
acheter des véhicules auCNG. Le CNG est donc plus facilement adopté dans les véhicules publics (par
exemple les bus et les taxis urbains) ou ceuxci sont stationnés dans un dépbtcentral et sont alors plus faciles
a ravitailler en un seul endroit. Par conséquent, I'infrastructure nécessaire pour soutenir l'utilisation du CNG
dans le secteur degransports ne sera économique que si elle est développée sur une base centralisée, cad
stations de ravitaillement fournissant du CNG devront étre & proximité des principales infrastructures
d'approvisionnement en gaz. On suppose donc que l'infrastructure de soutien au ravitaillement des véhicules
au CNG se trouvera principalement dans la région de Dakar et le long du tracé du gazoduc.

En termes de stations de vente au détalil, le remplissage de CNG peut étre fourni a partir des stations de
vente au détail existantes en supposant qu'elles disposent d'une connexion basse pression aréseau de gaz

et a d'autres équipements pour stocker, comprimer et distribuer du gaz a haute pression dans le véhicule.

Le systeme de stockage, appelé cascade, remplit le réservoir de carburant du véhicule a peu prés en méme
temps qu'il faut pour alimenter un véhicule ordinaire. Sur la base des données de référence, pour les
premiéres années, le remplissage peut étre assuré a partir de 4 a 8 stations. Une fois que la demande
augmentera, a partir de 2030, le remplissage devra étre assuré a partir de 10 & 15tations. A mesure que la
demande de recharge de CNG augmente et que le réseau de gaz se développe, de plus en plus de stations
existantes commenceront & offrir cela.

L'utilisation du GNL dans le transport est généralement plus largement utilisée pour le camionnage,

notamment dans les poids lourds, qui empruntent souvent des itinéraires dédiés et ne nécessitent donc pas
autant de stations de ravitaillement. En outre, les défis peuvent étre surmontés si les exploitants disposent

d'une grande flotte ou sont disposés a partager une installation de ravitaillement (et les colts associés). Les
stations de ravitaillement en GNL peuvent étre desservies par des camions de GNL fournissant un pipeline
virtuel le long du parcours. Le gaz peut constituer une alternative économique et plus respectueuse de
I'environnement au pétrole pour les poids lourds. Les options électriques ne sont actuellement pas

considérées comme viables pour une utilisation dans les poids lourds en raison principalement de la taille

de la batterie requise.
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2.3.4.5. Les retombées et mplications pour le Sénégal

Le gaz a de bonnes perspectives d'utilisation comme carburant dans le transport routier. Les carburants les
plus couramment utilisés dans le secteur des transports sont I'essence et le diesel et tous deux sont beaucoup
plus chers que I'essence. En termes &conomie de carburant, les véhicules auCNG et au diesel ont a peu
prés la méme consommation de carburant en termes de mile par gallon. Par conséquent, la principale
économie serait sur le colt du carburant. Cependant, méme dans un scénario €levé, le game devrait pas
remplacer I'essence ou le diesel comme carburants de transport, car le passage au gaz nécessiterait de
changer de véhicule. Il en va de méme pour les véhicules électriques, qui devraient également prendre des
parts de marché a I'essence et a diesel aprés 2030. Par conséquent, malgré les avantages économiques du
gaz comme carburant dans le transport routier, la demande absolue ne sera pas élevée. L'une des
conséquences de cela est que I'utilisation du gaz dans le secteur des transports est pesusceptible d'avoir un
impact significatif sur le reste du marché du gaz au Sénégal.

Les vastes ressources gazieres du Sénégal seront suffisantes pour assurer I'approvisionnement en gaz du
secteur des transports a long terme. Cependant, comme pour l'utiisation du gaz dans le secteur industriel,
sans alternative pour les propriétaires de véhicules fonctionnant au gaz, la clé du succés de l'introduction et
de l'utilisation du gaz dans le secteur des transports sera un réseau de gaz sir et fiable, alimentgar de
multiples sources de gaz comme ainsi que plusieurs stations de ravitaillement.

Etant donné que le systéme de transport devrait étre développé indépendamment de I'utilisation du gaz dans
le secteur des transports, ce sera l'infrastructure de distribution et de ravitaillement relativement moins
capitalistique spécifiguement requise pour soutenir 'utilisation du gaz comme carburant dans les transports
qui nécessitera des investissement. La mise en place de stations de ravitaillement présente néanmoinsin
défi de taille. Bien que de nouvelles stations de ravitaillement séparées ne soient pas nécessairement
nécessaires, les stations existantes seront nécessaires pour construire l'infrastructure requise pour soutenir
le ravitaillement en gaz. Pour les détdllants, l'investissement doit généralement étre soutenu par la certitude
gue la demande de gaz en tant que carburant atteindra des niveaux suffisants pour rentabiliser
l'investissement a court terme.

Dans les pays qui ont connu une forte utilisation du gaz dans le transport routier, cela est généralement d

a une politigue gouvernementale forte et a un soutien pour linfrastructure et les véhicules requis.
L'utilisation de gaz dans le transport routier n'est généralement pas taxée ou moins taxée pour aidera
l'investissement et au passage aux véhicules a essence. Dans les flottes de transport urbain telles que les bus
et les taxis, qu'ils soient privés ou publics, l'introduction d'installations de ravitaillement en gaz dans les
dépdts est relativement simple car une forte concentration de bus ou de taxis peut utiliser un nombre
relativement faible de dépbts et de sites de ravitaillement dédiés.

Au-dela de l'aspect économique, I'un des principaux moteurs du soutien gouvernemental a l'utilisation du
gaz dans k secteur des transports réside dans les avantages environnementaux. Le gaz est une combustion
plus propre que l'essence et le diesel et les émissions des transports étant la principale source de pollution
au CO2, les gouvernements recherchent de plus en fps des alternatives au pétrole pour aider a réduire leurs
émissions nationales de CO2. Cependant, alors que la combustion du gaz est pauvre en soufre, le gaz émet
toujours du CO2. Les véhicules électriques pourraient contribuer a fournir une alternative e ncore plus
propre au gaz dans le secteur des transports. Cependant, l'introduction de véhicules électriques est
également confrontée a des problemes d'infrastructure de ravitaillement et peut ne pas convenir aux
véhicules plus gros couvrant de plus longuesdistances.

Comme le gaz sera plus économique que l'essence ou le diesel, il soutiendra I'économie des entreprises qui
dépendent du transport. Cependant, on ne s'attend pas a ce qu'il y ait un avantage matériel pour I'économie
locale au Sénégal en termes d création d'emplois ou d'expansion économique. Il existe une possibilité de
formation et de développementdelamain-d' T uvr e qual i-€i de@rait,étremedativement &aiblé. e
En termes de commerce, le Sénégal aura probablement besoin d'importer @s véhicules a gaz, cependant, a
court terme, il est peu probable qu'il y ait une opportunité d'augmenter les exportations grace au
développement de l'utilisation du gaz du Sénégal dans le secteur des transports. A moyen terme, la main
d' Tuvr e quta@tteietport®severp dautres pays cherchant a développer leur propre carburant gaz
dans l'industrie du transport routier.

Concernant | es aspects environnementaux et sociaux, |
de remplacer partielleme n t | 6utilisation de gazol e, nbaura pas d:
Cependant , |l 6utilisation du gaz r®duira | es ®mission
particules fines). La r®duction dde PRami gasabns®cdpt t idk

Dakar et aura, par conséquent, un impact positif sur la santé humaine. Les estimations des émissions de
polluants atmosphériques ainsi que les estimations de réduction des émissions par rapport au scénario BAU
sont présentées dans le rapport de la Phase 3.
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2.3.5. Exportations de gaz (gaz restant pour l'exportation par pipeline vers les pays
voisins )

Aprés avoir estimé la demande potentielle de gaz sur le marché sénégalais, nous nous concentrons dans cette
section sur la maniere de monétiser les ressources gazieres restantes via les exportations de gaz. Nous
considérons lesoptions d'exportation de gaz par pipeline vers les pays voisins et vers des pays plus éloignés
et via la production et dans la section suivantel'expédition de GNL dans le monde entier.

2.3.5.1.Description du projet

Le transport par gazoduc est trés courant dans le monde pour I'approvisionnement en gaz a travers le pays
et transfrontalier pour les volumes d'exportation et de transit. Les canalisations sont généralement en acier
et varient en longueur, diameétre et pression en fonction des volumes de gaz a transporter et de la distance
entre les stations de compression le long du trajet.

Figure 64 Exportations de  gaz par pipelines vers les pays voisins
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Source: Consultant

Comme indiqué ci-dessus, outre l'approvisionnement en gaz de la Gambie (Banjul), la clé du développement
des exportations de gazoduc vers d'autres pays voisins est d'abord de justifier le développement du réseau
de gazoducvers le centre du Sénégal(e.g. Tambacounda). En l'absence de plans actuels pour de nouvelles
centrales au gaz audela de Malicounda, il faudrait envisager de développer de nouvelles centrales
électriques majeures et / ou d'autres grands projets d'ancrage de gaz a ou prés de Tambacounda.

2.3.5.2. Les analyses économiques et financiéres réalistes

Le développement d'un pipeline de 380 km vers Tambacounda est estimé a 40 millions de dollars. Ceci est
basé sur un co(t en capital estimé a 1,1 million de dollars par km, basé sur des références de l'ingtrie pour

les pipelines terrestres, plus 50 000 $ par km pour les droits de passage.Comme discuté cidessus cela
nécessiterait donc une demande importante telle qu'une production d'électricité supérieure a 600 MW ou

une usine produisant 1 million de tonnes d'engrais nécessitant environ 75-85 MMscfd afin de justifier les

co(ts de transport.

Nous avons entrepris une analyse économique (actualisation des flux de trésorerie ou DCF) pour déterminer
un tarif compétitif pour | etransport du gaz sur la base d'hypothéses relatives aux codts (estimations CAPEX
et OPEX), au niveau d'endettement (avec une simple répartition des fonds propres, illustrée ci-dessous) et
au chiffre d'affaires (frais de péage, capacité) et autres hypothéss financiéres / commerciales (présentées
ci-dessous). Les codts / tarifs unitaires sont déterminés en divisant le revenu annuel minimum requis pour
couvrir les colts d'investissement et d'exploitation (du modele DCF) par le volume transporté de gazchaque
année.
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Figure 65 Hypothéeses sur  les colits de transport par gazoduc
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Source: Consultant

Le co(t du transport du gaz de Malicounda a Tambacounda est estimé a 3 $ / MMBtu en supposant 75
MMscfd et si aucun autre volume de gaz des pays voisins n'était ajouté. Cette estimation est basée sur le
CAPEXci-dessus de 440 millions de dollars plus OPEX égal a 2,5 % x Capex annuellement (10,5 millions de
dollars/an), plus 2 % du débit en tant que gaz combustible pour la compression (5 millions de dollars/an
évalués a 6 $/MMBtu). Cela donnerait un prix du gaz d'environ 8,5 a 9,5 $/MMBtu a Tambacounda (en
supposant un prix de 5,5 a 6,5 $/MMBtu & Malicounda)

La demande des pays voisins serait alors nécessaire pour augmenter les volumes via le pipeline et réduire
davantage les codts. En supposant que 100millions de pieds carrés supplémentaires de demande des pays
voisins, suffisants pour alimenter une centrale électrique de 1000 MW fonctionnant presque a la charge de
base, réduiraient le coit du transport vers Tambacounda a environ 1,54 $ / MMBtu et fourn issaient un co(t
de transport vers les pays voisins d'environ 2 $ / MMBtu (basé sur un codt en capital d'environ 300 millions
de dollars pour un gazoduc de Tambacounda a la frontiére du pays voisin et les mémes hypothéses de codt
et financiers ci-dessus ).Cela donne un prix du gaz d'environ 7-8/MMBtu a Tambacounda (en supposant un
prix de 5,5-6,5/MMBtu & Malicounda) et un prix d'importation du gaz dans les pays voisins d'environ 98 -10
10 $/MMBtu ( en supposant 100 MMscfd de demande des pays voisins) Si lesvolumes sont inférieurs a cela,
le colit du transport et le prix global du gaz augmenteront, rendant le gaz moins compétitif que les carburants
alternatifs. Par exemple, le transport de seulement 40 MMscfd vers les pays voisins suffisant pour une
centrale électriqgue de 300 MW donne un co(t de transport de plus de 4 $/MMBtu depuis Tambacounda et
un codt global d'approvisionnement en gaz d'environ 11-13 $/MMBtu.

Si le gaz est utilisé pour la production d'électricité a ce prix, le colt de la production d'électricité a partir
d'une centrale de 300 MW fonctionnant en charge de base serait de 12 a 130 $/MWh , ce qui est assez
compeétitif.

Si aucune demande majeure n'était développée a Tambacounda, le co(t du transport vers le pays voisin
serait d'environ 5 $/MMBtu en supposant 100 MMscfd ou plus de 10 $/MMBtu en supposant 40 MMscfd
(en supposant un CAPEX de 760 millions de dollars), ce qui donne un prix total du gaz de 1112 $/MMBtu
(concurrentiel) ou 16-17 $/MMBtu (non concurrentiel avec la production d'électricit € d'une centrale de 300
MW a 150-160 $/MWh). Le volume de ressource gaziére nécessite

Il existe un certain nombre de problémes pour les exportations de gaz vers les pays voisins. Premiérement,
la demande de gaz et/ ou d'électricité devrait étre bien inférieure &75-85 MMscfd a Tambacounda car cette
région est beaucoup moins densément peuplée qu'autour de Dakar. Deuxiemement, méme si la demande
était développée a Tambacounda, il est peu probable que la demande des pays voisins, équivalente a 1000
MW supplémentaires de production d'électricité, se développe dans un proche avenir étant donné qu'elle
est proche de la capacité totale installée actuelle dans certains pays voisins (comme indiqué dans le tableau
ci-dessous).

Figure 66 Capacit® ®l ectrique et taux dobéacc s en
Capacit € installée et prévue
MW 2017 2018 2019 2020 2021 Million Urbain Rural Total
Sénégal 1249 1375 1647 1767 1767 16.3 87.7 38.3 64.5
Gambie 101 137 157 121 121 2.3 69 15.5 47.8
Guinée 651 681 761 1251 1434 13.6 82.2 6.9 33.5
Guinée Bissau 52 72 72 72 72 1.8 29.8 0 14.7
Mali 744 892 1084 1182 1182 19.1 83.6 1.8 35.1

Source: Africa Energy Atlas, IMF
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2.3.5.3. Les retombées et mplications pour le Sénégal

Le développement d'un gazoduc d'exportation est relativement simple et peu complexe, la sécurisation des
droits de passage ou l'acquisition de terres étant les aspects les plus difficiles et les plus importants. Les
projets transfrontaliers nécessitent un soutien politique fort de la part des deux pays. Il existe également un
risque politique élevé et les projets peuvent faire I'objet de différends commerciaux entre pays voisins avec
des conséquences sur I'approvisionnement en gaz, mais il y a des legons a tirer et des risques atténués de
nombreux différends de ce type a I'éctelle mondiale.

Si elles sont viables, les exportations de gazoducs peuvent étre attrayantes pour les pays voisins, en
particulier pour la production d'électricité et I'utilisation du gaz dans l'industrie. Cependant, le cas des
importations de gaz pour la production d'électricité devrait étre fait par le pays voisin et le développement
du gazoduc vers le pays voisin devrait également étre largement financé par eux, réduisant ainsi le risque
pour le Sénégal de tout retard d'acceptation du gaz (par exemple, entrale électrique retardée) ou ayant des
actifs échoués/sous utilisés.

La demande potentielle de gaz dans les pays voisins, tirée par la demande de production d'électricité, est
relativement faible et pourrait ne pas soutenir le développement d'un nouveau gazoduc avant de nombreuses
années. La demande d'électricité au Mali et en Guinée est similaire a celle du Sénégal et devrait également
croitre rapidement. Cependant, le Mali et la Guinée sont également de grands pays et toute nouvelle grande
centrale électrique utilisant le gaz du Sénégal devrait étre proche de la frontiere Mali/Sénégal ou
Guinée/Sénégal- c'est encore loin des grandes villes et nécessiterait le développement de grandes centrales
électriques infrastructures de transport.

Si un pipeline vers le Mali ou la Guinée peut étre développé, les volumes peuvent aider a réduire le colt
d'approvisionnement pour les clients le long du tracé du pipeline au Sénégal. Cependant, si aucun gazoduc
ne peut étre justifié, alors que les clients autour de Tamba®unda peuvent étre approvisionnés
économiquement en gaz (en supposant qu'une charge d'ancrage suffisante a Tambacounda soit développée,
par exemple la production d'électricité, méme pour les exportations vers les pays voisins), il sera difficile de
fournir du gaz de Tambacounda a d'autres régions du Sénégal, par pipeline, camion ou rai principalement
parce que les clients potentiels, par exemple miniéres, sont encore a une certaine distance de Tambacounda.
L'aspect économique de ceci est discuté plus emlétail dans la section 2.3.8.4.

La construction des gazoducs repr®sente un risque

ri sques environnementaux et sociaux |i®s ~ |l a cons

1 Pendant la construction, les changements d'utilisation des terres, le déplacement de populations,
peuvent impacter des sites du patrimoine culturel, des villages et des zones d'importance écologique,
ou provoquer une interruption temporaire de la circulati on routiére.

1 Modifier le ruissellement, I'érosion des sols, l'instabilité des pentes, la dégradation de la qualité des
eaux de surface.

1 Modifier les schémas de drainage, les impacts sur la végétation et I'approvisionnement en eau des

zones humides.

Introdu ction d'espéces végétales envahissantes.

Fragmentation des habitats naturels, perte d'especes et diminution de la biodiversité.

Obstacles pour les humains et la faune migratrice.

Créer des zones pour les implantations spontanées informelles.

Faciliter I'ac cés aux espaces naturels, les impacts sur la faune / flore, la chasse illégale.

Risque de fuite ou de rupture, contamination des sols, des ressources en eau, incendie, explosion.

La libération des emprises pourrait entrainer des impacts sociaux. Le processis de libération des

emprises et la compensation des personnes est complexe et pourrait retarder la réalisation des

projets.

=4 =4 -a_-a_a_a_-2
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2.3.6. Exportations de gaz (gaz restant pour I'exportation par pipeline vers autresp _ays)

2.3.6.1. Description du projet

Le Sénégal se trouve aumilieu du tracé du gazoduc Nigéria-Maroc proposé. Le gazoduc NigériaMaroc a été
concu en décembre 2016 dans le cadre d'un accord entre la Nigerian National Petroleum Corporation
(NNPC) et I'Office national marocain des hydrocarbures et des mines (ONHYM). Le pipeline aurait une
longueur de 5 660 km et la construction se déroulerait par étapes sur une période de 25 ans. Le codt total
est estimé a au moins 15 milliards de dollars. Le tracé exact du pipeline et s'il sera terrestre ou offshore n'est
pas confirmé. Les options pour un gazoduc du Nigéria vers I'Europe ont été discutées pendant de
nombreuses années auparavant (y compris le gazoduc transsaharien).

Gabon |

Figure 67 Projet Gaz pipeline  Nigeria -Maroc (options Offshore et Onshore)
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2.3.6.2. Le volume de ressource gaziére nécessite

Compte tenu du colt potentiel du pipeline, estimé & plus de 15 milliards de dollars, le pipeline nécessitera
20 a 30 bcm/an pour étre économique. Avec certaines des plus grandes ressources gazieresu monde, la
majeure partie de celui-ci peut provenir du Nigeria, mais il n'est pas certain que tout le gaz provienne du
Nigeria. Il est également actuellement incertain s'il existe une opportunité d'inclure également le gaz des
pays le long de la route dfshore, qui comprendra ou non le Sénégal et la Mauritanie.

2.3.6.3. Les analyses économiques et financieres réalistes

Le Capex pour le pipeline est estimé & 15,5 milliards de dollars sur la base de 6200 km et un codt de 2,5
millions de dollars/km qui est une réf érence commune pour les pipelines offshore. Notez que cela exclut le
co(t des connexions aux champs et aux marchés le long de la route. Les frais d'exploitation sont estimés a
2,5 % x Capex par an (390 millions de dollars plus le gaz combustible & 2 % du dbit évalué a 4 $/MMBtu
équivalent a 90 millions de dollars).

Nous avons entrepris une analyse économique (actualisation des flux de trésorerie ou DCF) pour déterminer
un tarif compétitif pour | etransport du gaz sur la base d'hypothéses relatives aux cofs (estimations CAPEX
et OPEX), au niveau d'endettement (avec une simple répartition des fonds propres) et au chiffre d'affaires
(frais de péage, capacité) et autres hypothéses financiéres / commerciales (présentées-aessous). Les colts
/ tarifs unitaire s sont déterminés en divisant le revenu annuel minimum requis pour couvrir les codts
d'investissement et d'exploitation (du modele DCF) pour le volume de gaz transporté chaque année.
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Figure 68 Hypotheses sur les colts de

transport par gazoduc
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Source: Consultant

Le codt du transport du gaz du Nigeria vers|'Espagne est estimé a 3,2 $/ MMBtu en supposant 30 bcm/an
et 4,8 $/ MMBtu en supposant 20 bcm/an.

2.3.6.4. Les retombées et mplications pour le Sénégal

Méme si le colt de I'approvisionnement par gazoduc du Nigeria vers le Maroc et I'Europe est inférieur au
codt de la liguéfaction, du transport et de la regazéification du GNL, le développement et I'exploitation d'un
projet de ce type posent de nombreux défis Traverser de nombreuses juridictions nationales présente des

risques politiques considérables et en ca& de différend, cela pourrait conduire a I'arrét des flux de gaz.

En outre, étant donné le colt estimé du gazoduc nigériocmarocain, il est probable qu'il aura besoin d'au
moins 20 a 30 Gm3 / an de débit pour étre compétitif par rapport aux autres options d'approvisionnement

en gaz. Un volume de 20 a 30 Gm3 / an sera probablement beaucoup plus que la demande combinée des
pays situés le long du gazoduc, ce qui signifie que la connexion a de plus grands marchés du gaz en Europe
sera essentielle. Le Maroc a leplus grand marché de gaz en route et est actuellement approvisionné par
I'Algérie, mais cherche également a développer un projet d'importation de GNL. Cela signifie que les
approvisionnements par canalisations du Nigéria devraient concurrencer le GNL, si en effet le gaz du Nigéria
était toujours requis par le marché marocain.

