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RESUMEN EJECUTIVO

En el presente trabajo de memoria se estudia el disefio e implementacion de un modelo
de expansién de capacidad de largo plazo, que considera GEP, TEP, almacenamiento de
energia, y la integracién de modelos de generacion renovable especificos que logran cap-
turar detalles operacionales de las tecnologias de generacion eléctrica fotovoltaica, edlica
e hidrdulica de pasada. Este modelo tiene por objetivo determinar un plan de inversion a
costo minimo considerando la integracién de un impuesto a las emisiones CO,.

El modelo propuesto captura a través de una formulacién MILP, distintas caracteristi-
cas propias de un sistema eléctrico, integrando el uso de dias representativos, restricciones
de rampa, sistemas de almacenamiento, aumentos de capacidad de naturaleza discreta, re-
tiros de capacidad, y cambios en los costos de inversion y operacién del sistema a lo largo
de su horizonte de planificacion. En particular, se presenta un caso de estudio por el cual
se busca evaluar el impacto provocado por la implementacion de diferentes politicas de
impuesto a las emisiones CO,, a través de tres escenarios, con valores bajos, medios y
altos para este. El caso de estudio utilizado se basa en el sistema IEEE 39-Bus para si-
mular el funcionamiento de un sistema eléctrico durante 20 afios, el cual estd sujeto a un
perfil de demanda particular en cada nodo y debe responder al aumento de esta demanda
en el tiempo a través de decisiones de inversién y operacién. Dicho modelo es abordado
de forma determinista, resolviéndolo de forma individual para cada escenario propuesto,
siendo implementado a través de la plataforma Pyomo bajo el lenguaje de programacion
Python, y es resuelto con el solver Gurobi 9.5.0.

Los resultados obtenidos muestran que los planes de expansion pertenecientes a es-
cenarios con mayores impuestos a las emisiones CO, logran reducir las emisiones totales
durante el periodo en estudio entre un 10 % y 20 % con respecto al escenario bajo, mientras
que esto conlleva, al mismo tiempo, un aumento de entre un 3 % y 8 % en el costo total, al
comparar los escenarios con mayor impuesto en contraposicion al de impuesto mas bajo.
Finalmente, se proponen posibles extensiones de este modelo para ser utilizado en casos

donde se integre de forma enddgena la incertidumbre relacionada a sus pardmetros.
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1 Problema de investigacion

Ante la creciente cantidad de desafios energéticos y medioambientales por los que esté
pasando nuestra sociedad, es imperativo no escatimar ni en inversion de capital humano,
ni en recursos materiales a la hora de planificar, de la mejor manera posible, la forma en
que los sistemas eléctricos responderdn ante el futuro (Ministerio de Energia, 2018b). Esto
en un contexto donde existe mayor presion desde distintos organismos internacionales que
buscan lograr, de forma conjunta, una reduccidn significativa en las emisiones de gases de
efecto invernadero (GEI) y su consecuente efecto en el calentamiento global (Ministerio
de Energia, 2020; UNFCCC, 2021).

El panorama mundial en cuanto a la generacion de GEI y la creciente demanda de
energia eléctrica se caracteriza por el gran impacto que tiene esta industria, la que repre-
senta un 36 % de las emisiones de GEI totales dentro de las economias avanzadas, y un
32 % para el caso de Chile (International Energy Agency, 2020; Ministerio de Energia,
2019).

Dada la estrecha relacién entre el crecimiento de un pais y el aumento en su consumo
de energia, es necesario asegurar en el tiempo la disponibilidad de ésta a través de politi-
cas publicas que tengan por objetivo proveer de sistemas eléctricos robustos y resilientes,
capaces de dar abasto a los requerimientos de cada pais (Ministerio de Energia, 2018a).
En Chile, esta situacion es, a su vez, enmarcada por esfuerzos en busca de descarbonizar
el pais, por medio del progresivo retiro de centrales basadas en el uso de combustibles
fosiles, y su reemplazo por tecnologias de generacidon renovable como, por ejemplo, la
fotovoltaica y edlica. Sin embargo, esta transicion conlleva asumir con mayor énfasis el
desafio de planificar la expansion y operacion de los sistemas eléctricos de forma suficien-

temente flexible como para lograr balancear adecuadamente oferta y demanda de energia,
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aun en escenarios de alta incertidumbre y disponibilidad limitada de capacidad de genera-
cion (Impram et al., 2020).