Des raccordements de pipelines existent déja entre I'Algérie et I'Espagne (gazoduc GME (via le Maroc) et les
pipelines Medgaz (direct)) et vers [I'ltalie (pipeline Transmed (via la Tu nisie)) ainsi que de la Libye vers
I'ltalie (pipeline Greenstream). Il se peut qu'une option onshore depuis le Nigéria via le Maroc soit envisagée
comme cela a été discuté dans le passé, auquel cas ce ne serait pas une option de monétisation pour le
Sénéga.

Compte tenu des codts initiaux substantiels du gazoduc et du risque politique considérable, il est difficile de
voir comment ce projet pourra obtenir un financement. L'appétit pour le financement de projets pétroliers

et gaziers par I'Union européennes'est considérablement réduit 2 mesure que la poussée pour I'énergie verte
est plus favorisée. En outre, garantir un approvisionnement en gaz de 20 a 30bcm/an dés le début du projet
sera un défi, car les différents pays en route auront descalendriers et des plans différents pour le
développement de leurs ressources gazieres. L'Espagne étant le marché d'entrée/d'ancrage, qui compte
également sept terminaux d'importation de GNL, la concurrence des importations de GNL, en particulier de
GNL américain, sera forte.

En raison de ces problemes, le Sénégal ne devrait pas considérer cela comme une option de monétisation
ferme du gaz tant que des détails plus concrets sur le projet et son économie ne seront pas disponibles. Un
certain nombre d'étud es de faisabilité ont été réalisées par les gouvernements du Nigéria et du Maroc et
pourraient étre mises a la disposition de partenaires potentiels.
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1 Pendant la construction, les changements d'utilisation des terres, le déplacement de populations,
peuvent impacter des sites dupatrimoine culturel, des villages et des zones d'importance écologique,
ou provoquer une interruption temporaire de la circulation routiére.

1 Modifier le ruissellement, I'érosion des sols, l'instabilité des pentes, la dégradation de la qualité des
eaux de aurface.

1 Modifier les schémas de drainage, les impacts sur la végétation et I'approvisionnement en eau des
zones humides.

E R ]

Introduction d'espéeces végétales envahissantes.
Fragmentation des habitats naturels, perte d'espéces et diminution de la biodiversité.
Obstacles pour les humains et la faune migratrice.
Créer des zones pour les implantations spontanées informelles.
Faciliter I'accés aux espaces naturels, les impacts sur la faune / flore, la chasse illégale.
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Risque de fuite ou de rupture, contamination des sols, des ressources en eau, incendie, explosion.
La libération des emprises pourrait entrainer des impacts sociaux. Le processus de libération des
emprises et la compensation des personnes est complexe et pourrait retarder la réalisation des
projets.

= =
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2.3.7. Exportations de gaz (gaz restant pour I'exportation par LNG)
2.3.7.1.Description du projet

Le GNL permet de transporter du gaz sur de longues distances par voie maritime. Il ne s'agit pas d'un produit
en soi, mais d'un sousensemble de l'activité gaziére et sur denombreux marchés, il doit concurrencer le gaz
livré par gazoduc. Le manque d'options d'approvisionnement par gazoduc dans certains pays, hotamment
en Asie, signifie que les acheteurs sont préts a payer une prime pour sécuriser l'approvisionnement en GNL.
Cependant, plus récemment, de nombreux pays sans production locale se sont tournés vers le GNL comme
moyen plus rapide et moins codteux d'introduire du gaz sur leur marché ou d'aider a atténuer les réductions
de la production locale. L'émergence d'acteurs du portefeuille (c'est-a-dire des entreprises capables de
s'engager sur des projets de liquéfaction de gros volume et a long terme sur la base de leurs propres bilans
en vue de vendre le GNL en parcelles de différentes tailles a des utilisateurs finaux) augmenté la liquidité
du Marché du GNL négocié et facilité d'investissements supplémentaires dans la chaine
d'approvisionnement du GNL.

Lorsque le gaz est livré par pipeline a I'usine de GNL, la premiére étape consiste a traiter le gaz pour éliminer
les camposants qui interféreraient avec le traitement, endommageraient l'usine (y compris le CO2, l'eau et
le mercure) ou sont extraits pour leur valeur (principalement le propane et le butane et les condensats
restants). Le degré d'élimination de ces composants d'hydrocarbures supérieurs établira le pouvoir
calorifique brut (GHV) et l'indice de Wobbe (WI). Le gaz traité est ensuite liquéfié a environ -160 degrés
Celsius dans un processus utilisant de tres grands cycles de réfrigération mécanique et du propane, &
I'éthyléne et du méthane comme réfrigérants selon quatre étapes clés : compression, condensation, détente
et évaporation. Le produit GNL est ensuite pompé dans des réservoirs de stockage isolés avant d'étre chargé
sur des méthaniers pour étre transporté vers les terminaux d'importation de GNL dans le monde entier.

Floating LNG

Le GNL flottant est un développement moins courant et plus récent pour la production de GNL. Il offre des
avantages de co(t pour la monétisation de petits gisements de gaz.e fait d'étre basé sur des navires permet
au projet d'étre en grande partie construit dans des chantiers navals (par exemple a Singapour, en Chine et
en Corée du Sud), puis déployé sur I'emplacement du champ de gaz offshord.es projets en fonctionnement
comprennent le Cameroun (Kribi 2,4 mtpa), la Malaisie (PFLNG 1 et 2, tous deux 1,2 mtpa), I'Australie
(Prelude 5,3 mtpa) et bientdt au Mozambique (Coral South 3,4 mtpa). Alors que les colits des projets
different d'un projet a l'autre, les projets FLNG basés sur la conversion de méthaniers tels que GTAau
Sénégal(basé sur le navire Gimi FLNG converti) ont tendance a étre moins colteux que les projets FLNG
nouvellement construits. Le co0t du projet GTA est estimé & 3 milliards de dollars, brise-lames compris (il
est de 1,4 milliard de dollars pour le navire FLNG seul), soit environ 1 250 dollars par tonne et par an (tpa).
Cela se compare a 4,5 milliards de dollars estimés pour Coral South, soit 1 400 dollars / tpa.

Figure 69 GTA Phase 1

Source: BP

Le Sénégal connait déja trés bien les projets d'exportation de GNL a travers le développement du projet
d'exportation flottant GTA GNL, dont la phase 1 est actuellement en construction. Le projet FLNG de phase
1 est basé sur un conceptle hub « nearshore » qui comprend un brise-lames et un méthanier converti avec
liquéfaction a bord, congu pour fournir environ 2,45 millions de tonnes de GNL par an. Les concepts des
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phases 2 et3 ne sont pas finalisés mais devraient étre alignés sur la jpase 1 pour fournir un total d'environ
10 mtpa de GNL a partir des trois phases. Les projets GTA au Sénégal et en Mauritanie seront le premier
projet FLNG a étre développé sur une base modulaire pour atteindre 10 mtpa.

Cependant, les projets d'exportation de GNL a terre sont beaucoup plus courants que le FLNG et
généralement beaucoup plus importants. Compte tenu du potentiel de ressources gaziéres plus important
dans d'autres régions du Sénégal (par exemple, YakaaiTeranga), des arguments solides peuvent &e
présentés pour un projet de GNL terrestre plus important, comme indiqué ci -dessous, qui sera l'objet de
cette section.

GNL terrestre (onshore)

Les ressources gazieres plus importantes ont eu tendance a étre monétisées grace au développement de
projets de production et d'exportation de GNL a terre. Il existe un certain nombre de technologies de
processus de liquéfaction qui ont été développées par legprincipaux I0C au fil des ans, notamment Conoco
Philips, Shell, Exxon Mobil et Statoil. Mais le plus populaire est le processus C3MR ou ARX d'APCI congu
par Air Products & Chemicals, suivi du processus en cascade optimisé de Conoco Philips et des process
C3MR et DMR de Shell. Le processus de réfrigération représente environ 75 % de I'énergie totale requise
pour le processus. L'énergie est également nécessaire pour le fractionnement et I'énergie électrique pour
toutes les machines, I'éclairage et le chaffage. Le besoin total en carburant pour I'ensemble du processus
varie généralement entre 8 % et 13 % selon la technologie de liquéfaction utilisée, les conditions ambiantes
et la composition du gaz.

Figure 70 Overall LNG production process
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La période de construction des projets de GNL est généralement d'environ 4 & 5 ans, mais dépend fortement
de I'endroit ou le projet est développé en termes d'éloignement et de disponibilité des infrastructures, de la
main-d ' T uvr e q dautres ressaBrees,aihsi que d'autres facteurs politiques et spécifiques au pays.

Une photo de l'usine de GNL Asie Pacifique de 9 mtpa de Conoco Phillips, mise en service en 2016, est
présentée cidessous.
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Figure 71 APLNG plant - Western Australia

Source: ConocoPhilipps (Offshore Energy)
2.3.7.2. Le volume de ressource gaziere nécessite

L'échelle du projet varie d'un projet a l'autre et dépend principalement de la quantité de réserves de gaz
disponibles a monétiser au cours de la durée de vie prévue, générament 30 ans (bien que certains des
projets antérieurs soient en exploitation depuis environ 40 ans). La taille des trains de GNL a tendance a
différer entre les différents fournisseurs de technologie de liquéfaction, certains fournisseurs ayant des
conceptions et des tailles préétablies pour leurs usines. L'utilisation de conceptions et de capacités établies
peut grandement améliorer l'efficacité et réduire les colts. Jusque dans les années 1980, la taille des trains
de GNL était relativement petite et moins standardisée. A la fin des années 1990 et au début des années
2000, la taille des trains était généralement d'environ 3,3 mtpa. A partir d'environ 2005, des trains plus
grands ont commencé a étre développés, avec une capacité de train atteignant 5,2 3 mtpa pour des projets
de train unique en Egypte, a Trinité et en Angola. Le Qatar a été le seul pays a développer des méga trains
d'une capacité de 7,8 mtpa (basé sur un processus hybride développé par APCI et ExxeMobil). Plus
récemment, les fournisseurs de technologies ont étendu leurs conceptions standard et proposent des tailles
plus personnalisées pour mieux répondre aux besoins du projet. Les projets plus récents développés en
Australie et aux Etats-Unis ont des tailles de train comprises entre 4 et 5 mtpa.

Le GNL onshore peut étre envisagé pour YakaatTeranga qui, selon les estimations, détiendrait environ 32
Tpi 3 de ressources gaziéres (dont plus de 20 Tpi 3 de gaz récupérable). Il s'agit d'une quantité importante
de gaz, et c'est bien plus quece qui serait nécessaire pour étre approvisionné a terre pour les besoins du
marché local. En supposant que 20% de ce gaz est utilisé pour approvisionner le marché local, les 80%
restants du gaz récupérable estimé seraient suffisants pour développer un prget d'exportation de GNL
produisant 10 mtpa de GNL pendant 30 ans nécessitant un approvisionnement en gaz de 1500 Mscfj (y
compris la consommation de gaz combustible estimé a 10%).

2.3.7.3. Les analyses économiques et financiéres réalistes

Colts Capex et Opex

Les colts sont comparés sur la base de leurs codts d'investissement unitaires (investissement total de l'usine
divisé par la capacité, exprimé en USD/tpa) et incluent les colts de l'unité de liquéfaction ainsi que des
réservoirs de stockage de GNL et des infrastructures de soutien autour de l'usine Les co(ts des usines de
liquéfaction a terre sont passés d'environ 300 & 400 $ / tpa avant 2009 & entre 500 et 1 000 $ / tpa entre
2010 et 2015. Plus récemment, les codts ont plus que doublépour atteindre environ 2 000 $ / tpa. De
nombreux facteurs ont conduit a ces augmentations des colts en capital des nouvelles usines de GNL,
notamment:

1 Inflation mondiale et augmentation des prix des matiéres premiéres, en particulier des prix de
I'acier et du pétrole brut
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T Colts de mannd 6T uvre plus ®I| ev®s pour |l e d®vel oppement
développés (par exemple en Australie, ou la plupart des nouveaux projets récents ont été
développés)

1 Pénurie de ressources en soudraitants EPC (seule une poignée d'entre eux se spécialisent dans les
projets GNL) et forte demande pour le développement de projets d'exportation de GNL

1 Projets en cours de développement dans des zones plus éloignées et plus difficiles, certaines étant
soumises a des resdtictions environnementales codteuses (toujours principalement en Australie).

Etant donné que de nombreux pays prévoient de nouveaux projets d'exportation de GNL, la concurrence
pour les ressources devrait rester forte au cours de la prochaine décennie, cegui signifie que les colts des
nouvelles usines vertes ne devraient pas revenir aux niveaux d'avant 2010 ou a moins de 1000 $ US / tpa.
Notre hypothése de colt de base pour un projet de liquéfaction de deux trains au Sénégal est de 1 250 $/
tpa. Cela suppse que l'usine est développée a terre et qu'il n'y a pas de problémes de localisation /
d'éloignement importants. Notre hypotheése de 1 250 $ US / tpa est basée sur une moyenne de 1 500 $ US/
tpa pour le premier train et 2/3 de ce co(t pour le deuxiéme tr ain, qui bénéficierait d'une certaine réduction
des codts grace a l'utilisation d'infrastructures communes. En supposant que chaque train mesure 5 mtpa,
cela donne une estimation du co(t total en capital de l'usine de 12,5 milliards de dollars.En général,les codts
d'exploitation annuels moyens peuvent étre estimés a environ 3 a 5% du co(t total en capital (a I'exclusion
du colt du gaz combustible).

Les codts de production

Nous avons entrepris une analyse économique (actualisation des flux de trésorerie ou DCF) pour déterminer
un tarif compétitif pour la production d e GNL sur la base d'’hypothésesrelatives aux codts (estimations
CAPEX et OPEX discutées cidessus), au niveaud'endettement (avec une simple répartition des fonds
propres) et au chiffre d'affaires (frais de péage, capacité) et autres hypotheses financieres / commerciales
(présentées cidessous). Les colts / tarifs unitaires sont déterminés en divisant le revenu amuel minimum
requis pour couvrir les codts d'investissement et d'exploitation (du modele DCF) par le GNL produit chaque
année plus le colt de I'approvisionnement en gaz.

Figure 72 Hypotheses sur les colts de production de GNL
PO ese al €
Partage équitable 30%
Rendement des capitaux propres 10%
Part de la dette 70%
Co(t de la dette / intéréts 5%
Taux de couverture 1.43
Dépréciation 20 ans
Imposition 30%

Source: Consultant

Sur la base d'un CAPEX de 12,5 milliards de dollars et d'un OPEX det40 millions de dollars plus 10 % de
gaz combustible évalué a 230 millions de dollars (sur la base de 4 $/MMBtu), cela donne un tarif de
production de GNL de 3,5 $/MMBtu en supposant 10 mpta (13,75 bcm/an). Notez que cela exclut le cot du
gaz. En supposar 4 $/MMBtu pour le gaz, cela donne un prix FOB du GNL de 7,5 $/MMBtu.

Prix de GNL

Les marchés du gaz nordaméricain et européen sont entierement libéralisés, les prix du gaz étant
déterminés sur des plateformes commerciales théoriques ainsi que sur desbourses financiéeres, et sont
déterminés par les fondamentaux de I'offre et de la demande de gaz. UK National Balancing Point (NBP) et
Dutch Title Transfer Facility (TTF) sont le principal hub gazier en Europe et les importations de gaz et de
GNL sont généralement indexées sur les prix de ces hubs. D'autres hubs se développent en ltalie, en France
et en Espagne, ou il existe encore des prix d'importation de gaz indexés sur le pétrole. Henry Hub prés de la
Louisiane sur la cote du Golfe est le principal hub gazier et point de tarification aux Etats -Unis par rapport
auquel les autres hubs et importations sont tarifés. Les Etats-Unis passant d'un grand importateur de GNL
a un grand exportateur de GNL, Henry Hub est désormais devenu la base de la tarification desxportations
de GNL en provenance des EtatsUnis, ol le prix & I'exportation du GNL (FOB) est le prix Henry Hub plus
un codt fixe a couvrir ( principalement) les codts de liquéfaction (3 USD/4/MMBtu) plus 15 % de Henry Hub
pour couvrir le colt du gaz combustible utilisé dans le processus de liquéfaction.

En Asie, le prix Platts JKM (Japan Korea Marker) est devenu un indicateur de prix négocié, les prix du GNL
étant désormais également négociés sur des bourses a travers I'Asie. Cependant, une grande partie des
ventes de GNL en Asie est toujours liée aux prk du pétrole brut, les fournisseurs préférant une plus grande
certitude dans I'indexation du pétrole brut pour soutenir les revenus du projet, ou le prix d'exportation du
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GNL en $/MMBtu est égal a X % x prix du pétrole brut (en $ /bbl) plus un co(t fixe gé néralement pour
couvrir I'expédition. X % varie généralement de 10% a 16% selon I'état du marché (avec 17,34 étant la part
du pétrole brut) et les frais d'expédition sont généralement d'environ 1 $/MMBtu. De nombreux nouveaux
accords d'approvisionnement a long terme ont été conclus entre des acheteurs de GNL asiatiques et des
projets d'exportation de GNL américains au cours des 10 derniéres années. Ces accords ont été basés sur les
prix Henry Hub comme indiqué ci -dessus, et non sur l'indexation du pétrole brut, ce qui a conduit a un
abandon des prix indexés sur le pétrole brut. Les contrats existants ont également été renégociés pour
inclure des hybrides de pétrole brut, Henry Hub, JKM et d'autres indexations des prix du gaz.

Figure 73 Prix mondiaux du gaz
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2.3.7.4. Les retombées et implications pour le Sénégal

La demande de GNL a augmenté rapidement au cours des vingt derniéres années. La demande de GNL est
passée d'environ 100 mtpa en 2000 a 250 mtpa en 2015, et était de 356 mtpa en 2020. La croissace de la
demande a été observée dans le monde, notamment en Chine (>65 mpta), avec I'Europe, I'Asie du SuéEst,
I'Inde, Japon, Corée du Sud, MoyenOrient/Asie de I'Ouest et Amérique du Sud (tous a 20-30 mtpa chacun).
La demande aux EtatsUnis a considérablement diminué alors que les Etats-Unis sont passés d'un gros
importateur de GNL a un grand exportateur de GNL. La demande de GNL devrait continuer de croitre pour
atteindre plus de 500 mtpa d'ici 2030. Cela est di a I'épuisement des ressources indigénes dns les pays
dépendants du gaz, au passage du charbon et du pétrole au gaz dans la production d'électricité et a la
poursuite du développement industriel dans les pays en développement. Le gaz/GNL est généralement
considéré comme un carburant de transition au cours des 20 a 30 prochaines années vers un monde zéro
carbone d'ici 2050, un délai suffisant pour justifier un nouveau grand projet d'exportation de GNL.

Les projets d'exportation de GNL sont des projets de projets complexes, mais les technologies utisées sont

maintenant bien comprises. Les projets onshore sont considérés comme moins risqués que les nouvelles
technologies flottantes. Les projets de GNL, en particulier onshore, doivent étre a grande échelle afin de

bénéficier d'économies d'échelle.

Il y a suffisamment de ressources gaziéres au Sénégal pour justifier un autre projet majeur d'exportation de
GNL de 8 a 10 mtpa (en plus et non lié au projet GTA de 10 mtpa déja en cours de développement). Cela
créera de nombreux emplois au cours de la péri@e de construction de 5 ans, mais les besoins en main
d'"fuvre locale diminueront consi d®r abl ement apr s
situé sur la cote, il n'y a pas d'impact ou de bénéfice majeur pour le développement du marché gazielocal.
Confirmer les exportations de GNL comme voie principale de monétisation peut réduire l'incertitude sur le
développement du champ et donc accélérer la disponibilité de I'approvisionnement en gaz sur le marché du
charbon. Mais cela peut dépendre del'achévement de la construction de l'usine, qui peut prendre 5 ans, a
moins qu'il ne soit possible de fournir du gaz au marché local avant cela. Ce sera plus difficile pour les
champs plus au large nécessitant de longs pipelines sousnarins et pour des réservoirs plus complexes.

Les usines de GNL sont trés capitalistiques, la majorité des investissements étant réalisés en amont. Cela
signifie que les préteurs de projets exigent I'assurance d'un flux de trésorerie fiable jusqu'au remboursement
des préts. Historiquement, cela a été réalisé en vendant presque tout le GNL a des acheteurs dans le cadre
de contrats a long terme (1520 ans) avec des prix indexés sur les prix internationaux du pétrole brut ou du
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gaz. C'est encore important aujourd'hui, surtout compt e tenu de la transition vers des carburants plus verts.
Etre en mesure de conclure des contrats d'enlevement a long terme avec des acheteurs sera la clé du
développement et du financement d'un autre projet au Sénégal comme cela a été le cas pour GTA.

Il existe une grande concurrence entre les projets planifiés a I'échelle mondiale pour garantir des ressources
abordables et l'acces au marché. Il existe de nombreux autres défis spécifiques aux projets ou aux pays
auxquels chacun des projets planifiés est confonté, ce qui signifie que tous les projets ne seront pas
développés en méme temps et que certains peuvent ne pas étre réalisés du tout. Les Etatdnis suscitent un
intérét considérable depuis 2009. Avec des augmentations importantes de la production de pérole et de gaz
de schiste, les prix du gaz en Amérique du Nord se sont effondrés et sont restés bas (< 3 $/MMBtu) depuis
2015. Cela a incité les propriétaires de terminaux d'importation de GNL a demander |'approbation du
gouvernement pour la conversion de leurs terminaux en projets d'exportation de GNL. Avec une
infrastructure commune déja en place (par exemple, des réservoirs de stockage, une jetée), les
investissements majeurs requis seraient principalement pour les unités de liquéfaction. Six de ces teminaux
ont déja été convertis en grands projets d'exportation d'une capacité totale de 77 mtpa. Une capacité
supplémentaire de 60 mtpa provenant de projets nouveaux et élargis est actuellement en construction. En
plus de cela, une autre capacité de 150+ npa a recu l'approbation du gouvernement américain mais n'est
pas encore en construction. La quantité supplémentaire de GNL américain mis en ligne aura un impact sur
la quantité de nouveau GNL pouvant étre fourni sur le marché mondial & partir d'autres pays. Remarque Le
Qatar a également récemment annoncé FID sur un programme d'expansion majeur portant sa capacité de
production de GNL de 77 mpta a plus de 110 mtpa d'ici 2026 et potentiellement a plus de 126 mtpa d'ici
2027.

Les projets d'exportation de GNL américain s'approvisionneraient en gaz sur le marché américain tres
liquide aux prix du marché. Avec des prix du marché du gaz a des niveaux similaires aux co(ts de production
de gaz dans d'autres pays avec des projets de GNL prévus (< 3 $MMBtu), mais avedes colts de production
moins élevés, les EtatsUnis sont devenus un exportateur majeur de GNL a moindre colt. Cependant, les
prix du marché du gaz américain sont déterminés par les fondamentaux de I'offre et de la demande de gaz
aux Etats-Unis et il existe un risque que les prix du gaz américain augmentent et rendent les exportations
de GNL plus colteuses. Dans ce cas, un acheteur plus averse au risque préférerait s'approvisionner en GNL
aupres d'autres pays ou le colt d'approvisionnement est plus certainet plus stable. Dans tous les cas, compte
tenu des vastes ressources gazieres du Sénégal de la relative facilitée de développement d'un projet
d'exportation de GNL a terre (en dehors de l'importation de main-d ' T uvr e qual i fi ®e) , nou:
projet a terre au Sénégal devrait étre en mesure de rivaliser avec un nouveau projet de GNL américain, en
particulier si les prix du marché du gaz américain dépassent 4 $/MMBtu. Un prix du gaz Henry Hub de 4
$/MMBtu donnerait un prix FOB du GNL américain de 4,6 a 7,6 $/MMBtu en fonction du montant
remboursé au colt irrécupérable de 3 $/MMBtu pour la capacité de liquéfaction (c'est-a-dire 0 $ ou 3
$/MMBtu complets). Des frais d'expédition supplémentaires d'environ 1 $/MMBtu depuis les Etats -Unis
doivent étre ajoutés au Sénégal ou en plus des colts du Sénégal vers I'Asie ou I'Europe. 5&%6 $/MMBtu se
compare a un prix FOB estimé de 7,5 $/MMBtu pour les exportations de GNL du Sénégal. Si les prix du
Henry Hub devaient augmenter a 5 $/MMBtu et au -dessus, cela favorserait fortement le GNL sénégalais.

La construction et | 6exploitation dbéune installati on
et sociaux. Les principaux risques environnementaux et sociaux sont comme suit :

1 Les impacts environnementaux résultent principalement des émissions atmosphériques, des rejets
d'eaux usées, des déchets solides, du bruit, des odeurs et des effets visuels ou esthétiques.

1 1l existe un risque de contamination grave des eaux de surface, du sol et des eaux souterraines pa
des fuites ou des déversements accidentels de produits chimiques et d'hydrocarbures.

1 De grands volumes de déchets solides sont produits.
1 Des niveaux de bruit important sont générés.
1 Les produits stockés sont combustibles et explosifs et présentent un rigjue pour la santé et la
sécurité des travailleurs et des communautés voisines.
1 Lalibération des emprises pourrait entrainer des impacts sociaux.
1 Les installations comprennent des structures marines pour le chargement des navires. Ces
structures pourraient entrainer des impacts sur la morphologie du littoral (érosion cbotiere) et avoir
des impacts sur la navigation maritime, en particulier les bateaux de péche artisanale.
Le rapport de | a Phase 3 comprend une ®valuation sp®ci

des installations.
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2.3.7.5. Avitaillement de GNL (LNG Bunkering)

En janvier 2020, I'Organisation maritime internationale de I'ONU a mis en place des normes de réduction
du soufre pour les carburants de soutage des navires a un maximum de 0,5 % de soufre (contre 4,5 % de
soufre fixé en 2005). L'exigence d'émissions de soufre de I'OMI 2020 s'applique a tous lesnavires de plus
de 400 tonnes brutes couvrant plus de 100 000 navires dans le monde, dont la moitié sont des navires plus
petits qui brilent déja du carburant & faible teneur en soufre. Les autres armateurs ont des options
différentes. lls peuvent:

1 Continuer a briler des carburants a plus forte teneur en soufre (par exemple, 3,5% de mazout de
soufre IFO 380 CST ou 1,5 a 26 de gasoil marin ou de diesel) et installer des épurateurs pour
nettoyer les émissions

1 Passer a un carburant contenant moins de 0,5 % @& soufre tel que le diesel marin a faible teneur en
soufre (MDO) ou le fioul a tres faible teneur en soufre (VLSFO) tous deux contenant 0,1 % de soufre

1 Passer au GNL, qui est proche de 0 % de soufre, ou a d'autres carburants a faible teneur en soufre
comme le méthanol ou I'ammoniac (mais qui sont beaucoup moins courants).

L'option la plus simple consiste a passer au MDO ou au VLSFO a faible teneur en soufre nécessitant peu ou
pas de codts initiaux avec |'utilisation de l'infrastructure de soutage existante dans les ports. Mais les prix
du diesel marin a faible teneur en soufre et du mazout a trés faible teneur en soufre sont plus du double du
prix du mazout a haute teneur en soufre. En termes de laveurs, il y a environ 1000 navires qui ont déja été
équipés de laveurs. Le co(t initial de l'installation d'épurateurs est estimé a environ 3 millions de dollars
pour moderniser un pétrolier typique (un peu moins pour une nouvelle construction), et permettrait au
navire de continuer a briler du mazout a haute teneur en soufre moins cher. Cependant, un probléme majeur
avec l'installation des épurateurs est de savoir quoi faire avec I'eau de lavage extraite des épurateurs. Malgré
la réduction des émissions de soufre, une préoccupation majeure pour les options a faibleteneur en soufre
et les épurateurs a l'avenir est la prochaine étape apreés la réduction du soufre? D'autres émissions de GES
nocives pour I'environnement telles que le CO2, dont le gasoil et le fioul produisent beaucoup, pourraient
faire I'objet de futurs plafonnements et réglementations. Les épurateurs devront peut-étre étre modernisés
ou remplacés pour répondre aux normes de I'OMI sur les émissions de GES a l'avenir.

Le passage au GNL respecte non seulement le seuil maximal de soufre de 'OMI, mais émetgalement moins
de particules et d'émissions de GES que le gasoil et le fioul et est également moins cher que le gasoil et le
fioul. Cependant, les colts d'installation d'un moteur GNL dans un nouveau navire, estimés & environ 5
millions de dollars, sont supérieurs d'environ 2 millions de dollars au co(t d'installation de laveurs. De plus,

la modernisation d'un navire existant est un défi car le réservoir de GNL requis est plus grand que celui du
gasoil/VLSFO, car le GNL occupe environ deux fois plus d'esp&e que le gasoil pour le méme contenu
énergétique. Cela signifie que le GNL est en grande partie la seule option pour les nouvelles constructions.
Actuellement, environ 15 % des nouveaux navires du carnet de commandes seront alimentés au GNL.

Les inconvénients du GNL comprennent le manque d'infrastructures de soutage dans de nombreux ports
dans le monde et les difficultés a acheminer I'approvisionnement en GNL aux ports qui n‘importent pas déja
de GNL. Cependant, en Europe, 40 ports proposent actuellement b soutage de GNL et 50 autres ports sont
en cours de planification. Aux Etats-Unis, il existe actuellement quatre ports qui offrent du ravitaillement

en GNL avec de bonnes perspectives pour 20 autres ou plus. Il existe 20 autres ports dans le monde qui
proposent le soutage de GNL, notamment en Australie, aux Emirats arabes unis, a Singapour, au Japon et
en Chine, et bien d'autres sont actuellement envisagés. Le GNL est également mieux adapté aux navires qui
utilisent un itinéraire commun/prévisible ou point a point (par exemple, les ferries, les paquebots de
croisiére et les porte-conteneurs) maritimes avec la certitude de se ravitailler au port. Cependant, environ la
moitié du marché des navires-citernes ou du transport de vrac sec opére sur la base d'un dfetement a un
seul voyage, avec une incertitude quant au prochain port. Tant que le soutage de GNL ne sera pas plus
répandu, I'adoption du GNL comme carburant pour les navires sur ce marché sera plus lente. Bien que les
incertitudes concernant les nouvelles réglementations potentielles sur les émissions présentent des
opportunités potentielles pour le GNL dans le ravitaillement, elles présentent également des défis. Investir
dans un nouveau navire et sa propulsion par carburant est un investissement de 20a 30 ans. Certains navires
plus gros peuvent étre en service encore plus longtemps.

Il existe encore de grandes inquiétudes concernant de nouveaux changements dans les restrictions
d'émissions et les nouvelles technologies et ce qu'ils pourraient signifier pour les investissements actuels
réalisés dans la technologie de transport de GNL. L'OMI s'est déja fixé un objectif provisoire de réduction
des émissions de GES de 50 % d'ici 2050. Si la combustion du GNL entraine une réduction de 100 % du
soufre et desparticules et réduit les oxydes d'azote, elle n'offre qu'une réduction de 20 a 25 % du dioxyde de
carbone par rapport au diesel. Par conséquent, les plans et le calendrier de réduction des émissions de GES
de I'OMI présentent toujours une incertitude pour les investissements dans les navires alimentés au GNL.
Dautres options telles que les carburants renouvelables (par exemple, le biodiesel, I'ammoniac vert ou I'e
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méthanol) ou pour les petits navires, les moteurs électriques, présentent des alternatives deplus en plus
compétitives et plus propres au GNL.

La croissance du GNL comme carburant dans le transport maritime sera toutefois axée sur les nouveaux
navires, car la modernisation des navires existants pour brdler du GNL n'est généralement pas une option
économique. Cependant, alors que le manque actuel d'infrastructures de soutage de GNL créera des défis a
court terme, ce probleme est rapidement résolu par les ports du monde entier ou I'approvisionnement en
GNL est disponible.

Pour le Sénégal, la fourniture d'un soutage de GNL au marché international dépend si le Sénégal se trouve
sur des routes maritimes communes, les types de navires qui passent, la fréquence ou la prévisibilité de la
route du navire, ainsi que la compétitivité du prix des soutages de GNL. versus au soutage des ports de
chargement ou de destination. Pour les navires commerciaux locaux/régionaux, le principal probléme sera
la taille des navires et si le stockage de GNL peut étre ajouté ou s'il existe une demande suffisante pour de
nouveaux navires de construction alimentés au GNL. Pour les petits navires, ceuxci ne seront pas soumis
aux réglementations internationales sur les émissions. Par conséquent, continuer a utiliser I'Essence ou le
MDO est susceptible de passer moins cher que le GN, avec un passage aux moteurs électrigues comme une
option potentiellement moins chére a l'avenir (batteries rechargées a l'aide de I'énergie solaire). Pour les
plus gros navires, si le ravitaillement en GNL est fourni, les navires peuvent passer au GNL.Mais une
assurance sera nécessaire sur la disponibilité du soutage de GNL avant que de nouveaux navires ne soient
commandés. Cela peut étre mieux fourni en se concentrant sur et en sécurisant les services de soutage de
GNL du commerce international. La demande sénégalaise en essence (Essence) pour l'avitaillement des
petits navires (Pirogue) était de 60 000 tonnes en 2019. La demande de gasoil pour l'avitaillement des
grands navires (Soutes) était de 160 000 tonnes en 2019.

A titre d'exemple, Total a récemment signé un accord avec CMA CGM pour fournir environ 0,27 mtpa de
GNL par an pour leurs 5 nouveaux porte-conteneurs de 15 000 EVP alimentés au GNL, avec du soutage en
France et a Singapour. En ce qui concerne les ports, le port de Rotterdam a fourni un satage de GNL de 22
747 tonnes en 2019, contre 9 500 en 2018 via ses 3 navires de soutage. Cela devrait atteindre 1 mtpa de GNL
d'ici 2030.
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2.3.8. Gaz Infrastructures a mettre en place

Des investissements substantiels dans les infrastructures detransport et de distribution de gaz seront
nécessaires pour fournir du gaz aux clients nouveaux et existants de I'électricité et de l'industrie. Aucun
gazoduc n'est supposé étre développé en dehors de Dakar et de sa région environnante étant donné que ctes
la que se trouvent les régions densément peuplées et ou de nouveaux grands projets de charge d'ancrage tels
gue de nouvelles centrales électriques et potentiellement des projets d'exportation de gaz sont prévus pour
étre développés.

Les exportations de gazoduc vers les pays voisins ne sont pas considérées comme prioritaires par rapport
aux exportations d'électricité, bien que cette derniére n'ait pas encore été examinée en détail par la Senelec
(toutes les nouvelles centrales prévuesar la Senelec sont supposées étre approvisionnées localementPour
les clients qui sont situés plus loin des centres de demande, tels que les clients du secteur minier,
l'approvisionnement en gaz par camionnage au CNG ou au GNL devrait étre envisagé. Cidessous, nous
discutons des exigences, des options et des détails concernant le transport de gaz, la distribution de gaz et le
camionnage auCNG/ GNL a différents clients du Sénégal.

2.3.8.1. Réseau de gaz

Comme détaillé dans la phase 1 et dans la stratégie Gat-Power, les plans de développement des réseaux
de gazoducs de transport de gaz comprennent trois principaux réseaux régionaux de transport de gaz
(indiqués ci-dessous comme les segments rouge, bleu et orange) et un réseau optionnel (segment vert ). Les
principales caractéristiques de ceuxci sont discutées cidessous avec notre point de vue sur les exigences,
les options et les détails pour chacun. Un résumé des volumes qui devraient étre consommeés a travers le
Sénégal est également présenté edessous et adera a déterminer les flux de gaz a travers les réseaux de gaz.

Figure 74 Réseau de gaz planifié au Sénégal
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Figure 75 Exigences d'approvisionnement en gaz a Dakar et dans les régions environnantes
d poro/Tobene/Kaya Bel -A aB endio alicounaa ota
€0 e Blue Rea Rea Orange
Phase 1 (20212025) 48 24 76 11 159
Phase 2 (2026-2035) 151 7 24 18 199
Phase 3 (2036-2050) 151 0 28 103 282
Total 350 30 128 132 640

Source: Consultant

Principaux réseaux de gaz

Segment rouge: pipeline de 25 km du Cap des Biches a BeAir

1 Compte tenu des défis d'un pipeline terrestre a travers la zone densément peuplée, Uune décision a
été prise par les autorités de ne plusconsidérer le troncon de gazoduc Cap des Bichedel Air.

1 Cependant a l'avenir la possibilité d'un gazoduc offshore de Cap des Biches a Bel Air peut étre
étudiée et développée si possible. Celpermettra d'alimenter en gaz les centrales de Bel Air une fois
le contrat avec le FSRU KARMOL terminé.

Segment bleu: pipeline de 75 km de Mboro au Cap des Biches

T Le segment Bleu est | d6endroit o% |l a majorit® de |

devrait °tre d®vel opp®e en commen-ant par | a
a Mboro, qui nécessitera 48 MMscfd. Dans la phase 2, 1 200MW de nouvelle capacité de CCGT
sont supposés étre développés avec une demande de gaz de 1M@Mscfd. Dans la phase 3, un autre
1200 MW est supposé avec une demande supplémentaire de 15¥Mscfd. Mboro et Kayar sont de
bons emplacements pour le développementde centrales électriques car ils sont proches de I'endroit
ou le gaz de YakaatTeranga devrait débarquer. Notez que ces capacités de la centrale sont basées
sur I'analyse telle que discutée dans lasection 2.3.1.2

1 Alors que cette région / ce segment devrait consommer beaucoup de gaz, les nouvelles centrales
électriques devraient étre situées prés de la mer, la ol'approvisionnement en gaz arrive a terre, et
ne nécessiteraient donc pas la construction de grandes lignes de transport de gaz. Le besoin du
réseau de transport de gaz serait donc principalement basé sur I'approvisionnement de la demande
de Cap des Bicheset son extension via Cap des Biches pour répondre a la demande a Bdir et a
une partie de la demande prévisionnelle Sendiou / Malicounda (voir segment Orange ci-dessous).

1 La demande au Cap des Biches devrait étre de 1¥Mscfd pour les usines de HFO corverties, plus
50% de la demande industrielle existante (12,5MMscfd) plus 53 MMscfd des nouvelles centrales
électriques opérationnelles d'ici 2024 -2025, soit un total de 76 MMscfd. La demande devrait encore
augmenter avec le développement de la nouvelle denande industrielle (17,5 + 27,5 MMscfd) et la
demande de carburant routier au CNG (7 MMscfd) pour atteindre 128 MMscfd.

1 Lecapexdu pipeline de 75 km est estimé a 90 millions de dollars avec un Opex annuel de 10 millions
de dollars / an (y compris les besans en gaz combustible) avec un débit moyen de 200MMscfd et
une capacité de 260 Mscfd pour répondre a la demande de pointe. Cela suppose qu'une partie du
gaz nécessaire pour répondre a la demande de Malicounda / Sendiou est fournie via Cap des Biches
(~ 80 MMscfd voir ci-dessous), le reste provenant de Sangomar

1 Sil'approvisionnement en gaz de Sangomar n'est pas disponible, I'approvisionnement en gaz via le
segment Bleu devrait également répondre a toute la demande de Malicounda / Sendiou avec un
débit moyen plus élevé de 290 MMscfd et une capacité de 35MMscfd pour répondre a la demande
de pointe.

Segment orange: pipeline de 65 km du Cap des Biches a Malicounda

1 Sile gaz Sangomar est disponible avant YakaafTeranga, le segment Orange peut étre construit
pour fournir initialement le gaz excédentaire de Sangomar au Cap des Biches une fois que la
demande de Sendiou / Malicounda est satisfaite. A l'avenir, comme indiqué ci-dessus,
I'approvisionnement en gaz peut étre du Cap des Biches a Sendiou / Malicounda pour toute
demande restante non sdisfaite par I'offre de Sangomar (également en fonction du moment et du
moment ou de nouvelles centrales électriques sont développées a Malicounda).

1 La demande de gaz a Sendiou / Malicounda est supposée étre initialement pour la conversion de
I'usine HFO de Malicounda nécessitant 11IMMscfd, plus la moitié de la croissance supposée de la
demande industrielle (17,5 MMscfd). Dans la phase 3, nous supposons le développement de 600
MW de nouveaux CCGT plus une nouvelle croissance de la demande industrielle (27,3MMscfd)
nécessitant 103 MMscfd, soit une demande totale de 132MMscfd. Notez que ces emplacements
d'usines sont basés sur nos propres hypothéses et I'analyse de Isection 2.3.1.2
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1 Les dépenses d'investissement pour le pipeline de 65 km sont estimées a 75 millions de dollars avec
un Opex annuel de 7 millions de dollars par an (y compris les besoins en gaz combustible) avec un
débit moyen de 80 MMscfd et une capacité de 11MMscfd pour répondre a la demande de pointe.
Cela suppose un approvisionnement en gaz de 551Mscfd de Sangomar directement a Malicounda.

1 Sil'approvisionnement en gaz de Sangomar n'est pas disponible et que toute I'approvisionnement
se fait via Cap des Biches, le diit moyen serait de 130 MMscfd avec une capacité de 16(MMscfd
pour répondre a la demande de pointe.

Principaux réseaux de gaz optionnels

Segment vert:  pipeline de 150 km reliant Mboro a Saint-Louis

1 Le segment vert se concentre sur la mise aisposition du gaz GTA pour les principaux centres de
demande autour de Dakar. La plupart du gaz de la RGT sera exporté sous forme de GNL, cependant,
il est nécessaire que du gaz soit fourni au marché local (~ 20%).

I Tous les approvisionnements locaux en ga de la phase 1 de la GTA (~ 33Mscfd sur ~ 180
MMscfd) devraient étre destinés a la nouvelle centrale électrique qui sera construite a SaintLouis,
qui doit étre opérationnelle d'ici 2025. Approvisionnement local en gaz des phases 2 et 3 de GTA
est encore incertain et est estimé a 90 MMscfd (45 MMscfd de chaque phase- sur la base de la
méme part de I'approvisionnement total en gaz pour le marché local que pour la phase 1 de la RGT).
Si elle est fournie localement, elle devra étre livrée aux marchés proches de Dakar, ce qui nécessitera
le développementd'un pipeline de 150 km car, a part la nouvelle centrale électrique, la demande de
gaz et d'électricité autour de Saint-Louis devrait étre faible.

1 L'approvisionnement en gaz des phases 2 et 3 de GTA dépendra de la nécessité de répondre a la
demande de gaz autour de Dakar et de la compétitivité du gaz GTA par rapport a
I'approvisionnement de Yakaar-Teranga et Sangomar, tous deux de qui sont plus proches de Dakar.

I Lapprovisionnement en gaz de YakaarTeranga sera probablement plus que suffisant pour
répondre a la demande locale, de sorte que le gaz GTA peut ne pas étre nécessaire pour les marchés
autour de Dakar. Si le gaz GTA colite beaucoup moins cher que le gaz Yakadreranga et qu'il est
moins colteux de construire le gazoduc et de fournir du gaz GTA a Dakr, cela pourrait déplacer
une partie du gaz YakaarTeranga.

1 Les investissements pour le pipeline de 150 km de SaintLouis & Mboro sont estimés a 170 millions
de dollars avec un Opex annuel de 30 millions de dollars / an (y compris les besoins en gaz
combustible) avec un débit moyen de 90 MMscfd et une capacité de 120MMscfd pour répondre a
la demande de pointe.

Résumeé

Il'y a manifestement beaucoup d'incertitude quant a savoir si et quand les différents réseaux de gaz devraient
étre développés et pourquelle capacité ils devraient étre planifiés. Une grande partie de l'incertitude dépend
du moment et de la provenance de I'approvisionnement en gazet le développement de nouvelles centrales
ou la reconversion de centralesexistantes. Yakaar-Teranga et Sangomar devraient étre en ligne d'ici 2025,
ce qui correspond au moment ou les principales centrales électriques devraient commencer a étre
développées ou converties a Cap des Biches, Mboro / Kayar et Malicounda. Cela sera exploré plus en détalil
dans la phase 3 lorsque nous examinerons l'optimisation des projets gaziers et des options
d'approvisionnement en gaz. Sur la base de nos informations actuelles, nous formulons les
recommandations initiales suivantes.

1. Segment Bleu : Si Yakaar / Teranga et / ou GTA Phase 2/3 est mis en ligne avant Sangomar,
alors le segment Bleu devrait étre développé pour fournir du gaz a Cap des Biches et BeAir. Si
Sangomar est mis en ligne avant YakaaaTeranga, il est peu probable qu'il soit en mesure de
répondre a la demandea Malicounda, CdB ainsi qu'a Tobene et Mboro, auquel cas le segment Bleu
devrait étre retardé jusqu'a la phase YakaarTeranga ou GTA. 2/3 de gaz est disponible.

2. Segment Orange : il faudrait le développer pour fournir du gaz a Malicounda. La capacité du

gazoduc dépendrait de la disponibilité du gaz Sangomar. S'il n'est pas disponible, tout le gaz
s'écoulerait du Cap des Biches a Malicounda. S'il est disponible, seul un approvisionnement
supplémentaire serait nécessaire de CdB. Le calendrier du réseau Orage dépendrait du calendrier

de conversion et de construction de nouvelles usines & Malicounda et du calendrier
d'approvisionnement de Sangomar.