Considerando la escala y complejidad de tomar decisiones que logren abordar efi-
cazmente las dimensiones de esta problematica, es que diversos investigadores se han
embarcado en el estudio de herramientas cada vez mas sofisticadas que logren integrar
apropiadamente diferentes caracteristicas de la planificaciéon de expansion, considerando
los objetivos de estudio particulares que se tenga en cada caso y la factibilidad de imple-
mentacion de estos (Gacitua et al., 2018).

Tales herramientas han sido estudiadas desde hace varias décadas a través de la utiliza-
cién de modelos de expansion de capacidad en contexto de sistemas de potencia (Maloney
et al., 2020). Estos modelos, dependiendo del alcance y finalidad que posean segtin ca-
da caso, se enfocan en la planificacion de expansion de capacidad de generacion o GEP
(Generation Expansion Planning) y la planificacién de expansion de capacidad de trans-
mision, o TEP (Transmission Expansion Planning). Estos modelos han sido abordados
tanto de forma secuencial como integrada, y se han estudiado distintas técnicas para su
resolucion a través de optimizacion matemadtica (Gacitua et al., 2018; TAEA, 1984).

Motivado por la gran utilidad que prestan estas herramientas, es que el siguiente trabajo
propone disefiar e implementar un modelo de optimizacién de largo plazo para la planifi-
cacion de la expansion de un sistema eléctrico, basado en la red eléctrica IEEE 39-Bus y
que busca evaluar la efectividad de distintos planes de expansion de largo plazo, producto
del andlisis de tres escenarios que abordardn la implementacion de tres diferentes politicas
medioambientales. De forma conjunta, también se estudiard el costo monetario e impacto
ambiental producto de cada uno de estos planes.

A modo de guia para esta investigacion, se buscara dar respuesta a las siguientes inte-
rrogantes relacionadas a la situacién anteriormente expuesta:

(Cuadl es la utilidad que proporciona la planificacion de expansion de sistemas eléc-
tricos a través de modelos de optimizacion para un tomador de decisiones? ;Cudl es el
trade-off, en cuanto a costos monetarios y cambios en las decisiones de expansion y ge-
neracion, que implica la implementacion de politicas medioambientales mds estrictas en

este contexto? ;Qué dificultades implica la implementacion del modelo propuesto?
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2 Objetivos

2.1. Objetivo General

Disefar e implementar un modelo matemético de expansion de capacidad de largo pla-
70, que considere la integracién de energias renovables y tecnologias de almacenamiento,
en un sistema de potencia que, a su vez, logre determinar un plan de inversion a costo

minimo para distintos escenarios de politicas medioambientales.

2.2. Objetivos Especificos

= Determinar el impacto en las decisiones de planificacion producto de politicas me-
dioambientales mds estrictas, comparando la reduccion de emisiones de GEI con el

costo total de cada plan de expansion.

= Estudiar las tecnologias e iniciativas vigentes relacionadas a la expansion de siste-

mas eléctricos presentes en el estado del arte.

= Integrar modelos de generacion renovable dentro del modelo de expansion de capa-

cidad que logren capturar con mayor detalle la operacion de este tipo de tecnologias.

= Evaluar la factibilidad de la resolucién del modelo propuesto a través de técnicas de

optimizacién matematica.
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3 Marco teorico

3.1. Expansion de capacidad de sistemas eléctricos

El proceso de planificacion de la expansion de sistemas de potencia ha sido estudia-
do de forma extensa en la literatura a través de la resoluciéon de dos problemas: por un
lado, el problema de expansion de capacidad de generaciéon o GEP (Generation Expan-
sion Planning) y, por otro, el problema de expansién de capacidad de transmisién, o TEP
(Transmission Expansion Planning).

El problema de GEP determina el plan de expansion 6ptimo para las centrales de gene-
racion eléctrica, considerando como restricciones principales la satisfaccion de demanda
esperada y el limite de capacidad instalada para cada unidad de generacién. Por su parte,
el problema de TEP determina el plan 6ptimo de expansién de la red de transmision eléc-
trica, encargdndose, ademds, de considerar una representacion adecuada del flujo eléctrico
dentro de aquella red.

Ambos problemas han sido tipicamente abordados de forma secuencial, es decir, una
vez se resuelve el problema de GEP, su solucién es utilizada para obtener un plan que
resuelva TEP de forma concordante. Sin embargo, en trabajos mds recientes, como el
de Maloney et al. (2019) han probado la utilidad de abordar ambos problemas de for-
ma simultdnea, concluyendo que esta dltima metodologia es a lo menos igual de efectiva
que el método secuencial, y permite, ademds, mayor flexibilidad a la hora de aprovechar
oportunidades econdmicas, especialmente en modelos con alta penetracion de energias
renovables.

En su forma conjunta, la planificacion de expansion y transmision de capacidad, de
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3.1. EXPANSION DE CAPACIDAD DE SISTEMAS ELECTRICOS

aqui en adelante, por simplicidad, llamada planificacién de expansién (EP), representa
comuinmente un problema de optimizacion de dos etapas a través de un horizonte de largo
plazo, donde, primero, se toman decisiones de inversion de expansion de capacidad, y
luego, en base a estas se toman decisiones de operacion. Esto significa que, una vez se
decide cudndo, donde y cudnta capacidad se instalard, se tomardn decisiones de cémo
operativizar ésta, a través del despacho, transmisién o almacenamiento de energia en la
red, a la vez que se responde a las restricciones de expansion y operacion que imponga el
sistema en estudio (Maloney et al., 2020; Verastegui et al., 2019).

Un esquema de este problema se presenta en la figura 3.1 y, a continuacion, el conjunto
de ecuaciones (3.1) representa a este como un problema de optimizacion en su forma

compacta:

GEP/TEP

minimiza

* Restricciones econémicas
Sujeto arl Restricciones fisicas

* Politicas publicas

* Regulaciones gubernamentales

Costos de Inversion
— |- Costos de capital
- Costos fijos de O&M

* Restricciones relacionadas a la
. ) capacidad instalada
- Costos de combustible Sujetoa |, Cumplimiento de demanda y
- Costos variables de O&M balances de energia
* Restricciones de seguridad y
confiabilidad del sistema

Costos de Operacion

- Impuestos

Figura 3.1: Estructura del problema de optimizacién asociado al modelamiento de expansién de
capacidad. Fuente: Elaboracién propia.

1‘1’161}? (c"x + 0(x)) (3.1a)
s.a.

Ax < H (3.1b)

La ecuacién (3.1a) representa la funcién objetivo del problema, la cual busca minimi-

zar el costo total de la suma de los costos de inversion y operacion del sistema a lo largo
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3.1. EXPANSION DE CAPACIDAD DE SISTEMAS ELECTRICOS

de un horizonte de planificacion, donde x es el vector de decisiones de inversion, y ¢’ es
un vector que representa los costos relacionados a la instalacién de capacidad. La expre-
sién (3.1b) representa restricciones presupuestarias, limites de instalacion de capacidad,
decisiones predefinidas, o politicas y requerimientos gubernamentales. Mientras tanto, los
costos de operacion del sistema estdn definidos por Q(x), que, a su vez, es el resultado de

la solucién del problema de segunda etapa (3.2).

ox) = yfeﬂyl'(fxl) (q'y) (3.2a)
s.a.