3. Segment vert : il n'est peut-étre méme pas nécessaire de le développer en fonction de la
disponibilité du gaz de l'autre approvisionnement et des plans de monétisation de la RGT (par
exemple, il faut envoyer plus de gaz au marché local que prévu).
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Une liste de toutes les hypothéses relatives a la capacité de la centrale et aux besoins en gaz évoquéss
dessus est présentée dans le tableau ailessous.

Figure 76 Exigences d'approvisionnement en gaz par usine et région

Karpower LNG to Power Red 31.1 220 43% 7% 2021 Phasel

Bel-Air/Hann Red 8.4 93 43% 50% 2021 Phasel

TAG4 Red 2.7 30 43% 50% 2021 Phasel

Cap-des-Biches-C4 Red 2.7 30 44% 50% 2025 Phase 1

CdB-Contour Global Red 7.9 88 44% 50% 2024 Phase 1

Maliconda-IPP Orange 10.9 120 43% 50% 2024 Phase 1

Tobene-IPP Blue 10.4 115 43% 50% 2024 Phase 1

New Cap des Biches IPP Red 37.8 300 50% 80% 2024 Phase 1

New Mboro IPP Blue 37.8 300 50% 80% 2024 Phase 1

New St Louis IPP Green 28.3 225 50% 80% 2025 Phase 1

New EPC CDB IPP Red 15.1 120 50% 80% 2025 Phase 1

Industry Dakar Existing Red 25 Phase 1

Industry CdB/Malicounda New Red/ 35 Phase 2
Orange

CNG Road Fuel Dakar New Red 13.3 Phase 2

New Mboro/Kayar Candidates Blue 37.8 300 50% 80% 2029 Phase 2

New Mboro/Kayar Candidates Blue 37.8 300 50% 80% 2031 Phase 2

New Mboro/Kayar Candidates Blue 37.8 300 50% 80% 2033 Phase 2

New Mboro/Kayar Candidates Blue 37.8 300 50% 80% 2035 Phase 2

New Malicounda Candidates Orange 37.8 300 50% 80% 2037 Phase 3

New Malicounda Candidates Orange 37.8 300 50% 80% 2039 Phase 3

New Mboro/Kayar Candidates Blue 37.8 300 50% 80% 2041 Phase 3

New Mboro/Kayar Candidates Blue 37.8 300 50% 80% 2043 Phase 3

New Mboro/Kayar Candidates Blue 37.8 300 50% 80% 2045 Phase 3

New Mboro/Kayar Candidates Blue 37.8 300 50% 80% 2048 Phase 3

Industry CdB/Malicounda New Red/ 55.0 Phase 3
Orange

Total 668 .5 4421  excl. Karpower

Source: Consultant

2.3.8.2. Colt de I'approvisionnement en gaz et volumes sur les réseaux

Comme pour l'estimation des colts de production d'électricité, nous avons entrepris une analyse
économique (actualisation des flux de trésorerie ou DCF) pour déterminer un tarif compétitif pour le
transport du gaz sur la base d'hypothéses relativesaux colts (estimations CAPEX et OPEX discutées ci
dessus), niveau de répartition simple des fonds propres de la dette, illustrée cidessous) et des revenus (frais
de péage, capacité) et autres hypothéses financiéres / commerciales. Les codts / tarifs unaires sont
déterminés en divisant le revenu annuel minimum requis pour couvrir les colts d'investissement et
d'exploitation (du modéle DCF) par le gaz transporté chaque année. Nous ajoutons cela au co(t supposé du
gaz a la plage afin d'évaluer comment le olt de l'approvisionnement en gaz change a travers le réseau.

Les colts de transport et d'approvisionnement en gaz sont indiqués en barres dans les graphiques ei
dessous. Pour I'approvisionnement en gaz de Sangomar, nous commengons avec un prix de plage/gres
de Malicounda et ajoutons les frais de transport jusqu'a Mboro. Pour le gaz YakaarTeranga et GTA, nous
commencons avec le prix de la plage a Mboro et Sairilouis et ajoutons les frais de transport jusqu'a
Malicounda. Les volumes transportés entre les principaux centres de demande sont indiqués par la ligne
grise. Comme prévu, les colts de transport du gaz sont plus élevés pour les longues distances et pour les
volumes transportés plus faibles. On suppose que le co(t de l'approvisionnement en gaz dda région du
Grand Toronto est plus élevé, compte tenu des colits supplémentaires de transport par pipeline de Saint
Louis a Mboro. Cependant, dans nos hypothéses de prix du gaz (par exemple dans la section 2.3.1), nous
supposons un prix moyen pour chaque zne, en prenant la moyenne entre le prix YakaarTeranga et
Sangomar ou le prix YakaarTerangaet GTA.
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Figure 77

Gas cost - $/MMBtu

Gas cost - $/MMBtu
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Figure 78 Phase 2 i Codts d'approvisionnement de Yakaar
aux co(ts d'approvisionnement de Yakaar

-Teranga / Sangomar par rapport

-Teranga /GTA
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Figure 79 Phase 3 i Codts d'approvisionnement de Yakaar -Teranga / Sangomar par rapport
aux co(ts d'approvisionnement de Yakaar -Teranga /GTA
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Source: Consultant

2.3.8.3. Fourniture aux clients connectés au réseau de pipelines

Compte tenu de leur demande et des exigences de pression plus élevée, toutes les centrales électriques sont
susceptibles d'étre connectées directement au réseau de transport de gaz. Poues clients industriels, cela
differe selon la taille du client. Certains grands clients industriels peuvent étre en mesure de prélever du gaz
directement du réseau de transport. Ceci est courant pour les grands utilisateurs et peut étre justifié
économiquement lorsque le client investit dans le systéeme de réduction de pression et de mesure (PRMS)
requis. Comme cela peut étre codteux, il peut étre intéressant pour un groupe de grands clients industriels
dans la méme zone géographique d'entreprendre conjointanent cette activité et de partager les co(ts. La
connexion peut étre réalisée par le transporteur de gaz (RGS), mais si elle est effectuée par un entrepreneur
indépendant, elle doit répondre aux spécifications techniques énoncées dans la licence du transpaeur.

Pour les petits clients industriels, il est peu probable qu'il soit possible de se connecter directement au réseau
a haute pression et ils devraient attendre le développement de réseaux de distribution de gaz naturel a basse
pression. Il est courant que les réseaux de distribution de gaz soient concédés par le gouvernement /
transporteur de gaz pour le développement sous une base de franchise. Un opérateur de franchise de
distribution est responsable de la conception, du financement, de la construction et de I'exploitation du
systeme de distribution de gaz dans sa zone spécifiée. Il se voit généralement accorder une période
d'exclusivité pour ces activités pour une période de plus de 20 ans, afin de lui permettre de gagner un taux
de rendement raisonnable sur son investissement sans avoir a facturer aux utilisateurs un tarif trop élevé.
Des regles standard pour le développement et I'exploitation du réseau de distribution entre plusieurs
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opérateurs doivent étre développées, qui devraient inclure des fadeurs tels que la sécurité du réseau et la
consommation sdre de gaz par les clients. En supposant que le Sénégal structure le marché du gaz de telle
sorte qu'il y ait un agrégateur de gaz, les petits clients industriels peuvent étre en mesure de passer ugontrat
directement pour la fourniture de gaz avec I'agrégateur de gaz en payant des frais de distribution a sa société
de distribution de gaz naturel. Alternativement, une société de distribution de gaz naturel pourrait acheter

du gaz a l'agrégateur de ga et le revendre aux clients de sa zone de franchise. Pour assurer la confiance et le
contrle sur le développement du marché au cours des premiéres années, une période d'exclusivité
commerciale pourrait étre proposée pour la vente de gaz aux gros clientsconnectés a la franchise de
distribution. Cette exclusivité ne peut durer que 4 a 5 ans, par exemple, date a laquelle le marché devrait
étre bien établi et les gros consommateurs pourraient bénéficier de la possibilité de choisir leur fournisseur
de gaz. @ntrairement aux pipelines de transport de gaz, les systémes de distribution de gaz ne sont
construits ou agrandis que dans la mesure nécessaire pour atteindre de nouveaux clients. Il existe une
incitation intrinséque pour une société de distribution de ga z a développer activement et a connecter de
nouveaux clients, car cela soustend leur investissement dans le réseau. En régle générale, I'entreprise de
distribution de gaz est tenue de connecter de nouveaux clients qui demandent du gaz et qui répondent a ds
criteres spécifiqgues en termes de proximité du réseau et de situation financiére adéquate.

Les détails des exigences réglementaires et des obligations des sociétés de transport et de réseau de gaz, la
clarté sur les colts de raccordement a supporter parles gros clients et les exigences opérationnelles devront
étre établies et surveillées par le régulateur de gaz.

2.3.8.4. Fourniture aux clients non connectés au réseau de pipelines

Le camionnage au GNL et auCNG est un moyen courant de transporter du gaz vers leslients dans des zones

ou il n'existe actuellement aucun réseau de gaz naturel ou ou il n'est pas économiquement possible de
développer des gazoducs compte tenu des défis géographiques, des faibles niveaux ou des poches isolées de
demande. Il peut également étre utilisé comme une option de transition, pour soutenir le développement de
nouveaux marchés avant que les connexions de pipelines ne soient établies.

Alors que le camionnage auCNG est courant, la ou le GNL existe, le camionnage au GNL est généralernt
préféré pour I'approvisionnement des clients plus importants et sur de plus longues distances. Ceci est
principalement dG a la taille du confinement. Les camions au CNG sont généralement capables de
transporter environ 4 tonnes de gaz comprimé, contre environ 20 tonnes de GNL (selon les restrictions de
poids des camions dans le pays ou la région). Les clients peuvent inclure de petites centrales électriques
(comme dans les mines), de grandes installations industrielles et une agrégation de petits cliens industriels.
Le chargement des camions de GNL s'effectue généralement a partir du terminal GNL, alors que pour le
CNG, il s'agit généralement du réseau de gaz naturel. Le gaz naturel du réseau peut également étre liquéfié
dans une petite usine pour produire du GNL a l'intérieur des terres loin du terminal.

Le GNL peut étre acheminé par camion vers des clients situés a des centaines de kilomeétres, mais les co(ts
augmentent considérablement pour les clients plus éloignés, comme le montre l'analyse cidessous. Pour les
clients plus importants, nécessitant plus de volumes et donc plus de livraisons par jour, le nhombre de
camions nécessaires peut entrainer des problémes logistiques et liés au trafic. Pour IENG, compte tenu des
volumes transportés beaucoup plus faibles (4 tonnes par camion contre 20 tonnes parcamion car le poids
des tubes de stockage deCNG constitue le reste de la part de la cargaison deCNG alors que comme pour le
GNL c'est via des conteneursciternes Cyrogéniques 1SQ), la gamme de transport économique est beaucoup
plus faible, comme le montre l'analyse ci-dessous.

Figure 80 Colts de transport par camion de carburant ($/MMBtu)

25 $1.54 $0.38 275 $7.40 $1.79
50 $2.12 $0.52 300 $7.99 $1.93
75 $2.71 $0.66 325 $8.57 $2.07
100 $3.30 $0.80 350 $9.16 $2.21
125 $3.89 $0.94 375 $9.74 $2.35
150 $4.47 $1.08 400 $10.33 $2.49
175 $5.06 $1.23 425 $10.91 $2.63
200 $5.65 $1.37 450 $11.50 $2.77
225 $6.23 $1.51 475 $12.08 $2.91
250 $6.82 $1.65 500 $12.67 $3.06

Source: Consultant

Comme indiqué ci-dessus, pour le camionnage de Dakar a Tambacounda (environ 300 miles), le transport
de CNG au colt de 8 $/ MMBtu ne sera probablement pas économique - c'est du méme ordre de grandeur
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gue le colt des importations de gaz naturel. Les coltsde camionnage de GNL sont beaucoup plus bas, un
peu moins de 2 $/ MMBtu ou 4 $/MMBtu pour un aller -retour.

Notez que cela exclut les colts d'infrastructure CNG et GNL. Une installation de chargement de camions de
GNL de 5 a 10 baies aurait un Capex d'envbn 10 a 20 millions de dollars. Pour le CNG, le nombre de baies
nécessaires, et donc les codts, augmentera largement. Pour transporter 1 Gm3 par an, environ 50 baies
seraient nécessaires avec des codts d'environ 30 millions de dollars.

D'autre part, la production de GNL est un processus codteux, et si cela n'est pas déja fait pour un projet
majeur d'importation (par exemple KARMOL) ou d'exportation (par exemple GTA), le co(t de la production
de mini GNL devrait étre ajouté. Cela peut s'élever a 35 $/MMBtu . Cependant, le camionnage de GNL sur
de grandes distances présente des défis logistiques. Pour transporter 1 Gm3 par an sur 300 milles, il faudrait
pres de 200 camions (camions de 20 tonnes). Ce serait clairement difficile sur les petits réseaux routierset
les routes a deux voies ou les petites routes.

Par conséquent, dans les pays ou le GNL n'est pas déja disponible a grande échelle, le camionnage &NG
est préféré compte tenu des colts inférieurs mais pour des distances beaucoup plus courtes (moins dé00
milles). Dans la pratique, il existe des exemples ou [eCNG peut fournir une solution économiquement
intéressante (par exemple, Maputo, Mozambique), mais ceuxci sont généralement pour des distances
beaucoup plus courtes et dans des marchés de niche oues régions spécifiques ou les pipelines sont peu
susceptibles d'étre justifiés car la taille totale du marché est limitée.

De plus, aucun co(t n'a été pris en charge pour la distribution / raccordement de gaz naturel au client ou
pour le stockage de GNL sir site dans les locaux du client.Ces frais sont généralement supportés par le client
et varient en fonction de la taille du client et de I'emplacement.

Figure 81 Colits de transport par train  ($/MMBtu)

50 0.58 0.18 500 0.85 0.27
100 0.61 0.19 600 0.91 0.28
200 0.67 0.21 700 0.97 0.30
300 0.73 0.23 800 1.03 0.32
400 0.79 0.25 900 1.09 0.34

Source: Consultant

Lorsque les volumes sont raisonnablement importants, le train peut étre plus rentable que le transport par
camion (comme indiqué dans le tableau ci-dessus). Cependant, si ceuxci sont trop importants, un probleme

similaire & celui d'exiger plusieurs trains -blocs par jour signifierait que les colts de logistique et de
manutention rendraient I'optio n moins réalisable. Par exemple :

1 Une centrale électriqgue de 300 MW a Kayar Mali nécessite un approvisionnement en gaz de 40
MMscfd équivalent & 300 000 tonnes/an

1 Un train -bloc composé de 15 voitures transportant chacune 25 tonnes de GNL (=375 tonnes par
train-bloc), signifierait que 800 trains -blocs seraient nécessaires par an, soit 2,2 trainsblocs par
jour.

1 Alors que le colt de transport sur 400 miles serait faible de 0,55 $/MMBtu (2,2 x0,25$) ou
1,1$/MMBtu aller -retour, la logistique de 2 trains-blocs par jour serait difficile nécessitant le
déchargement et le rechargement de 33conteneurs de GNL par jour, surtout si I'arrét du train n'est
pas proche de/a la centrale électrique.

1 Laremise des conteneurs deCNG serait encore plus difficile car, transportant beaucoup moins de
gaz, cela nécessiterait beaucoup plus de wagonsiternes et donc de trains-blocs par jour

Pour ces raisons, un gazoduc est toujours préféré a I'approvisionnement en GNL par rail, en particulier pour
les centrales électriques qui néessitaient une sécurité d'approvisionnement en gaz considérable.
Cependant, si une grande mine est connectée a une ligne de chemin de fer, nécessitant 25 a 50 MW de
production d'électricité (comme discuté dans la section 2.3.2.3), elle pourrait étre plus facilement fournie
par le GNL, en supposant que du GNL a faible codt soit disponible. Il peut également y avoir un besoin de
stockage de GNL sur le site duclient. Le transport de GNL ou de CNG par chemin de fer est beaucoup plus
restrictif que le camionnage en termes de destination du GNL ou du CNG. Les expéditions ferroviaires
doivent aller Ia ou vont les voies et nécessiteraient des camions a I'extrémité de livraison pour redélivrer les
conteneurs de CNG ou de GNL aux utilisateurs finaux. Les transferts intermodaux augmentent aussi les
colts. Pour cette raison, les expéditions deCNG et de GNL par chemin de fer sont rares.

Aspectsenvironnementaux et sociaux
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La construction et | Geuxtisgoitet ladgad verslestentsalegraprésedteun ssque
déi mpacts environnementaux et sociaux. Les risques
| 6exploitation des gazoducs en g®n®rales sont c¢comme
1 Pendant la construction, les changements d'utilisation des terres, le déplacement de populations,
peuvent impacter des sites du patrimoine culturel, des villages et des zones d'importance écologique,
ou provoquer une interruption temporaire de la circulation routiére.
1 Modifier le r uissellement, I'érosion des sols, l'instabilité des pentes, la dégradation de la qualité des
eaux de surface.
1 Modifier les schémas de drainage, les impacts sur la végétation et I'approvisionnement en eau des
zones humides.
1 Introduction d'espéces végétalesenvahissantes.
1 Fragmentation des habitats naturels, perte d'espéces et diminution de la biodiversité.
1 Obstacles pour les humains et la faune migratrice.
1 Créer des zones pour les implantations spontanées informelles.
1 Faciliter I'accés aux espaceqaturels, les impacts sur la faune / flore, la chasse illégale.
1 Risque de fuite ou de rupture, contamination des sols, des ressources en eau, incendie, explosion.
1 Lalibération des emprises pourrait entrainer les impacts sociaux.
Pour le projet de product i on doé®l ectricit® ~ partir de gaz, | e

denses. Le processus de libération des emprises et la compensation des personnes sera longue et complexe
et pourra retarder la réalisation du projet. Le rapport de la Phase3 comprend une évalution plus détaillée.
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2.3.9. Gaz Summary Results
2.3.9.1. Cost-Plus Analysis

Les résultats économiques résumés des options discutées dans les sections-diessus sont fournis cidessous
en supposant des colts de gaz d'alimentation différents. L'analyse du colt majoré fait différentes hypothéses
pour les colts de production de gaz, en supposant des taux de rendement pour le transport et le traitement
du gaz (c. étre fournis sur le marché. L'analyse CostPlus nous permet d'estimer les codts tout au long de la
chaine et surtout la tarification minimale du gaz et les tarifs a prendre en compte afin d'assurer un retour
sur investissement tout au long de la chaine gaziére.

Figure 82 Cost -Plus Gas Price Analysis
$/MMBtu Production . Prodlélctlon IGaz pour . G?Z . G?Z
(saut mention do®l ect Projets _ de e secteur pipeline pipeline
- Industriels méthanol / des - pays - autres
contraire ) 300MW d . g
ammoniac transports voisins pays
Co(t du gaz 4.0 4.0 4.0 4.0 4.0 4.0
+Colt de Transpor 1.3 1.0 - 1.0 1525 -
+Coltd ed istribution - 3-5 - 3-5 - -
+Co0t de Production $43/MWh - 8.2 5-10 3.5-55 3.2-4.8
=Prixdu Gaz - 8-10 12.2 13-20* 9-13 7.2-8.8
Ou = prix produit $80/MWh $385/t 120-130

Source: Consultant (* - les prix moyens du GPL en vrac en 2020 étaient de 19 $/MMBtu)

2.3.9.2. Analyse Netback

L'analyse du revenu net comprend généralement un calcul & partir d'un prix de marché présumeé, en
soustrayant les codts de production et de transport, afin de déterminer un prix maximum du gaz a la téte de
puits. L'analyse du netback serait importante pour évaluer dans quelle mesure I'approvisionnement en gaz
est compétitif par rapport aux alternatives et, surtout, quelle politique de prix et doivent étre envisa gées afin
de garantir que le passage au gaz offre des avantages significatifs a long terme par rapport a d'autres
carburants. Cependant, les revenus nets des prix du marché des carburants alternatifs seront probablement
beaucoup plus élevés que le colt deroduction car 1) le gaz indigéne devrait étre beaucoup moins cher que
les produits pétroliers et 2) le Sénégal a actuellement les prix du pétrole et de I'électricité les plus élevés
d'Afrique. .

Figure 83 Netback Gas Price Analysis
Gaz
. Prodn Gaz pour — .
$/MMBtu grgdél?t' eO: t Projets méthanol / le secteur \C/;eaé fgps)eh:es ﬁ)ép;e\lllgg
(unless stated) Industriels d'ammoni des es pay
300MW voisins autres
ac transports
pays
Electricité HFO 180 CST  Ammoniac GASOIL Electricité
Prix produit  * 80 FCFA/kWh 290312 anhydre 655 $175/MWh $3-
P $140/MWh FCFA/t $500/t FCFA/Ltr ~$26/MMBtU 8/MMBtu
~$20/MMBtu $13/MMBtu $16/MMBtu  $32/MMBtu
- Codt 3.5-55
Production 6.4 8.2 510 +6.4 CCGT 3248
-Colt
Distribution - 35 ] 35 :
- Codt 1.3 1.0 - 1.0 1525
Transportat
=Prix gaz
Netback 12.8 7-9 7.5 17-23 12-14 -0.2-3.2
Source: Consultant (* - prix moyens pour 2020 )
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2.4. ldentification et évaluation des projets - Pétrole brut et GPL

2.4.1. Exploitation continue de La raffinerie existante de S.A.R

2.4.1.1.Description du projet

Avec | a d®couverte r®cente du brut Sangomar, il est ¢
en bout de |l a cha"ne dbéapprovisionnement, ce qui n®c
amélioration de la capacité sénégalaise de raffinage.

La raffinerie existante de S.A.R. situ®e dans |l e (cent
relativement simpl e, gui j us gu d "baris@Par punidh mtpap Afin det une
pouvoir traiter physiqguement le brut Sangomar, un certain nombre de mises a niveau de distillateurs ont été

mi ses en Tuvre, ce qui a entra " n® une capacit® de tra

dbéaut r es mentspausdeé-sufusiser les carburants de transport, il y a plusieurs facteurs a prendre
en compte pour son futur : les autres changements prévus dans la qualité des produits découlant de
| 6i nt r aesnarnes GEDEAO en 2025,des normes Africaine 6 (Euro 5), le passage prévu des centrales
électriques Senelec du mazout au gaz naturel en 2025 et des récents changements importants aux
spécifications mondiales des spécifications du carburant marine bunker, réduisant la teneur maximale en
soufre de 3,0 % a0,5 %.

Le programme mondi al sur | e changement <climatique soi
des ®conomies plus grandes et plus riches, avec | dadc
®conomies de carbontd0. nettes nulles dbéi ci 2

So6i | sembl e probable que | es ®conomies en d@do®voppem
certains des d®fis |l es plus on®reux de |l a d® carboni sz

mondiales de la demande de combusibles fossiles semblent contenir un risque ala baisse importante. Dans

les économies occidentales, les nouvelles solutions axées sur la technologie, comme les véhicules électriques,
évoluent rapidement, des concepts précoces aux alternatives de mobilitép | ei nement vi gll es.
Chine et les EtatsUnis sont maintenant engagés vers des transports plus propres, et leurs gouvernements

sont préts a soutenir cette transition. Bien que cela puisse avoir un impact limité au cours de la premiére
décennie du Master plan, ceci deviendra de plus en plus important en Afrique au cours des années 2030 et

2040.

Ainsi, bien que notre objectif ici soit dbéexaminer | 6
en compte les impacts internationaux de ces clangements sur la demande de combustibles fossiles et sur

l es marges des raffineries, ainsi que | denvironnement
de | 6®l aboration des options et des alternatives de r

2.4.1.2.Le volume de ressourcepétroliere nécessite

La configuration actuelle de | a raffinerie a une prodd
recues au cours de la phase 1, qui couvre actuellement environ 40 % des besoins totaux de consommation
intérieure. Cette couverture varie selon le produit, comme le montrent les graphiques ci-dessous.é | 6 ai de d

cette projection de la demande, nous avons analysé divers scénarios pour la production actuelle et prévue
de produits pétroliers a la raffinerie S.A.R, sansouavecune expansion de raffinerie
0% se trouve | dexpansion).

Les graphigues ci-dessous montrent la demande, la production des raffineries et les besoins totaux en

mati re doéi mportation ou dpireigafeocatégaried de prodpits. Lies chiffresade u ne d
l a production des raffineries sont Il es chiffres r®els
de 2020, |l a production est suppos®e st ablte daduexx pno rvteaatui

sont le reste de la projection de la demande, moins la production de la raffinerie. Les projections de la
demande de carburant sont abordées a la section 1.10.1.

Selon les projections de croissance actuelles, la S.A.R satisfera & un pourceéage décroissant de la demande
int®rieure dboessence et de gasoil et |l es importations
pour ces deux catégories.

En revanche, | a baisse de | a demande de maSARdevienneour | ¢
un exportateur net de mazout. Le Sénégal est actuellement un importateur net de mazout pour répondre

aux exigences en mat i t&etdedonte. dadernandten mazéuRdow [a productian

dé6®l ectricit® devrait diminuer r ®g uS$SARSénégal eaviendra uns qu 6
exportateur de mazout. La production de bitume a partir de fioul pourrait étre une option d'att énuation au

lieu d'avoir a exporter le fioul excédentaire. Ceci est discuté dans le détail du mode a la fin de cette section.
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Figure 84 Lo6®quilibre

600,000

500,000

Gasoline tonnes

2016
2018
2020
2022

Gasoline balance

2024
2026
2028
2030
2032
2034
2036
2038
2040
2042

entre |

2044
2046
2048

6offreiesAR I a

400,000
SAR output
300,000
s Demand
200,000 — |mports
100,000

2050

Distillate (Jet/Gasoil/diesel) balance

3,000,000

Distillate tonnes

500,000

2016
2018
2020

1,000,000

800,000

33

600,000

400,000

Fue oiltonnes

200,000

-200,000

2016
2018
2020

Source: Consultant

2022

2024
2026
2028
2030
2032
2034
2036
2038
2040
2042

Fuel oil balance

2044

2,500,000
2,000,000
1,500,000
1,000,000
T

2046
2048
2050

2022

2024
2026
2028
2030
2032
2034
2036
2038
2040
2042

2.4.1.3. Les analyses économiques efinanciéres réalistes

2044

2046
2048
2050

mmmm SAR output
e Demand

Imports/exports

SAR output
e Demand

e |TIPOIts/EXports

demande de

Pendant | a phase 1, nous avons discut® et r®sum® | a
commerciaux des principaux groupes de produits énergétiques. Nous avons également établi la nécessité de
comprendre la position concurrentielle de Dakar en tant que |

voisins et contre les flux commerciaux internationaux. Pour comprendre cela, il faut modéliser les colts de
fourniture de Dakar en principaux produits pétroliers.

Par conséuent, nous avons exécuté un modeéle de prix et de fret pour déterminer les routes commerciales
|l es plus ®conomiques pour | a

Lagos).

fourniture de

produits

Le modele, qui a été développé par Channoil, alcule les colts débarqués par produit et par taille de

cargaison ° partir

de toutes

e s

principales

sources

historiques de cing ans sur le prix des produits et le fret pour toutes les principales sources
m eUmis, Maye&neQsient, ASie)r lbpput étre Eilis@ gow toutes

débapprovisionnement
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|l es principales cat®gories de produits et les di ff®
destination. Le modéle permet:
A Ladéterminati on de | a source marginale concurrentielle
A Le calcul du prix de parité commerciale par rapport aux indices de référence externes (p. ex., CIF
NWE).
A L6 ®valuation de |l a position concosaufiegntenpe| | e de Dé

Nous avons réalisé plusieurs itérations du modéle pour les principales catégories de produits de carburant
(essence, jet, diesel et mazout). Les résultats sont vus dans le tableau -@lessous et confirment les routes

commerciales prévuespour | a plupart de | 6offre ®conomique ~ Dak
A Essence en proveRamhter d@dmBuowpm®di terran®enne : I 6
exc®dentaire structurell ement par rapport ~° |1 6Euro
terme.
Gasoil du Moyen-Or i ent ou dO6Europe : Gasoi | et dbéautres d

provenance du Moyen-Orient.
HSFO de Med ou Houston : HSFO est importé en Asie de la plupart des autres régions, ce qui
détermine également la valeur du CIF a Dakar.

Figure 85 Prix historique des produits pétroliers sur 5 ans a Dakar

Destination port 1

Product
Cargo size (kt)
Final landed cost $/tonne Augusta Uskudar Rotterdam Houston Quoin Island  Singapore

Average 2020 $393 $411
Average2019 18612 |  $617 | $617 | § $621 $635
Average 2018 $683 $695
Average 2017 $594 $599
Average2016 1+ $473 | $486 $494
De allo PO
Prod
go e
al landed cost $/tonne Aug a da Rotterda 0 0 Quo and gapore
Average 2020 $375 $380 $376
Average 2019 $607 | sel2 | $605 | $607 $602
Average 2018 $652 $651 $654
Average 2017 $512 $523
Average 2016 $413 $417

Destination port 1
Product

Cargo size (kt)
Final landed cost $/tonne Augusta Uskudar Rotterdam Houston Quoin Island  Singapore

Average 2020
Average 2019
Average 2018
Average 2017
Average 2016

Source: Consultant

En plus de |l a mod®lisation des co¥%ts d®barqu®s de cha
calculé les colts débarqués pour Dakar, Abidjan etLagos. Dakar a le codt le plus bas des trois emplacements
considéreés.

Average landed cost premium vs. CIF ARA (NWE)

$/tonne Dakar Lagos Abidjan

Gasoline’
Gasoll
LSFO
HSFO °

86
Elaboration d'un plan directeur pour le développement du secteur pétrolier et gazier

QED, PwC Advisory, Channoil, SLR



Rapport intermédiaire

Source: Consultant

Les valeurs confirment ®gal ement que CIF NWE continue

Léessence, en tant que produit edars@gsies duastafricminsel@pafEur op e
et déautre de | a parit® avec | 6indice de r®f ®rence d
demande dbéessence dans |l es ®conomies de | 6Atl antique

Europe du Nord augmentera.

Le Gasoil est en demande en Europe du Nord, ce qui contribue a expliquer la petite prime par rapport au

CI'F pour | 6Afrique de |1 6OQuest. Nous nous-Orentaugmedte ns
a mesure que de nouvelles raffingies importantes seront en service. Les EtatsUnis et le Canada exportent

®gal ement du gasoil exc®dentaire vers | 6Europe,- ce qu
Orient vers | 6Afriqgue de | 6OQuest.

Fait important, HSFO montre comme une primede 611 $ | a tonne par rapport =~ |
N WE . L6Europe est un fournisseur structurel de HSFO

| 6Afriqgue de | 60Ouest devrait i mporterd45uktldmidé&®d us pet

Ces valeurs peuvent étre utilisées comme indicateur fiable de la valeur réelle de la production de raffineries

SAR dans un contexte de march® international, en supp:
Le Sénégal important actuellement toutes les catégories de produits pour répondre a la demande locale et a

| 6exportation, ces valeurs devraient °tre consi d®r ®e
cat®gories et toute | a productionsast®erhbhteos Tdat et es:H
Produire ou I mporter é&, |l e solde du produit qui en r®
| mporter €& du centr-ei dodewmpaire¢mt i Dnrrecedheisd® r ®es ¢ o0omme
Pourptlidoon ¢ Produire & dbdexpansion de | a raffinerie, s
rapport “ |l a demande interne, une r®duction de | a val

Niveaux de prix actuels au Sénégal par rapport aux indices de référence internationaux

Pour aider ° <calibrer les prix actuels au S®n®gal
mensuels des principaux produits pétroliers au Sénégal aux prix de référence internationaux. Le tableau ct

dessous montre les prix mensuels moyens des utilisateurs finaux au Sénégal par rapport aux prix de

r ®f ®r ence internationaux bas®s sur | e CIF Rotterdam.
reporting de prix avec une méthodologie similaire a Platts.

Le prix de Il o6utilisateur final est compos® de

A Prix de référence CIF, plus
A Différence (Prix de reprise - référence CIF), plus
A Différence (utilisation fin - Ex Depot)

Figure 86 Prix moyens mensuels (janvier 2016 T octobre 2020)
Produit Prix de Différence Diff érence End user price
référence CIF (Prix de (End Use - Ex
$/tonne reprise - CIF Depot)
reference)
GAZOIL 507 183 572 1,263
SUPER 543 176 960 1,679
FUEL OIL 180 CST 328 152 124 604

FUEL OIL 380 SENELEC 292 142 73 507

Source: Consultant

Le Prix de reprise moyen se situe entre 142 $ et 183
Cbest environ cing " six fois plus ® ev® que | es pri me
et le prix intérieur dans un marché mature.

2.4.1.4.Les retombées et implications pour le Sénégal

Faire évoluer le régime pétrolier existant implique non seulement d'augmenter la capacité du systéme pour
répondre a la croissance prévue de la demande, mais aussi denaximiser les avantages potentiels des
récentes découvertes de pétrole brut au large du Sénégal, notamment le champ de Sangomar. Dans une
certaine mesure, une décision stratégique a déja été prise a cet égard, avec une série d'investissements dans
la S.A.R raffinerie a la fois d'augmenter sa capacité de traitement de 20 a 30 kb/j, et d'améliorer sa capacité
de désulfuration afin que I'essence et le diesel répondant aux objectifs Euro 5 puissent étre produits a partir
du brut de Sangomar. Cependant, ces demniéres années, les pressions internationales croissantes dues au
changement climatique, de nouveaux changements dans les spécifications de qualité des produits,
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l'utilisation croissante de combustibles oxygénés et autres combustibles de transition et I'impact croissant
des complexes pétrochimiques a grande échelle menacent tous les perspectives économiques des raffineries
d'hydroskimming telles que DAS En outre, une grande partie de la raffinerie a 60-70 ans et est reliée par des
canalisations de 7 ou 8 kmde son emplacement en ville au port de Dakar.

Ayant déja eu une augmentation de capacité de 50 pour cent, nous supposons que la raffinerie ne recevrait
gue des investissements supplémentaires minimes, audela de ceux requis pour maintenir son permis
d'exploitation et pour assurer l'intégrité de ses installations. A ce stade, aucune visite de site n'a été effectuée,
et ni rapport d'audit technique ni plan directeur de raffinerie n‘ont été fournis. Il serait donc prématuré de
fournir une estimation quantitati ve des colts. Cependant, étant donné l'dge de I'équipement et le
resserrement des exigences en matiére de qualité des produits et d'environnement, d'autres mises a niveau
de l'unité (par exemple, amélioration de I'élimination du benzéne de l'essence, augmeitation des
performances des services publics, exigences potentielles pour améliorer les émissions dans l'air et dans
l'eau). Si ces changements sont nécessaires, ils impliqueront des dépenses d'investissement importantes qui
ne généreront aucun rendement économique supplémentaire.

Les perspectives économiques des raffineries d'hydroskimming sont extrémement mauvaises, avec des
marges brutes moyennes de raffinage calculées a l'aide des prix de parité des importations internationales
prévus a moins 1,59 USDle baril sur Bonny Light, et environ 0,23 cents le baril de moins sur le brut
Sangomar. Cela est di a la concurrence mondiale des complexes de raffinage pétrolier et pétrochimique les
plus sophistiqués et a la contraction continue de la demande de combustbles fossiles dans le bassin de
I'Atlantique Nord.

En outre, la migration progressive des centrales électriques du fioul (et du charbon) vers le gaz naturel et les
énergies renouvelables devrait réduire de moitié la taille du marché mondial du fioul existant d'ici 2030, et
le Sénégal ne fera pas exception. De plus, depuis janvier 2020, le débouché restant du fioul, le fioul de soute
maritime, requiert désormais majoritairement une teneur en soufre maximale de 0,5 %, que le brut de
Sangomar ne peut tout simplement pas satisfaire.

Pour les carburants de transport, alors que la demande continue de croitre en Afrique, on s'attend a ce qu'elle
diminue dans les économies occidentales a mesure que les consommateurs passent des combustibles fossiles
aux véhicules ékctriques et a d'autres technologies. Cela affaiblira davantage les spreads de crack des
raffineries (la différence de prix entre lI'essence ou le gasoil et le pétrole brut) a moyen et a long terme. Par
rapport a ces projections de prix, nous prévoyons que laraffinerie - avec un débit de 30 000 barils

par jour - générera des pertes d'environ 10 millions de dollars par an par rapport aux prix

des importations internationales.

Les marges SAR prévues avec sa configuration actuelle d'hydroskimming offrent peu @& perspectives de
marge d'exploitation ou de retour sur investissement sur investissement et sont économiquement
insoutenables sans le soutien d'un régime pétrolier qui continue de fournir une subvention importante a la

raffinerie.

Par conséquent, les prix a la pompe de l'essence et du diesel a la consommation sont parmi les plus élevés
d'Afrique de I'Ouest, et si la raffinerie continue a fonctionner dans cette configuration, il semble probable
gue ces niveaux de soutien devront encore agmenter & moyen/long terme pour maintenir son niveau actuel.
performance économique. Une conséquence de cette situation est que les produits importés par les sociétés
de négoce et de commercialisation bénéficieront d'un bénéfice substantiel s'ils sont verus a parité avec les
prix départ raffinerie.

Les principales alternatives stratégiques sont :

1. Soutenir la raffinerie par des importations collectives : comme environ 50 % des besoins en
produits pétroliers du Sénégal sont importés, le Sénégal pourrait envisager de créer une centrale
d'achat parapubliqgue qui soumissionnerait ces besoins au niveau international et obligerait les
sociétés de commercialisation a acheter leur part des importations, sur la base de leurs volumes
de ventes aux prix départ raffinerie hors RAS. Cela offrirait une vue compléte sur les codts des
produits tout au long de la chaine d'approvisionnement et offrirait des regles du jeu équitables
pour les petits commercants, dont les codts unitaires d'approvisionnement sont souvent
désavantagés par le manque d'échelle. Cependant, bien que cette approche puisse apporter une
certaine amélioration des colts d'approvisionnement, elle ne permettra pas de surmonter les
pertes importantes des raffineries du point de vue international et, par cons équent, les prix du
pétrole pour l'utilisateur final du Sénégal devraient rester relativement élevés pour fournir une
subvention a la SAR.

2. L'investissement pour adapter la SAR au traitement du brut de Sangomar est terminé.
Cependant, nous considérons qu'en raison des changements a la fois dans la demande de fioul et
dans les spécifications de soufre requises, le traitement de Sangomar a SR sera trés peu rentable
et que cela deviendra particulierement vrai une fois que les centrales Senelec passeront du fioul au
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gaz naturel. Nous considérons donc une alternative plus convaincante pour que Sangomar soit
exporté pour étre vendu a son acheteurle plus offrant, ou pour qu'il soit traité au niveau
international dans une raffinerie marchande complexe, les produits requis étant disponibles pour
réimportation au Sénégal, et les produits excédentaires a étre vendu directement sur le lieu de
transform ation.

3. Reconfigurez la raffinerie pour le traitement des condensats et des résidus. Ceci est discuté dans
les options d'atténuation ci-dessous.

4. Fermez la raffinerie et convertissezvous-en une opération de hub.
Un scénario d'introduction de la produc tion de biocarburants est discuté séparément dans I'annexe.

Concernant les aspectsenvironnementaux et sociaux ; la raffinerie est une ancienne installation construite

en 1963. Elle est située dans une zone industrielle a proximité des autres installationsqui stockent de

grandes quantités de substances dangereuses. La zone industrielle est implantée dans une zone urbaine
dense. |11l existe probablement un risque doéeffets domi
raffiner i e o unstdlations voisides, teequi éngrainerait une escalade et des conséquences sur

les zones résidentielles. La SAR opére 3 oléoducs enterrés pour transporter essence, fioul lourd HFO et
gazole vers |l es d®plts de st ockagpmoitabon duppas présete lesDa k a r
ri sques environnementaux et sociaux suivants Ri sque
op®rationnel s et des ®v®nements accidentel s, af fect a
d 6 acci dearratec escalade en raison des impacts sur les installations voisines et des conséquences
importantes sur la santé des communautés voisines.Le rapport de la Phase 2 comprend uneévaluation plus

détaillée.

Conclusion

Continuer a soutenir I'exploitation d 'une ancienne raffinerie peu sophistiquée et relativement petite devrait
devenir de plus en plus colteux apres 2025, alors que Senelec passe au gaz naturel et que le surplus de fioul
qui en résulte doit étre exporté. Le régime pétrolier devra devenir de plus en plus protectionniste pour
compenser ces déséconomies, avec pour conséquence que les prix des carburants de transport devront rester
parmi les plus élevés d'Afrique de I'Ouest pour soutenir le raffinage. De plus, les excédents de combustibles
fossiles étant disponibles gratuitement, a condition que des stocks de produits suffisants soient maintenus
au Sénégal, le risque stratégique de perturbation de la chaine d'approvisionnement semble minime.
Cependant, tout abandon des activités de raffinage du pétole doit étre soutenu par des alternatives de
chaine d'approvisionnement solides pour I'économie locale, ainsi qu'un plan social cohérent pour I'emploi.

Le mécanisme existe déja pour soutenir la poursuite de I'exploitation de la raffinerie via un soutien des prix.
Le niveau de subvention requis est destiné a augmenter & mesure que les marges internationales
s'affaiblissent et que la structure de la demande du Sénégal continue de s'écarter de la capacité de production
de la raffinerie. Cependant, la raffinerie existante est un élément important de I'économie locale et soutient
d'autres activités industrielles et employeurs. Tout changement d'usage doit étre considéré avec attention,
en raison de l'impact social et économique. Si cette approche de maintien del'exploitation de la raffinerie
devient excessive, I'enjeu sera de gérer la reconversion de I'exploitation actuelle vers une configuration plus
pertinente et rentable, sans perdre d'emplois. Un ensemble réaliste d'options d'atténuation pour la

réaffectation de la raffinerie est examiné ci-dessous.

Ainsi, sur la base des prix de parité a l'importation, il semble difficile de justifier l'investissement en capital
substantiel requis pour soit moderniser davantage, soit remplacer la raffinerie SAR existante. Cependant,
jusqu'a ce que Senelec passe du fioul au gaz naturel, il semblerait raisonnable de poursuivre les opérations
de traitement existantes.
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Option d'atténuation - Condensat et NGL

D'aprés les données de test des champs de gaz de GTA, Yaka@ieranga & Sangomar, nous notons que le
condensat associé a généralement des pics de rendement dans la gamme C12ZC22 - qui est associé aux
distillats moyens, tels que le kéroséne, les gasoils légers et plus lourds. Notre estimation de la disponibilité
des champs,passe de 8 000 barils/jour en 2027 a quelque 14 000 barils/jour en 2037. A partir de 2027, il y
a une période de vingt ans qui fournit environ 8 000 barils/jour de production au minimum.

Figure 87 Production potentielle de condensats au Sénégal

6000 boe/ d 2025 2026 2027 2028 2029 2030 2035 2040 2045
GTA Phase 1 5.26 4.87 5.19 5.09 5.20 5.16 4.23 3.43 -
GTA Phase 2 - -2.84 1.33 3.45 3.11 2.95 3.04 2.08 5.14
Yakaar-Teranga Phase 1 - - - - - - 1.97 2.67 1.88
Sangomar Phase 1 0.10 0.40 0.75 0.93 0.98 1.03 1.31 0.43 -
Sangomar "full 0.10 0.37 0.60 0.68 0.60 0.50 0.70 1.10 0.88
development"

Total 5.47 2.80 7.87 10.15 9.89 9.64 11.25 9.71 7.89

Source: Consultant

Si la décision était prise d'arréter le traitement des bruts conventionnels a la SAR (de type Bonny Light), il
pourrait y avoir une opportunité de traiter ces condensats. Les options de traitement peuvent inclure :

a) Injection du condensat dans un pétrole brut existant ou alternatif.

b) Reconstituer un pétrole brut synthétique a partir des condensats sénégalais combinés a un fioul
de distillation directe convenant soit a la production de fioul de soute a faible teneur en soufre, soit
a la production de bitume. Avec un réservoir approprié, les deux types de brut «reconstitué »
pourraient potentiellement étre exploités dans des opérations « bloquées» distinctes. En regle
générale, les mélanges «econstitués » de condensats et de ceéburant de distillation directe
pourraient étre des mélanges d'environ 50 %/50 %, ce qui donnerait des débits globaux compris
entre 16000 et 28 000 barils par jour.

Pour ce faire, la colonne de distillation peut avoir besoin d'étre reconfigurée, pour s'aligner sur les plages
d'ébullition et les quantités de soutirage de ces bruts «re-con ».

La base de tarification du condensat et du combustible de distillation directe sera essentielle a I'évaluation
économique. Cependant, contrairement au pétrole brut, le prix du condensat est souvent calculé sur un
revenu net de produits pétroliers, le prix payé étant égal a la valeur des produits fabriqués, moins les co(ts
d'exploitation et de logistique et la marge bénéficiaire.

S'il est confirmé que cette voie d'atténuation présente un intérét potentiel, nous recommanderions qu'une
étude de faisabilité distincte soit réalisée pour examiner plus en détail les aspects commerciaux et techniques
de ce concept.

Option d'atténuation i Production de bitume

L'analyse des pétrdes bruts qui conviennent au bitume nécessite une série distincte d'essais qui different
sensiblement des données d'essai d'analyse normalement utilisées pour évaluer sa valeur pour les
carburants et les lubrifiants. L'aptitude des matiéres premiéres a étre utilisées dans la production de bitume
est normalement définie en termes de saturés, d'aromatiques, de résines et d'asphaltenes (S.A.R.A)

9 Saturés : Hydrocarbures saturés (c'esta-dire alcanes ou paraffines) a 515 % en poids tels que
I'éthane, le butane, le propane

1 Aromatiques : Hydrocarbures aromatiques tels que les benzénes et les dérivés du benzéne.
Rendement typique 30-45%

1 Résines : Les résines telles que les polyuréthanes sont utilisées dans les peintures, les vernis et les
adhésifs. Rendement typique 30-45%

1 Asphaltenes : Structures complexes a longue chaine contenant du carbone, de I'hydrogéne, de
l'azote, de I'oxygéne, du vanadium et du nickel. Ces structures conférent au bitume sa masse et sa
viscosité. Rendement typique 520%
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Figure 88
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Le bitume est produit par un traitement ultérieur du résidu de la simple distillat ion - souvent appelé résidu
atmosphérique ou «long». Ce résidu est réchauffé a environ 370 degrés centigrades et pompé vers une
colonne de distillation sous vide qui permet un soutirage supplémentaire des fractions Iégéres et lourdes
pour le mélange de gawil, et laisse un résidu « court » ou sous vide- un produit visqueux brun foncé ou noir
qui doit étre maintenu a une température élevée (80-100 degrés centigrades) connue sous le nom de bitume
de distillation directe. Les étapes de traitement finales pour obtenir la dureté souhaitée du bitume (telle que
définie par le test de pénétration ASTM D5) sont effectuées soit dans une unité d'extraction par solvant,
généralement un désasphaltage au propane, qui provoque la précipitation du résidu, soit par I'utilisation
d'une unité de soufflage. , qui provoque une oxydation partielle. Cela fournira des qualités standard utilisées
dans la construction de routes, les toitures, les peintures, etc.

L'équipement supplémentaire requis pour la production de bitume pour une

hydraulique telle que SAR pourrait comprendre :

A
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A
A

SO

us vide (si

d®sasphaltage au

age

stockage et
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Comme aucune évaluation du marché n'a été réalisée et qu'aucune visite du site n'a eu lieu a ce jour, il n'a
pas été possible a ce stade d'établir I'échelle ou les exigencede configuration précises a construire a la
raffinerie SAR pour fournir des estimations spécifiques au site. Cependant, sur la base d'autres études de
raffinerie de bitume réalisées par le consultant, une estimation approximative des codts des installations de
production, de stockage et de chargement d'une installation de 40 000 tonnes par an serait de l'ordre de 20
a 40 millions USD (hors unité de distillation sous vide). Cela nécessiterait une prime de 100 USD/tonne par
rapport au carburant a haute teneur en soufre pour le bitume, pour que l'investissement soit amorti sur une
base simple en 4 & 8 ans.

Remplacement du traitement du pétrole brut par un mélange de condensats et de mazout de distillation
directe, un brut reconstitué peut constituer une stratég ie d'atténuation valable si les charges d'alimentation
appropriées pour le condensat et le bitume peuvent étre obtenues selon des formules de prix liées au produit.
La qualité du mazout de distillation directe acheté pourrait également étre périodiguement changée en une
teneur en soufre trés faible afin de permettre la production de qualités Marine Bunker pour le marché local.

Compte tenu des perspectives économiques difficiles pour la raffinerie dans sa configuration actuelle, nous
proposons qu'un examen de faisabilité de haut niveau distinct soit effectué pour valider un concept de brut
reconstitué, comme indiqué dans le plan directeur ci-dessus.
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2.4.2. Nouvelle raffinerie en dehors de Dakar
2.4.2.1. Description du projet

Le Sénégal pourrait améliorer] 6 ®qui | i bre entre |1 6offr

et |l a demande

e
augment ant |l a capacit® de raffinage du pays. Nous a

raffineries pour le Sénégal en modélisant quatre configurations différentes.

1 Distillation simple 7 distillation conventionnelle de bruts spécifiques, avec des points de

réduction de température standard. Re mar que : Nous ndavons pas exami.l

en détail, car la SARa déja une configuration plus avancée.
1 Hydroskimmi ng 7 dans lequel le naphta est réformé en essence et les huiles blanches sont

hydrotrait®s pour produire de | dessence et du di ec
1 FCC ou cracking catalytique i par laguelle le gasoil sous vide + certains résidus longs sont
traités pour produre du naphta suppl ®mentaire et de | 6huile
plus en d®tail pour augmenter | es rendements de |
1 HCU ou Hydrocracking i par lequel le cracking catalytique est effectuée dans un environnement
hydrog ne haute pression. Cela hydrog ne | 6al i me

matériaux paraffinées, adaptés a un traitement ultérieur au gasoil de haute qualité et au diesel.
Ces deux derniéres optons réduisent considérablement la quantité de mazout produite.

Ces trois principaux cas de traitement ont été envisagés pour une raffinerie de 100 000 barils par jour. Cela
est conforme a la demande totale prévue pour le Sénégal et aux volumes de transivers les pays voisins

®quivalent ° envion 5 millions de tonnes par an). L a
de tonnes.
Les rendements de | a raffinerie de ces cas ont ®t ® mo

Light et b) de pétrole brut Sangomar.
1. Hydroskimming

Les rendements hydroskimming ci-dessous indiquent certains des défis potentiels dans le passage du
traitement du pétrole brut actuel (similaire & Bonny Light) & Sangomar. Comme on peut le voir ci -dessous,
le pétrole brut Sangomar produit moins de naphta et moins de distillat moyen (jet+gasoil+diesel) que Bonny
Light, mais plus de résidus.

Ce résidu, qui sera a forte teneur en soufre (environ 2,0 & 2,5 %) et donc inadapté a étre mélangé en quantités
significatives dans les dernieres spécifications du combustible de soute a faible teneur en soufre. En outre,

une fois que Senelec convertira ses centrales ®l ectri

au Sénégal comme combustible. Il peut étre posible de traiter davantage des quantités limitées de bitume.

Le reste de | 6exc®dent ®l ev® de r®sidus de soufre es:
Rotterdam ou Singapour marchés de mélange de carburant, ce qui réduira probablement lavaleur globale
du produit de raffinerie dédenviron 1 $/bari.l par rapp

Figure 89 Rendements comparatifs - Hydroskimming
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Source: Consultant
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2. Catalyti c Cracking (FCC)

Le cracking catalytique am®|liore | e gasoil sous vide j
des pentanes plus, des naphtas et des huiles a cycle. Les fractions plus Iégéres sont ensuite traitées par des

uni t ®s doéi som®rnmes aatfiionn de6ta udgemern®tfeorr | es rendements en ¢
a cycle sont séparées (huile a cycle Iéger) et hydralé sulfurisées pour former un composant de mélange

gasoil. €& moins que dbéautres unit ®deddmtroeaoyelelousiesbn ne
achemin® vers | e r®servoir de mazout. En r®ponse ° | a
|l argement appliqgu®e dans | 6industrie p®troli re am®r

principalement dan s les années 1960 et 1970.

A premiére vue des rendements de la raffinerie montrés ci-dessous, il semble avoir un potentiel pour le

pétrole brut Sangomar qui donne naturellement plus de résidus que Bonny Light ou similaires pétroles bruts

do6Af r i gqu est. Bneeffel, @ ©st eapable de récupérer une grande partie de la valeur perdue de

| h§droskimming , si le résidu est alimenté a une unité de cracking catalytique pour le traitement secondaire.

Comme on peut le voir ci-dessous, les rendements complexes quen résultent montrent que Sangomar a le
potentiel de produire des quantit®s plus ®| ev®es dbes
distillat moyen est Iégerement inférieur a Bonny Light, celui -ci est encore trés bon, et devrait étre plusélevé

gue pour-qguidgst@anmant de référence de prix le plus évident.

Figure 90 Rendements de la Rafinerie -FCC
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- = HS Fuel 0il
10
m Sulphur
o

m Refinery Fuel & Loss

FCC FCC
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Source: Consultant
Le cracking catalytique " | 06®chelle industrielle effi:q
concurrentielle sur | es march®s dbéexportation. Cela c
de baisse i mportante des prix, face aux exportations
raffinerie de Dangote.
3. Hydrocracking  (HCU)
Le besoin dbébhydrocracking : é partir des ann®es 1980
grande vitesse avec leurs efficacités nettement plus élevées a conduit & une demande substantielle passant
de | 6essence au gas einlf/odice®s epar Cled appd i ®& ®i orn de | a

turbocompresseur qui produisait des moteurs diesel puissants, efficaces et fiables. En Europe, en 2015, les
véhicules diesel représentaient non seulement la quasitotal des véhicules utilitaires légers et lourds, mais
aussi plus de 70 % des voitures particuli res. Cel a,
européenne / soldes de la demande a devenir déficitaire de quelque 4 millions de tonnes par an de distillat

moyen. Tout au long de cette méme période, la majorité de la modernisation de la raffinerie européenne

VGO a impliqu® une certaine forme dohydr oecomverdionng ( et
profonde des r®sidus aussi) et rhagimisenr la gaboil hdiesel etde o n't (
carbur ®acteur, et plus tard mi ni mi ser l a production
environnementaux | i ®s ~ l 6utilisation future des conm
entrainer une substitution accrue, et il semble probable que la prime de prix de ces combustibles distillats

sera de plus en plus sous pression. Cela augmenter a

puissent diminuer au fil du temps.

93
Elaboration d'un plan directeur pour le développement du secteur pétrolier et gazier

QED, PwC Advisory, Channoil, SLR



Rapport intermédiaire

Figure 91 Rendements de la Rafine  rie - HCU
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Source: Consultant

2.4.2.2. Le volume de ressourcepétroliere nécessite

Lé&uilibre de | 6o fiflnvestissementdans lesraffiderien @en RCE (100 k b/j)

Un investissement de FCC permettrait la conversion de gasoil lourd en essence et diesel, qui nécessiteraient
tous deux un m®l ange suppl ®mentaire (essence FCC avec
un traitement (désulfurisation gasoil) pour atteindre des produits f inis de qualité Euro V.

Léinvestissement dans une raffinerie FCC de 100 Kk/j p
distillats (jet/gasoil/diesel) de | a demande pr ®vue.
élevés, carilsghh ®r er ai ent ®gal ement wun i mportant exc®dent dobe
également un excédent de distillat entre 2026 et le début des années 2040. Par conséquent, pendant 14 ans

de |l a p®riode doi nvest i seeamerportateur dedoutesdes dualittse Celapourppidb ur r a i
causer dbéautres dommages ®conomi ques au projet, car ul
sur | 6®conomie des exportations.

Léoexc®dent des premi res a ntionBeatsa umpdehitrédut,imais Cela poearraig ®r ® e
également diminuer la marge nette atteinte et donc le rendement des investissements.
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Figure 92 L6®quilibre entre | 6o0offre-BEAQC | a demande de

Gasoline balance
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Source: Consultant

L6£quidlei bhde f fdemmandet Inwksissément dans la raffinerie HCU (100 k b/j)

Léinvestissement dans une raffinerie de 100 k/j de HC
de distillats (jet/gasoil/ diesel) donfiglraiontHéUsamplus pr ®v u
bi ai s®s vers |l e diesel que | 6essence, surtout par rap
configuration FCC indiquée ci-d e s s u s , | 6exc®dent débessence est pl us

créerait encore un excédent de distillat entre 2026 et le début des années 2040. Comme dans le cas du FCC,
la raffinerie pourrait étre un exportateur de toutes les qualités pendant environ 14 ans.
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Figure 93 L6®quilibre entre | 6o0offre-HEU | a demande de

Gasoline balance
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Source: Consultant

2.4.2.3. Les analyses économiques et financiéres réalistes

Le pr oces s uguagd haxigider l@ prodaction de carburants paraffinés tels que le jet et le

gasoil/diesel, plutét que le craquagec at al yti que qui favorise | a productio

Ce rendement moyen plus élevé du distillat est mieux aligné sur la demande sénégalaise, et donc
potentiell ement mieux adapt®, cependant, cbest un pro
T les co%ts erydragpdrtadk edr6 unont de 30 -~ 40 % plus ®

catalytique

1 Sa conception et son fonctionnement ont des exigences de sécurité plus strictes, puisque les
processus sont effectu®s ~ des pressions dbéexpl oit
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T Les comp®tences et | dexpertise n®cessaires ~ | d6ent
sont exigeantes et nécessiteront protablement un soutien de la direction et du personnel expatriés
pendant une p®riode pr ol on gRteformejdudseqxupd®r i ea c gqu Pun
construite localement.

T Bien que | 6Afriqgue soit encore en phdeedd@®nd®ygekoc
mobilité suive sa croissance économique et démographique, il est peu probable que son profil de
croissance de la demande de combustibles fossiles suive la voie européenne, en particulier & moyen
et a long terme.

Méthode de modélisation

La mod®lisation de |l a marge de la raffinerie a ®t® I
fournissent les rendements prévus de la distillation. Pour chacun des procédési hydroskimming,

fissuration catalytique (FCC) ou hydrocracking (HCU) i des hypothéses standard ont été faites en ce qui

concerne la réforme du naphta, la désulfuration et la valorisation des résidus. Ces procédés plus sophistiqués

ont pour effet doéam®liorer | es r e soildievs et jetdkéradans)qur ui | es
s6®changent toutes ° un prix plus ®l ev® que | e p®trol
r ®si dus, qgui sd6®changent ° des rabais variabl es.

Le résultat a été corrélé en utilisant le pétrole brut Brent et les prix historiques des produits pétroliers en
Europe du Nord-Ouest, en comparant les marges publiées=CCrapporté par BP sur la période de 2008 a
2018.

Figure 94 Marges de Raf finage
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Source: Consultant

Une fois que la corrélation historique a été établie, la méthode de modélisation résumée dans le chiffre ci

dessous a été suivie pour produireune vision actualisée des marges futures des raffineries en fonction des
fondament aux de | 6 déeflaqaalité, dues pduraadagter le anadéle poer tenir compte du

traitement des pétroles bruts pertinents au Sénégal.

Prix et traitement du pétrole brut Sangomar

On peut voir a partir des comparaisons de rendement cirdessus que si le pétrole brut Sangomame semble
pas particuli rement bien adapt® au traitement de f
rendement semble mieux adapté aux raffineries avec traitement secondaire (ou cracking).

Etant donné que la capacité de raffinage de rechange en Europe est en grande partie de distillation, les prix
du pétrole brut ont généralement été basés sur la valeur de ses produits, en termes de rendement et de
qualité. Ainsi, en comparant les principaux indices de référence du pétrole brut ci-dessous, nous prévoyons

gue | e brut Sangomar aura une valeur intrins que si mi
cit® habituell ement utilis® serait |etBrent ou une au
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Figure 95 Rendements des Assays  (wt. %)
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Source: Consultant

Toutefois, au cours des premiéres années de production, alors que la stabilité de la qualité du pétrole brut
Sangomar est mieux comprise et que son potentiel de fabrication de produits spéciaux tés que la
lubrification des huiles ou du bitume nbest pas
appliquée sur les marchés internationaux. Ici, dans la modélisation de la marge de raffinerie, nous avons
supposé une valeur de Brentmoinsl $/ bar il qui est notre base de

Les prévisions de prix ont été élaborées en fonction des écarts de cracking de 60 $/baril de pétrole brut Brent
en termes réels 2021 $. Les changements fondamentaux du marché (en raien de la demande, des

changements réglementaires et de la qualité) se refletent dans les écarts et les écarts prévus. Les écarts de

prix entre les régions sont maintenus en deca des co(ts interrégionaux du fret (le commerce fermant tout
arbitrage). Les prévisions de prix sont testées en tenant compte des marges de référence conséquentes.

I est reconnu qudi l peut y avoir une volatilit®

mais les prix a peu preés a ce niveau semblent étre globalementcceptables tant pour les producteurs que
pour | es consommateur s. 1 convient de noter | es
étre de réglementer leurs approvisionnements pour maintenir la stabilité & ou autour de ce niveau de prix.

Prix des produits pétroliers

La pr®vision des prix des produits p®troliers en
de prévision solide. La méthode la plus largement adoptée, et celle utilisée dans ce modéle, consiste a prévoir

Cons¢s

acti

ternm

la prime de prix prévue ou la décotesur | e p®trol e brut pour | dessence, I

appel ®s oO6propagations de crackingé.
Bien que subjectives, les prévisions sont déterminées en prenant en compte :

1 Les valeurs historiques.

T Les perspectives de | ddhdclindecesptodudse | a demande

1 Les perspectives pour la capacité et la complexité des raffineries, et pour lequel les groupes de
produits est l e principal moteur de | a deman
européen.

1 Les modifications prévues aux spécifications des produits changeraienti ou non - les soldes de
| 6offre et de | a demande des produits ou bie
entrainerait des changements dans les écarts historiques deifsures.

Les hypothéses spécifiques sont indiquées dans la figure edessous et sont basées sur les tendances
historiques avec les ajustements suivants étant appliqués au cours de la période de perspectives :

pour

de c

n sbo6

1 Au cours de la derniére décennie, le crackij s 6 e st af faibli, " mesure (¢

europ®enne sbdest att®nNu®e et que | darbitrage

rare, la demande totale des EtatsUnis étant plafonnée depuis 2016 a quelque 410 mtpa. Pour
I 6 a v e nsiprévoyonsajue la substitution des véhicules électriques en Europe et la poursuite de
la réduction des effectifs de véhicules aux EtatsUnis réduiront davantage les écarts mondiaux.

98
Elaboration d'un plan directeur pour le développement du secteur pétrolier et gazier

QED, PwC Advisory, Channoil, SLR

am®r i

1



Rapport intermédiaire

Physiquement, les excédents de fret européens deviendront de plus en plusdépendants des
importations africaines.

Les ®carts gasoil/jet se stabilisent En Europe, |
rai son de | 6augmentation du transport a®rien, et
gue nous prévoyions une demande en baisse du diesel a mesure que les carburants de remplacement

et les véhicules électriques se développeront, les carburants maritimes nécessitent maintenant plus

de composants de carburant diesel. Nous prévoyons que ces facteursgarder o nt | 6Eur op
globalement déficitaire en gasoil/carburéacteur au cours de la période considérée. Par conséquent,

nous avons supposé que les écarts gasoil/jet maintiendront en moyenne la prime existante de

cracking sur le pétrole brut.

La modification appor tée en 2020 aux spécifications du bunker international, qui exige une

r®duction de 3,0 % 0,5 % du soufre de poids, a ¢
qualité des produits depuis de nombreuses années. Etant donné que ladésulfurisation des
combustibles r®siduels est " la fois difficile ef
nombreuses raffineries plus simples de passer ° d
déclasser certains composants de carburants diesel en razout de soute. Comme on peut le voir sur
la figure ci-dessous, ceci a causé une énorme flambée des prix du carburant dés que les nouvelles
sp®ci fications ont ®t® introduites. Toutefois, co

f i ni s s e dapter pux nouveli@saexigences en matiere de spécifications, et nous prévoyons que
le passage continu de la combustion du mazout aux centrales électriques au gaz naturel et aux
énergies renouvelables maintiendra une trajectoire descendante sur les remisessur le mazout au

pétrole brut, une fois ce hiatus passé.
Figure 96 Primes de Cracking en US $ / baril (Primes par rapport au Brut)
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Economic modelling
Figure 97 Résume des données économiques pour la Raffinerie
Senegal
Sangomar p étrole brut Distillation Hydro FCC HCU
-skimmer
Capacite (kbd) 100 100 100 100
Investissement ($ million) 525 700 2800 3850
Retour sur| dnvestissement (IRR) Negative Negative 3.0% -1.2%
Valeur net actualisee (NPV @9% - $million) -877 -835 -880 -1,828
Marge brut de raffinage (Average GRM in ($/bbl) -$2.7 -$1.8 $5.5 $4.9
Senegal
Bonny Light pétrole brut Distillation Hydro FCC HCU
-skimmer
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Capacite (kbd) 100 100 100 100
Investissement ($ million) 525 700 2800 3850
Retour sur linvestissement (IRR) Negative 4.2% 2.1% 0.0%
Valeur net actualisee (NPV @9% - $million) -549 -157 -985 -1,668
Marge brut de raffinage (Average GRM in ($/bbl) -$1.0 $16 $5.0 $5.6

Source: Consultant

Lé®valuation du p®trole brut et des produits dc®t® ef
qui génere effectivement la marge de raffinage la plus optimiste, puisque tous les produits sont évalués

comme si le marché était déficitaire pour chaque catégorie. Dans la pratique, cela exigerait que tous les
excédents de produits aprés avoir satisfait la demande sénégalaise soient vendus avec succes pour répondre

a la demande des pays voisins, ce qui signifie que les utilisateurs finaux soiendisposés a payer le prix a

| 6i mportation ° Dakar, ai nsi gue |l e tarif | ogistique
Les points c¢cl ®s d®coul ant de | 6analyse de mod®l isatio
1 On prévoit que la simple distillation perdrade | 6 ar gent, m° me sur une base de¢

gue définie par la marge brute des raffineries).
T Léhydroski mming ne fait gubune contribution posit

| 6expl oitation du p®trol e br utéele BReo monyre alcung tas |, Cefy
déinvesti ssement pour | a construction de capacit®
pas de rendement économique sur le co(t en capital. Le pétrole brut Sangomar semble également
ma | adapt ® " | 6 hydréteeekpememméme sureube base dercaltis marginaux en

raison de son rendement plus élevé de mazout a haute teneur en soufre, qui a une valeur
relativement faible.
1 Le Cracking catalytique (FCC) a USD 5.49/bbl génere une marge plus élevée sur le pétrole bru

Sangomar -sur passant celui de Bonny Light dbéenviron $
de | 8i nv e st-B% @R)me one badeede Zaleur actuelle en supposant un codt en capital
de 2,8 milliards de dollacseuModbaetoual i sati dmi de

supposé, le projet NPV devient négatif de0,9 $a1,0bn.

T L6hydrocracking (HCU) g®n re des marges brutes
traitement du pétrole brut Sangomar et de 5,57 $/baril sur Bonny Lig ht. En raison du co(t en capital
pl us ®1 ev ® hydrocacker T dalppO6ds® °tre de 3,8milliards d
modélisation montre que le projet hydrocracker NPV est négatif de 1,7 a 1,8 milliard de dollars.

La production du modéleder af f i neri e ne montre aucun sc®nario dbéin
élevée des raffineries pour la mise a niveau des configurations.

2.4.2.4. Les retombées et implications pour le Sénégal

Sangomar, en tant que p®tr ol exdonfigutatiomsidghydeoskimmingssirtte pas b
scénario de prix a terme prévu, principalement en raison de sa production de HSFO, dont une grande partie
pourrait finir par °tre export®e dbébune nouvelle raffi

Bonny Light est mieux adaptée a la configuration actuelle de la raffinerie. Néanmoins, si hous comprenons
la configuration actuelle pour générer des rendements qui se situent quelque part nos rendements standard

mod®|l i s®s pour | 6hydroski mming, | 6®conomi eucahgmiemar ge b
gue |l e seuil dé®quilibre " court terme. Une fois que ¢
nous, sera prévu pour 2024/25, |l es pertes deviendront in®vitabl ement

calculées sur une base denarché libre.

Le cracking catalytique offre le meilleur rendement économique potentiel, avec des marges brutes
modélisées de USD 55.40 par baril. La mise a niveau des procédés de raffinage avec les unités FCC et
dél som®r i sati on d o pregemrhe dé raisea eiveauaet nbus eomprénans que cette option

est maintenant en cours doOo® aboration dans | e cadre d
site existant. Nous notons toutefoisqu 6 aucun ref or meur r ®qdus @Gnsdepeojetrcec ont i
gui limitera | a qualit® de | 6doctane du pool dbébessence
rendements de naphta.Not r e propre mod®lisation de | 6option FCC s
endehorsdeDalar pour | aquelle | 6esti mat 28mmlliadla ,ettabisqubkle capit

retour sur investissement est positif, les prévisions de 2,0 % de retour sur investissement est peu susceptible
dé°tre suffisant pour attDe epl wse,s lceaspi dxau®@d e®ttrsandjee s
obligeraient les propriétaires a exporter une grande partie de cette quantité par navire, ce qui entrainerait
une nouvelle érosion des marges par rapport aux hypotheses de prix de notre modéle.
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Nous comprenons que des consultants (UOP et Technip) ont été nommés pour faire des propositions pour

le SAR 2.0 en vertu duquel la raffinerie subirait une augmentation de capacité de 30 t0 75 kb/j et que des

unités de traitement secondaires - FFC (Crackingcaa | yt i que) et une wusontinciisesl 6i s om
dans le projet. Cette configuration est globalement semblable a celle modélisée dans le cadre des nouvelles

options de raffinerie ci-d e s sou s, bien que dans | e cas deed@hsR 2. 0,
existant, qui est actuellement un lac, serait drainée pour accueillir ces installations supplémentaires, et que

des unit®s de traitement 6ddédoccasiond ®taientSARa | 6®t u
recu desindications pr écoces que cette approche pourrait permettre des économies substantielles, avec une
estimation initiale de seulement 600 millions de dol
raffinerie FCCnouvelle de capacité similaire qui est estimé a 2 miliards de dollars.

Concernant les aspects environnementaux et sociaux,La constructi on ed¢nouvdleexpl oi
raffinerie pour rempl acer | a raffinerie repr®sente un risqu
principaux risques environnement aux et sociaux sont comme suit :

1 Les impacts environnementaux résultent principalement des émissions atmosphériques, des rejets
d'eaux usées, des déchets solides, du bruit, des odeurs et des effets visuels ou esthétiques.

1 Les émissions atmosphériques compennent le monoxyde de carbone, les particules, les
hydrocarbures, les oxydes de soufre et les oxydes d'azote. Les émissions atmosphériques peuvent
produire des odeurs désagréables et dégrader la qualité de I'air ambiant dans les environs.

1 De grandes quantités d'eau sont nécessaires et de grandes quantités d'eaux usées sont produites, ce
qui peut polluer les eaux de surface.

9 Il existe un risque de contamination grave des eaux de surface, du sol et des eaux souterraines par
des fuites ou des déversements acdentels de produits chimiques et d'hydrocarbures.

De grands volumes de déchets solides sont produits.
Des niveaux de bruit important sont généreés.

Les matiéres premiéres et les produits pétroliers stockés a la raffinerie sont généralement
combustibles ou explosifs et représentent des probléemes de santé et de sécurité pour les travailleurs
et les communautés voisines.

Le rapport de |l a Phase 3 comprend wune ®valuation sp®
installations.

Conclusion

L'investissement dans une nouvelle raffinerie présente une opportunité de relocaliser la fabrication dans
une zone qui dispose de terrains disponibles, qui n'est pas située dans une zone batie telle que la région du
Grand Dakar, et est idéalement située paur les routes de connectivité routiére et ferroviaire, ainsi que pour
le nouvel aéroport international.

Une nouvelle raffinerie fournirait une infrastructure moderne qui sera probablement robuste, fiable et
répondra aux derniéres normes environnementales. Elle doit également étre en mesure de produire des
produits répondant aux derniéres spécifications européennes.

Néanmoins, l'investissement dans une nouvelle raffinerie de distillation simple ou d'hydroskimming ne
produira pas un retour sur investissement positif, ni une marge d'exploitation positive. En revanche, une
raffinerie de craquage générera des marges de 5 a 5,5 $/baril. Cependant, le colt d'investissement élevé de
ces installations se traduit par un retour sur investissement faible a seuil de rentabilité. De plus, les
déséquilibres d'une nouvelle grande raffinerie présentent un risque pour la rentabilité de l'investissement.
Notre évaluation économique est basée sur des produits dont le prix correspond a la parité des importations.
Tout excédent de produits serait évalué a la parité des exportations, ce qui réduirait encore le retour sur

investissement.

Compte tenu de I'évolution croissante vers la transition énergétique des combustibles fossiles, les
perspectives économiques a long terme (audela de 2035) semblent trés incertaines. Ceci est susceptible de
préoccuper tout investisseur externe, tandis que l'environnement d'investissement devient de plus en plus
hostile aux combustibles fossiles. Par conséquent, alors que I'économie d'exploitation peut étre
potentiellement solide, I'économie d'investissement est plus faible et a haut risque.

Des quatre configurations potentielles de raffinerie considérées, le modéle d'hydrocraquage est celui qui
correspond le mieux au profil et a I'évolution de la demande du Sénégal. Bien que le craquage catalytique
offre théoriguement une meilleure économie d'investissement, son profil de rendement, qui est plus élevé
en essence par rapport au diesel gu'en hydrocraquage, est moins bien adapté au Sénégal. Par consémnt,
cela générerait une tache d'exportation élevée pour I'essence
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La nouvelle raffinerie générera un important bassin d'emplois et de compétences industrielles au niveau
local. Une raffinerie complexe similaire dans une économie européenne emploierait environ 400 a 500
personnes. Il peut trés bien générer des emplois indirects pour les services et les industries associées pouvant
compter jusqu'a 2 000 personnes.

La justification d'un modéle intégré verticalement repose en grande partie sur l'intégrité et la sécurité de
I'approvisionnement. Cependant, cela entraine fréquemment des déséconomies, ou le pétrole brut n'est ni
adapté au profil de la demande du pays, ni bien adapté a la configuration de la raffinerie. Pour la plupart des
économies de marché ouvetes, il existe un libre-échange de pétrole brut et de produits, de sorte qu'un
producteur peut rechercher I'acheteur le plus rentable et qu'une raffinerie peut acheter son pétrole brut le

plus économiquement approprié. Nous considérons donc qu'une approche intégrée sera moins économique
et ouverte qu'un modéle segmenté ou marchand.

Comme indiqué dans la section2.4.1 sur I'approvisionnement, les dispositions du régi me pétrolier actuel
conferent une prime substantielle par rapport aux cotations CIF de Platts pour les prix a la rampe de la
raffinerie (prix de reprise), et si cela est inclus dans les hypothéses de prix, cela garantirait sans aucun doute
rentabilité cont inue.

Pour le Sénégal, la question semble étre de savoir si les avantages nationaux plus larges de la poursuite des
opérations de raffinage et du potentiel d'intégration de la chaine d'approvisionnement en pétrole grace au
traitement du brut de Sangomar, j ustifient les prix relativement élevés des produits pour les clients finaux.
Une alternative a faible colt en capital & l'investissement en raffinerie pour convenir & Sangomar, serait
d'envisager le traitement offshore dans une raffinerie marchande spécialisée, dont des exemples existent
déja a Rotterdam et en Méditerranée.

L'alternative principale, pour créer un hub terminal est discutée séparément dans la section ci-dessous.
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2.4.3. Grand Terminal d 6 i mp o r tpaur irenplacer la raffinerie
2.4.3.1. Description du projet

Léun des princ
| 6®quili bre en

L6E£quidlei brdef f r e et codfiguratioa actialerdes rdfneries

Comme nous | davons diddzwe® lda®wsoll at isectdenl 6of fre, | a
d®croi ssant de | a d ecdnetdagasoil enlds@partations nt dodcanécessaires tout au

long de la période prévue pour ces deux catégories. En revanche, la baisse de la demande de mazout pour la
production do®lectricit® exigera SAR #&pldparvdesceéentrales n e x p
HFO seront convertis en gaz naturel.

paux sujets “ consi d@rodaire oudiraporter »lest di s c U
re | 6offre et | a demande projet® pour

o

Figure 98 Equiibre de | 6offre et de | a SénégalainSABR de p®trol e
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Pour soutenir |l a demande <croissante de carburants a
configuration de raffinage serait do6é®tablir un grand
les exportations intérieures vers les pays Vvoisirs . Le concept de centre doéapprc
expansion i mportante des installations terminales et
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des jet®es actuell es, |l es profondeurs doeéatauSérégal es c a
déi mporter avec des grands navires de produits de t
| 6i mportation | es plus attractifs.

La raffinerie SAR existante se trouve dans un emplacement central a Dakar et sera donc limitée dans son
potenti el déexpansi on, par des consid®rations | ocal es
comprenons donc que toute expansion potentielle de la raffinerie aurait lieu en dehors de la zone batie de

Dakar De m°me, |l e positiencaéapmptodibsinomgmamentcen | a p
Dakar aurait plusieurs attractions.

Premierement, il pourrait étre situé dans un site neuf ou récupéré avec des terrains adéquats pour une

expansion par étapes, en fonction de la croissance de la dentade. Nous envisagerions également que le
nouveau hub soit reli® par | 60l ®oduc aux op®rations e

par SAR et Petrosen et que certains réservoirs (en particulier ceux de mazout) puissent étre nettoyés, rens

neuf et r®af fect ®s ddéaut

res cat®gories de

Un emplacement avantageux pour les liaisons de transport, y compris la route et leferroviaire , pourrait étre

carbur a

dé°tr

concurtr

choi si € titre doex éorgitdessoud) pourmai®offrir unacces a préXimité duoréseau
ferroviaire et “ | a nouvelle autoroute, en plus
faciliterait | es connexions I 6 i n wit®versées pays doisinsS@Ela® g a |
donnerait au centre doéi mportation un avantage

pays voisins qui sont entravés par les problémes de circulation.

Nous avons déja vu que la région de Dakar peut étre pprovisionnée de maniére plus compétitive que les

sites doéimportation concurrents do6Afrique de | 6QOuest
| 6install ation pour desservir non seulement | e S®n®ga
Les importations pourraient étre gérées par une société indépendante ou semi®t at i que doéi mport e

stockage et de distribution primaire. La logistigue des produits pétroliers de SAR, terminaux de
commercialisation existants, et toutes les nouvelles installations pourraie nt faire partie de la conception de

l a nouvell
S®n ®g al
par le rail ou la route.

e
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approche
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e |
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Le pétrole physique pourrait ensuite étre recu dans son stockage et redistribué aux terminaux de

commerciali sat.i

on e

Xi stants

ou aux

nouveaux

ter mi

naux

société de logistique serait le constructeur de tout nouveau terminal en dehors de Dakar, qui serait

également relie par un gazoduc aux terminaux existants.

Cette nouvelle soci ® ® de

|l ogi stique

pourrait

ruraux (comme Tambacounda ou méme St.Louis), et des liaisors oléoduc, ferroviaire ou cétier, soit vers ces

installations rurales, soit pour le transit vers les pays voisins.

Figure 99 Options dbéempl acement du centre dbapp
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Nous avons construit un modeéle simple pour illustrer le potentiel de cette opération. Le modele suppose que

le stockage soit construit par phases en fonction de la croissance prévue de la demande. Nous avons
également tenu compte du redéploiement des réservoirs de stockage de mazout pour les droits de diesel et
de gasoil. En outre, nous avons supposé que le nouveau centre serait relié aux installations de stockage
existantes a Dakar par un nouveau gazoduc dans les deux sens. Aussi une connexion autoroutiére et un

embranchement vers le réseau ferroviaire seraientc onst rui ts pour acc®der ~ | 6i ns
ont ®t ® faites pour |l es services publics, | 6automati s:
et | 6®qui pe ménoendied\®usav®rs agalente® supposé que la raffineie serait déclassée et que

son entrep6t de stockage des réservoirs serait réaffecté pour étre utilisé dans le cadre de ce nouveau centre.

2.4.3.2. Le volume de ressourcepétroliére nécessite

Le cas ®conomique dbébun centre doapiptr® vdé&ii mmomretmeernta veesct
déi mportation | a plus attrayante possible. Cela n®ces
soit en mesure de recevoir directement des gros navires utilisés pour les expéditions de produits
intercontinentaux , et ne pas compter sur de plus petits navires cotiers a des colts de fret plus élevés.

Nous avons calcul ® |l es capacit®s de stockage en fonc
intervalles de dix ans. La capacité de stockage a été dimensionné pour permettre un stock
15 © 20 jours et un stock obligatoire suppl ®mentaire
di mensionn® pour tenir compte de |l a taille de€amxchavire
sont indiqués dans le tableau crdessous.
Figure 100 Stockage du centre ddéapprovisionnement et hypoth se
Prod O age G PO DIE O age OoDIlIgatlolre allie a 0
O O a e
ao D O d
GPL 20 0 20
Essence/Super 15 30 30
Distillat 15 30 60
Fioul 15 30 40

Source: Consultant

La capacité de stockage qui en résulte est indiquée edessous.

Figure 101 Exi gences de stockage du centre dbébapprovisionnement
Stockage Besoin de stockage supplémentaire (m3)
actuellement
2030 2040 2050
GPL 18,310 47,068 9,400 8,034
Essence/Napht a 43,992 59,859 19,920 8,841
Distillat (Carburéacteur/Gasoil) 284,660 35,773 60,763 23,909
Fioul 121,800 0 0 0
Total 468,762 142,700 90,083 40,784
Réserve de combustible de soute 70,000 50,000 40,000

Source: Consultant

Notons que le stockage en cours d'aménagement a Sendou/Bargny (90 000 m3) sera disponible lors de la
premiére phase. La construction est en cours depuis 3 ans et les travaux devraient étréerminés au deuxiéme
trimestre 2022 .

En supposant que les réservoirs de mazout puissent étre réaffectés pour le distillat moyen, les taux de
rotation des réservoirs sur ce stockage seraient de 11 a 15 fois par an, ce qui est conforme aux normes
internati onales de référence.

2.4.3.3. Les analyses économiques et financieres réalistes

D®vel oppement ddun c e nt hgpothdskesafipgmaieres i si onnement

Nous avons utilis® |les co¥%ts ddinvestissement de notr
etdespoints de rep re de | d6dindustrie. Les co¥%ts de cape:
le métre cube pour les carburants liquides, et a environ 1 000 $ le métre cube pour le GPL sont
particulierement pertinents. Cela comprend une provisio n limitée pour les travaux en ligne,q u i ndest do
pas.

105

Elaboration d'un plan directeur pour le développement du secteur pétrolier et gazier
QED, PwC Advisory, Channoil, SLR



Rapport intermédiaire

Figure 102 Hypotheses de colts de stockage

Capex de combustibles liquides $500 par m3
Dépenses en capital GPL $1,040 par m3
Contingences 20%
Capacitélouée 80%
Taux do wutilisat 12
par mois
Frais de renouvellement réservoir 20% % de la nouvelle
de Fioul en construction
Dépenses de fonctionnement par $6.5 paran
m3
Source: Consultant
Nous avons supposé quel 6i nvesti ssement dans | e pipeline pour re
réservoir Petrosen, ainsi que la logistique routiére et ferroviaire sont tous inclus dans la premiére phase
déinvesti ssement-dessoussime i ndi qu® ci
Figure 103 Hypothéses de colts d  es oléoducs et autres infrastructures
Colts en capital (en millions de dollars) 2030 2040 2050 ‘
Combustibles liquides 48 40 16
GPL 49 10 8
Remise a neuf des réservoirs de mazout 5 2 1
Subtotal - tankage 102 52 25
Pipeline connection (2 x lignes de 16 pouces) 50
Connexion de téte de rail 10
Route (jonction ddéautorot 3
Utilitaires 5
Contingence 34 10 5
Grand total 204 62 30

Source: Consultant

Le modéle est basé sur une dépense progressive du capex sur trois ans avant la mise en service de chaque

tranche de capacité de stockage. Le stockage est supposé étre construit avant les besoins de capacité
appropriés, de sortequepar exempl e |l e stockage n®cessaire en 2030
capex est progressivement en conformité avec cela.

Figure 104 Investissements
Investissement $m 2030 2040 2050
Y 10% 20.4 6.2 3.0
Y-1 30% 61.2 18.7 9.0
Y-2 60% 122.4 37.4 18.0
Y-3 0% - - -
204 62 30

Source: Consultant

Les recettes des terminaux proviennent des frais de stockage et de débit sur la capacité du concentrateur

terminal. Nous avons utilis® des frais dbéentreposage
déapprovisionnement dares clheas nre®gidamsp rpwii samthnement si
en particulier qgubdils ndont pas une concurrence i mpo

voisines comme celles qui se trouveraient dans des endroits comme Rotterdam ou Singapour.
Les sources de revenus ont ®t® calcul ®es ~ | dbaide des

1 Frais mensuels de stockage stratégique stock de 30 jours.
1T Frais mensuels de stockage bas®s sur | a capacit® 't
1 Frais de passage patonne.

Les frais de stockage et de passages sont indiqués-tlessous.
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Figure 105 Frais de passages et stockage
alrge ee doliar pa pa O

Reserve obligatoire 3.5
Frais de stockage
GPL 10.0
Essence/Naphte 5.0
Distillat (Carburant/Gasoil) 5.0
Fioul 6.0
Frais de tours de réservoir
GPL 20.0
Essence/Naphte 8.0
Distillat (Carburant/Gasoil) 8.0
Fioul 8.0

Source: Consultant

Ce grand centre doéi mportation dans une zone de demand
revenus doéutilit®. En plus dans wune r®gion 0% |l a | og
rapport aux endroits ou il existe plusieurs options concurrentes (comme on le voit souvent dans les
économies plus avancées).

Les taux ckrkd e s s u s sont r®al i stes et r®al i sabl es, et sont
comparables dans les marchés émergents avec une structure de régime péttoi er f avor abl e. LO6GR
encore améliorée par le redéploiement des stockagse existants et leur connexion en une seule installation de
grand centre efficace. LOinvestissement produira un r
(ou |l e gouvernement si elle appartient ~° | 086£tat).

CAPEX ($ m) $296 Million

NPV ($ m) $653 Million

IRR 14%

Payback 8 Years

Discount rate 9%

Source: Consultant

2.4.3.4. Les retombées et implications pour le Sénégal

Il existe une surcapacité régionale de raffinage, le bassin Atlantique étant actuellement utilisé a 70 %.La
pression pour la décarbonisation augmente, I'Afriqgue devant contribuer a partir des années 2030. La ou les
combustibles fossiles sont encore utilisés, les exigences de qualité deviendront de plus en plus séveres et
progressivement alignées sur les normes européennes (Euro Vi VI, plus biocarburants, puis biocarburants
avances).

Dans ce contexte, un centre d'importation régional est un investissement a faible risque et flexible dans la
chaine d'approvisionnement qui a le potentiel d'améliorer considérable ment les codts d'approvisionnement
en produits pétroliers du Sénégal.

L'économie qui en résulte est positive et donne un retour sur investissement de 8 ans, un rendement de 14%
et une VAN fortement positive tout au long de la période d'investissement, indiquant qu'un centre

d'approvisionnement ne serait pas seulement une option utile comme solution, alternative a

l'investissement dans les capacités de raffinage pour la sécurité d'approvisionnement, mais générerait
également un rendement susceptible d'étre dtractif pour les investisseurs externes.

Ces données économiques sont basées sur l'importation de produits pétroliers finis a parité d'importation,
ce qui, par rapport aux prix actuellement observés au Sénégal dans notre analyse, offre un avantage de co(t
de 140 $ a 180 $ la tonne par rapport a la structure de prix actuelle. Par conséquent, le passage a un modéle
d'importation offre la possibilité d'une réduction des tarifs d'importation ou des subventions sur le marché
intérieur. La sécurité d'approvision nement peut étre assurée, en configurant le stockage pour permettre
l'importation de tailles de cargaisons utilisées dans le commerce interrégional ainsi que le maintien de
niveaux élevés de stock obligatoire ou stratégique. Cela renforce la robustesse dela chaine
d'approvisionnement et permet de saisir les meilleurs prix du fret international.

Malgré la réduction des colts de carburant de ce montant, le retour sur investissement est trés positif et
serait considéré comme attrayant pour un investisseur externe, qui serait a l'aise avec les retours sur
investissement robustes et stables fournis par un modéle commercial d'importation et de rupture de stock.
En comparaison, un investissement dans une raffinerie exposerait I'investisseur externe non seulement ala
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volatilité des marges de la raffinerie, mais également a la perspective d'une baisse des marges a long terme,
en particulier dans les derniéres années de la période de planification.

Investir dans un hub régional au lieu de poursuivre le modéle de raffinage est également cohérent avec le
développement de la logistique intérieure et une supply chain renforcée au Sénégal : le hub bénéficie des
mémes maillons logistiques que le nouveau site de raffinerie, mais avec une faible complexité, de faibles
investissements , construction a faible risque.

Enfin, le modéle de hub est complémentaire a I'environnement concurrentiel émergent dans le raffinage et
I'approvisionnement en Atlantique et en Afrique de I'Ouest. En plus de I'excédent croissant de capacité de
raffinage dans le bassin atlantique, la raffinerie de Dangote fournira une capacité de raffinage suffisante
pour répondre non seulement a I'ensemble de la demande de carburant du Nigeria, mais a également la
capacité de répondre a une grande partie des besoia régionaux locaux. En ce sens, le hub est un modéle
commercial qui permettrait au Sénégal de profiter de nouveaux excédents de produits de haute qualité d'une
opération de raffinerie efficace, plutdét que de construire une opération de raffinage qui ne serait jamais en
mesure de rivaliser avec Dangote dans I'un ou l'autre des produits conditions de qualité ou sur les colts
d'exploitation. Le modéle de hub est probablement la meilleure opportunité pour le Sénégal de maximiser
son avantage dans ce nouveau caexte concurrentiel ainsi que de minimiser les risques économiques futurs.

Concernant les aspects environnementaux et sociaux,d4 construction et | 6expl oitat
déi mportation pour remplacer | a r avirdnnementaux etsoci@ip. te®s ent e

principaux risques environnementaux et sociaux sont comme suit :

1 Les impacts environnementaux résultent principalement des émissions atmosphériques, des rejets
d'eaux usées, des déchets solides, du bruit, des odeurs eles effets visuels ou esthétiques.

1 Il existe un risque de contamination grave des eaux de surface, du sol et des eaux souterraines par
des fuites ou des déversements accidentels de produits chimiques et d'hydrocarbures.

1 De grands volumes de déchets solidesont produits.

1 Des niveaux de bruit important sont générés.

1 Les produits stockés sont combustibles et explosifs et présentent des risques pour la santé et la
sécurité des travailleurs et des communautés voisines.

1 Lalibération des emprises pourrait entrai ner des impacts sociaux.

1 Les installations comprennent des structures marines pour le chargement des navires. Ces
structures pourraient entrainer des impacts sur la morphologie du littoral (érosion cétiere) et avoir
des impacts sur la navigation maritime, en particulier les bateaux de péche artisanale.

Le rapport de | a Phase 3 comprend une ®valuation
installations.
Conclusion

Une opération de hub bien gérée avec un stockage stratégique adéquat et la cagité de gérer de grandes
cargaisons internationales fournit une solution d'approvisionnement robuste pour les besoins en évolution
du Sénégal en matiere de produits. En revanche, toute configuration de raffinerie créera presque toujours
certains excédentset déficits de produits par rapport a la demande régionale. Tout excédent de produit devra
faire face a une concurrence intense sur le marché international.

Avec la bonne capacité de stockage et de jetée disponible, un hub peut renforcer la robustesse da chaine
d'approvisionnement en permettant au Sénégal de réduire le colt de I'approvisionnement en produits tout
en maintenant la continuité : dimensionner la disponibilité de stockage pour gérer les grandes cargaisons
internationales permettra de capture r les meilleurs prix des cargaisonsinternationales.

Le hub ne créera que des emplois industriels supplémentaires limités, et si la raffinerie devait fermer, il y
aurait presque certainement une perte nette d'emplois. Cependant, le passage de la chaine
d'approvisionnement & un modéle de plague tournante créera une économie plus ouverte et basée sur le
commerce, ou le Sénégal est considéré comme la plaque tournante des importations pour la région. Cette
nouvelle culture commerciale est également susceptible d'attirer d'autres activités commerciales et
industrielles légéres.

Cela profitera également a I'économie en réduisant le co(it des combustibles fossiles.

Un hub est un investissement évolutif. Il peut étre de nature modulaire car des réservoirs supplémentaires
peuvent étre construits en fonction de I'évolution de la demande. A mesure que les exigences de qualité des
produits évoluent et que de nouveaux carburants sont introduits au cours de la transition énergétique
attendue au cours des 20 a 30 prochainesannées, les réservoirs de stockage peuvent étre réaffectés a une
utilisation de qualité de carburant alternatif, le cas échéant, a un colt supplémentaire relativement faible.
C'est donc une option flexible, a faible impact et efficace pour répondre aux be®ins énergétiques évolutifs
du Sénégal.
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En raison de la nature a faible risque du modéle commercial, nous prévoyons que le hub attirera les
investisseurs beaucoup plus facilement qu'un investissement supplémentaire dans une raffinerie. C'est en
partie a cause des retours économiques prévus, en partie a cause de la polyvalence de l'investissementil
peut étre construit par étapes et les réservoirs de stockage peuvent étre réutilisés a d'autres fins, en cas de
changement des exigences. Enfin, il ne comportepas le méme niveau d'incertitude dans les années
intermédiaires a externes de la période d'investissement qui serait associé a un investissement dans une
raffinerie.

Un emplacement approprié pour le hub devra étre identifié. Nous considérons qu'un emplacement a la
périphérie du Grand Dakar, a portée relativement facile de la c6te, mais a proximité des installations
logistiques routieres et ferroviaires, est le plus approprié. Nous avons indiqué dans notre précédent rapport
gue quelque part dans les envirorns de Siendou pourrait étre approprié. Cependant, il n'entre pas dans le
cadre de ce projet de choisir un site spécifique.

Nous reconnaissons qu'une plaque tournante aurait des exigences d'emploi inférieures a celles d'une
raffinerie. Par conséquent, si une décision est prise de fermer la raffinerie plutét que de poursuivre les

options d'atténuation décrites ci-dessus, un plan social complet serait alors nécessaire pour recycler,
redéployer ou indemniser les employés dont les emplois sont menacés.

Une opération de hub aura un impact environnemental plus faible qu'une extension de raffinerie, car il s'agit
purement d'une installation d'importation et de stockage sans processus de production. Il pourrait étre
construit avec des normes modernes de qualité et HS&, trés probablement sur un nouveau site dans une
région en dehors du Grand Dakar qui est mieux adapté que le site de raffinerie existant pour une telle
opération. Le nouveau site pourrait étre connecté a une nouvelle jetée ou a un amarrage a bouée unique
(SBM) a I'extérieur du port de Dakar, réduisant ainsi le trafic maritime dans cette zone. A ce stade, un co(t
pour une nouvelle ligne maritime ou jetée n'a pas été inclus.
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2.4.4. Pétrochimique
2.4.4.1. Description du projet

La pétrochimie estune industie mondi al e domi n®e par de grands op®rateu

(

DuPont, BASF. Les produits chimiques consomment envir
sont domi n®es par | 6Eur ope, -Ord Am®r ieqtu el-Batuka temanda, 9 ued
pétrochimique en Afrique est relativement faible.
Figure 106 Chiffre doéaffaires mondial des produits chimiques
Rest of Europe™
EU27 F

China

o D 1488 | Jumm

South Korea

2% "R Rest of Asia***
Q Latin America \ Africa
16
'\ Rest of the world
Source: Cefic Chemdata International 2020 Unless specified, chemical industry excludes pharmaceuticals

* Rest of Europe covers UK, Switzerland, Norway, Turkey, Russia and Ukraine
** North American Free Trade Agreement
*** Asia excluding China, India, Japan and South Korea

Source: The European Chemical Industry Council, 2021

L6AM®ri gque du N o-Orignt, gui détieenentMentyeeenix deux plus de 50 % des ventes
pétrochimiques mondiales, ont déja une industrie pétrochimique entierement intégrée verticalement avec

des colts de matiéres premiéres avantagés (voir cdessous) e t des niveaux ®l ev®s de
di sponible et doédinvestissements existants. De plus, |

tr s sophistiqu®e qui soutient une gamme diversifi®e

produits . La pétrochimie représente 14 % de la demande de pétrole et 8 % de la demande de gaz.

Figure 107 Oil and gas demand for Chemicals

Primary oil demand (2017) Primary gas demand (2017)

m Chemicals
= Power

= Other Industry

= Transport

m Buildings

= Other
Source: International Energy Agency, The future of Petrochemicals (2018)
Le secteur p®t rochi mique devrait faire | 6exp®rience
prochaines années. Les types et les utilisations des matiéres premieres changent, comme le passage du
naphta au GPL/ NGL et 7 | 0 ®ititd©hpusrépandecrde cesanmasemsprethiéreslea di s p
rai son de | 6expansion de | a production de p®trole et
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premiére prédominante en Asie et en Europe, ou les colts de production sont les plus élevés, carils@ o n t

m° me n

i veau

pas | e déacc s concurrentiel -@rex. EBNR qu
conséquence, en particulier en Europe, le marché des produits chimiques a été contraint de devenir plus
spécialisé. L'Europe a perdu des parts de marché dela fourniture de produits pétrochimiques de base aux
grands producteurs a bas prix.
Figure 108 Chiffre dbéaffaires mondi al des produits chimiques (
Feedstock mix by region (2017) Feedstock cost by region (2010 to 2018)
[Based on weighted average feedstock prices]
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Pour | 6 aveni rcgmpagnes pétplices idtégedes entrent dans le secteur de la production
p®t rochi mi que de mani re assez agressive, alors qudel
| 6utilisation de | eur product i one. Gel@cthangd laformeede I ehalre | a
déapprovisionnement p®trochi miqgue et pourrait bien co
déi mportants d®fis commerciaux pour | es op®rateurs e
moins efficaces dont les actifs sont amortis fermeront.
Figure 109 Léavenir de | a p®trochi mie
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Traditional process tech Emerging process tech

Crude Oil Mixed Light
crudes crude
Light

Refinery ciude
| Crude-oil-to- Cr:de-?il-::o-
: PX complex cleneas

Naphtha g complex

Petrochemicals

Source: Deloitte fiThe Future of Petrochemicalso

Les produits chimiques spécialisés sont un domaine hautement technigue, nécessitant une R&D

sophistiquée et unemain-d 6T uvre sp®ciali s®e et qualifi ®e. 1 fau
dé®chell e des plantes qui nbdest pas facilement attein
de développement qui ont leurs marchés dans les économies avanges, y compris les nouvelles technologies
de | 6automobile, des soins de sant®, des syst mes ®ne.]
plus efficaces.
Figure 110 Les mégatendances émergentes sur les marchés des utilisateurs finaux des produits
chimig ues
Emerging megatrends in chemicals’ end-user markets
Industry Trend Products for which the demand will
increase
ﬁ Automotive Fuel efficiency, autonomous cars Lightweight plastics components, electronic
0— chemicals
Healthcare Monitoring health through mobile Electronic materials or chemicals, Lithium-ion
devices, use of big data and chemistry, polymers replacing metal and
analytics glass in health care
Energy Energy storage, smart grids,
smart meters, growing market for
renewables
i Construction Smart buildings — energy Materials for smart grids, automated
%-I efficiency, high illumination and electrical systems, insulation; smart materials
thermal comfort such as nano-materials, self-healing
coatings, etc., and other construction
chemicals
% Agriculture Precision agriculture, sustainable Additional services such as precision
agriculture agriculture, bio-pesticides or bio-herbicides
i Textiles Smart fabric — built in health Advanced materials
monitoring sensors
E-commerce New designs in packaging, eco- Innovative material in packaging — inks,
@ friendly packaging sealants; eco-friendly packaging materials
Source: Ernst & Young: AChemicals in Europe: the way forwar

En résumé, le secteur mondial de la pétrochimie est trés compétitif et le Sénégal est confronté aux défis
suivants :

1 Dans le secteur des matieres premiéres, méme les acteurs établis commé&Europe ont du mal a
maintenir leur part de marché face aux grands producteurs a bas codts. Il est difficile de voir
comment une opération au Sénégal pourrait concurrencer sur la scene internationale de grands
producteurs aux Etats-Unis et au Moyen-Orient.

1 Le développement de produits chimiques spécialisés pour les clients industriels nécessite de
I 6i nn o vume gestion saphistiquée des relations avec les clients dans la création conjointe de
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nouveaux produits. Nous ne voyons pas | e S®n®gal
| 6i nnovation de produits de pointe.
T Le S®n®gal néa paprami $eaumavmatag®es par | es pri

contraire qui se produit chez les principaux acteurs pétrochimiques mondiaux des produits de base.

T Le march® de | a p®trochimie en Afrigque est actuel

0,1 % de la demande mondiale totale) et, par conséquent, en dehors de sa propre demande indigéne,
le Sénégal devrait exporter et concurrencer une concurrence agressive sur les prix.
T L6®chelle serait un probl me pousectéuemosd@dn ®g al ,
T Lébexpertise technique devrait °tre d®velopp®e

2.4.4.2. Le volume de ressourcepétroliere nécessite

Nous avons extrait des donnéescommerciales’ pour examiner la taille et la portée du marché pétrochimique
au Sénégal et dans les pays voisins. Nous avons analysé les données de base pour séparer les volumes

C 0 My
en

déi mportation et dbébexportation, ce derisonousned pEdIi MpPpDr

pour chacun ddbéeux.

Nous avons examiré les groupes de produits pétrochimiques suivants :

1. Hydrocarbures non aromatiques (paraffines et oléfines)

2. Hydrocarbures aromatiques (benzéne, toluéne, xyléne et dérivés)
3. Polymeres (polyéthyléne, polypropyléne, polystyréne)

4, Solvants organiques

Les données du Sénégal sont indiquées dans le tableau alessous.

Figure 111 Pétrochimique au Sénégal

Importations nettes de produits Importatio Importations Exportatio Exportations
chimiques du Sénégal (tonnes) ns Poids Valeur des ns Poids Valeur des

net échanges net échanges
(tonnes) ($EV) (tonnes ) ($EV)

Hydrocarbures non aromatiques 16 113,684 2,972
Hydrocarbures aromatiques 736 670,504 0 778
Agents tensiants organiques (pas de 73,979 64,070,068 7,486 3,655,152
savon)

Composés de polyéthylene 43,948 91,557,448 - 361,757
Composés de polypropyléne 44,786 87,571,393 - 2,609,618
Composés de polystyrene 2,026 6,420,815 - 3,332,429
Solvants composites organiques et 7,255 7,494,584 68 50,089
diluants

Senegal 172,746 257,898,496 7,556 10,012,795

Source: Consultant

Outre |l es pr®curseurs de mati res plastiques, |l es
sont tres faibles (moins de 3 000 tonnes par an au total).

Les volumes les plus importants sont les suivants :

1. Agents tensiants organiques (pas desavon); 73 979 tonnes
2. Composés de polyéthylene 43 948 tonnes
3. Composés de polypropyléne 44 786 tonnes

‘Base de donn®es Qdorméeadt20lt(aes vedi@blulérieures sont disponibles, mais les données
sont actuellement incomplétes)
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Figure 112 Importations nettes de produits chimiques du Sénégal
70,000
60,000
50,000
. 40,000
2
8
30,000
20,000
10,000
Hydrocarbures Hydrocarbures Agents Composésde  Composés de Solvants
non aromatiques tensiants polyéthyléne polypropvléne composites
aromatiques organiques (pas organiques et
de savon) diluants

Source: Consultant

Figure 113 Importations par produit
» Hydrocarbures aromatiques = Agents tensiants organiques (pas de savon)
Composés de polyéthyléne = Composés de polypropyléne

Composés de polystyréne

Source: Consultant

2.4.4.3. Les analyseséconomiques et financieres réalistes

Pour ®valuer |l e potenti el ddun investissement p®troc
prendre en compte :
1. L6®chelle et, par cons®quent , |l es co%ts dobex
posit i on concurrentielle qui en r®sulte par rapp
2. Co(ts des matiéres premiéres et prix de vente et donc la marge de co(t décaissée disponible
pour une usine au Sénégal
3. La sophistication technologique et son impact sur le co(t en cagtal.
Lé6®chell e mi ni mal e de | 6usi ne p®t rochi mi que nor mal
gubinvesti ssement est de 200 000 tonnes de product i
économies avancées, 400 000 tonnes par an est le seuil minimumd i nvesti ssement . Ceci €
courbe de co%t dbébexploitation typique pour wune usine
partir des donn®es sur | es co%uts dbébexpl oit atdéssons. r e- ue
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Figure 114 Courbe des co¥%ts doexploitation (usine de polypropyl n
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Source: Consultant

En outre, tout investissement pétrochimique au Sénégal devrait étre lié a un investissement approprié dans
les raffineries, afin de produire des matieres premiéres appropriées. En particulier, il faudrait se concentrer
sur une option FCC, car une telle unité fournit des matiéres premiéres telles que les hydrocarbures légers
insaturés qui fournissent des matiéres premieres pétrochimiques utiles.

Une installation de raffinage moderne en Europe avec
000 barils par jour peut supporter un vapocraqueur doé
construisait une r af f 00mbarils paejouF iGurraitdaesonmablenem supporter ud
vapocraqueur de 100 000 tonnes par an.

Sur la base de la courbe des colits, une telle usine pétrochimique au Sénégal aurait un désavantage en termes
de co¥%uts dbéexpl oit at toonapadrappo?t 8 uncragein cimitub maderne pasms une

raffinerie europ®enne, ou de 30 © 35 dollars par tonn
de Dangote.

Donc, |l e probl me est” ulna pfrmibd ~dne tibh@i®s mhascthéladressilpe. o d u ¢
Nous avons donc consi d®r ® dbéautres pays de | a CEDEA(
| 6®ventuell e demande de produits p®trochi mi ques. Nous
puis projeté une nouvelle croissance de la demande de 5 % par an adela de 2022. Sur la base de ces
projections, il est possible dbéobtenir |l e seuil mi ni me
de produits, mais pas avant au moins dix ans. Méme avec une croissace composée de 5% par an sur les

cat ®gories p®trochimiques anal ys®es, aucune dbéentre e

années 2030.
Figure 115 Pétrochimique au Sénégal et dans les pays voisins

Poids net (tonnes) ‘

Importations 2017 2022 2032 2042

Agents tensiants 141,029 155,484 253,267 412,546

organiques (pas

de savon)

Sénégal 73,979 81,562 132,856 216,409

Guinée 22,374 24,667 40,180 65,450

Gambie 25,629 28,256 46,026 74,972

Mali 16,546 18,242 29,715 48,402

Guinée -Bissau 2,500 2,756 4,490 7,314

Composés de 120,853 133,240 217,034 353,526

polyéthylene

Sénégal 43,948 48,453 78,924 128,559
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Guinée 60,649 66,866 108,917 177,415
Gambie 5,826 6,424 10,463 17,044
Mali 7,383 8,140 13,259 21,598
Guinée -Bissau 3,046 3,358 5,470 8,910
Composés de 87,200 96,138 156,598 255,082
polypropyléne

Sénégal 44,786 49,377 80,429 131,011
Guinée 27,761 30,606 49,855 81,208
Gambie 376 415 675 1,100
Mali 12,635 13,930 22,691 36,961
Guinée -Bissau 1,642 1,810 2,948 4,802
Solvants 16,624 18,328 29,854 48,629
composites

organiques et

diluants

Sénégal 7,255 7,998 13,028 21,222
Guinée 7,021 7,741 12,609 20,538
Gambie 252 278 453 739
Mali 1,995 2,199 3,682 5,835
Guinée -Bissau 101 111 181 295
Total général 365,705 403,190 656,754 1,069,783

Source: Consultant

2.4.4.4. Les retombées et implications pour le Sénégal

Superficiellement, les marges pétrochimiques semblent étre attractives par rapport aux marges
traditionnelles du raffinage du pétrole.

Figure 116 Indicative economics for fuels and petrochemicals in Europe

= Crude cost

Gasoline
m Refinery gross margin

Retail gross margin
Diesel
Ethylene margin

m Polyethylene margin
Naphtha

| | J | Tl Tax

o

500 1000 1500 2000 2 500
USD/tonne

Source: International Energy Agency, The future of Petrochemicals (2018)

Cependant, les co(ts de construction sont élevés et les processus de craquage sont trés énergivores, de sorte

que les courbes compléetes des colts d'investissement et d'exploitation doivent étre examinées et placées
dans le contexte concurrentiel d'un marché mondial.

Compte tenu de la nature de plus en plus compétitive du secteur des produits chimiques, le vapocraquage
traditionnel des charges d'alimentation a base de pétrole n'est susceptible de générer un retour sur
investissement de 15 % que si certain®u tous les éléments suivants s'appliquent:

1 Le Sénégal aurait un avantage structurel sur le co(t des matiéres premiéres. C'est le cas de la
production pétroliére en Arabie saoudite et plus récemment de la fracturation du gaz de schiste
ameéricain.

1 Qu'il existe un complexe de raffinage a grande échelle, auquel une installation pétrochimique
pourrait étre ajoutée pour créer des produits chimiques alternatifs - pour exploiter les opportunités
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de marché lorsque ces produits chimiques ajoutent de la valeur ajouge pour produire I'ardoise du
complexe.

1 Quiil existe une demande locale adéquate (idéalement 400ktpa) préte a payer des prix de parité a
I'importation pour les produits chimiques bruts a produire. Cela semble hautement improbable, car
une telle usine devrait approvisionner toute la région de la CEDEAO, face a la concurrence
saoudienne, américaine et dans le futur Dangote.

Compte tenu de la faiblesse de I'économie sougacente pour développer un grand complexe de raffinerie
(pour inclure le craquage catalytique ou hydraulique) et I'échelle relativement petite de la demande du
marché sénégalais et voisin, nous ne pouvons pas recommander que le Sénégal poursuive le développement
d'une entreprise de produits chimiques dérivés du pétrole.

Nous avons examiné plusen détail deux voies technologiques possibles pour les usines d'éthylene utilisant
soit du naphta soit du méthane (gaz naturel) comme matiéres premiéeres. L'utilisation du naphta est une voie
traditionnelle basée sur l'implantation d'une usine pétrochimiqu e avec une raffinerie de pétrole. Cependant,
il existe de nouvelles technologies qui synthétisent I'éthane a partir du méthane, puis craquent I'éthane pour
produire de I'éthyléne. Le processus est appelé couplage oxydatif du méthane (OCM). Sur le papier|ia des
colts d'investissement et d'exploitation plus élevés que le craquage du naphta. Cependant, la base de la
charge d'alimentation en méthane le rend trés approprié pour la valorisation des charges d'alimentation en
gaz naturel & faible colt. Par cons@uent, il a été largement adopté a la fois sur la cote du golfe des Etats
Unis, ou il existe une importante production de méthane associée a I'extraction de schiste, ainsi qu'au
Moyen-Orient ou les colts de production de gaz sont trés faibles.
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Figure 117 Processus de reformage a la vapeur de naphta

V. Spalling ezal Energy Comversion and Managemers 154 (2017) 244-261

Fig. 1. Flowshes of the Naphtha Seeam Cracking plant Naphtha conwersion and seg unis
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Figure 118 Reformage a la vapeur de méthane a l'aide de la méthode de couplage oxydatif (OCM)

Nous avons obtenu les colts d'investissement pour ces usines a partir de deux sources et cetsi ont été
tracés sur une courbe decodts pour estimer les investissements probables de construction d'une usine
adaptée a I'échelle des opérations au Sénégal.
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