By < k- Vx (3.2b)

Zy >w (3.2¢)

En este problema, la funcién (3.2a) busca minimizar el costo de operacién del sistema,
donde y representa el vector de decisiones de operacion, tales como el despacho, trans-
porte o almacenamiento energia. El vector ¢g” simboliza costos relacionados al consumo
de combustible, costos variables de operacién y mantencién (O&M) , costos relacionados
a impuestos o penalizaciones a la generacion eléctrica, o cualquier otro costo atribuible
a la operacion misma del sistema. Cabe notar que y estd limitado por las decisiones de
inversién x tomadas en la etapa previa, configurando al conjunto Y(x) y dando cuenta de
la naturaleza de dos etapas del problema completo. Por dltimo, las restricciones (3.2b) y
(3.2¢) se encargan de relacionar las variables de decision X e y, representando: limites de
despacho o transmisién de energia debido a la capacidad instalada, balances de energia
entre nodos, requerimientos de demanda, y el cumplimiento de restricciones que apunten
a la seguridad, confiabilidad y economia del sistema.

Si bien, la formulacion antes presentada corresponde a un modelo determinista resuel-
to en dos etapas, este puede ser adaptado para representar modelos con formulaciones més
complejas, utilizando la misma o una versién modificada de la estructura compuesta por
(3.1a)-(3.2c), pudiendo configurar modelos estocdsticos, como lo presenta el trabajo de

Sen y Higle (1999) para un modelo GEP o0 Munoz y Watson (2015), que aborda de forma

®¥  Universidad Técnica Federico Santa Marfa, Departamento de Industrias 6



3.1. EXPANSION DE CAPACIDAD DE SISTEMAS ELECTRICOS

conjunta GEP y TEP. Cabe considerar que, en el modelo antes descrito, no se especifica la
naturaleza de sus variables. En caso de especificar que estas fueran continuas, el modelo
seria denominado de programacion lineal (LP), mientras que, si este incluyese variables
enteras y/o binarias, este seria de tipo entero-mixto (MILP). Adicionalmente, existen mo-
delos que incluyen formulaciones de tipo no-lineal (NLP) que presentan un alto nivel de
complejidad, debido a la carga computacional que representa su resolucion, e instan, con
frecuencia, a la implementacion de sofisticados métodos de resolucion adaptados a la es-
tructura particular de cada problema (Delgado et al., 2013; Gacitua et al., 2018).

Asi, aunque la utilizaciéon de variables enteras, mixtas, o formulaciones no-lineales,
complejizan las formulaciones y la posterior resolucion de modelos de expansion, estas
muchas veces son necesarias para poder representar adecuada y precisamente, ciertas ca-
racteristicas como el problema de Unit Commitment (UC), que describe el encendido y
apagado de generadores, lo que implica la utilizacion de variables binarias que permiten
representar esa accion (Bergh et al., 2014; Wijekoon et al., 2019; Zhou et al., 2021), o en el
caso de representar aumentos de capacidad de naturaleza discreta, donde las variables que
modelan esa decision, también adoptarian esa propiedad (Min et al., 2018). Por dltimo, el
caso de no linealidad puede darse en situaciones donde el investigador busque representar
el comportamiento eléctrico de una red utilizando el set completo de ecuaciones que mo-
delan el flujo AC, en particular, Yadav et al. (2019) ademds de presentar esta formulacion
de flujo, integra una funcién objetivo que considera maximizacién de bienestar social a

través de una formulacion no-lineal.

3.1.1. Representacion de la red eléctrica

Segin Camilo et al. (2019) y Hemmati ef al. (2013), la eleccién de cémo representar
la red es clave en cuanto al nivel de detalle que abordara el modelo, y en este contexto,
en la literatura se encuentran principalmente tres formas en las cuales se ha abordado la
representacion del flujo de energia en la red. Estas son: a través de un modelo de transporte
o también llamado pipeline, un modelo de flujo DC o corriente continua, y por medio de
un modelo de flujo AC o corriente alterna.

El modelo de transporte es la representacion mds simple, permitiendo modelar a través
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de tuberias (pipelines) el flujo de energia eléctrica en el sistema, sin tener en consideracion
las leyes fisicas que rigen esta accion y concentrandose solo en considerar la energia como
una sustancia que es transportada por tuberias. A cambio, esta formulacion permite repre-
sentar matemdticamente el problema de flujo de forma lineal, y con sencillez en cuanto a
las restricciones que aporta al problema. Ambas caracteristicas son apreciadas al momento
de disefiar modelos de expansion de largo plazo, los cuales, dada su envergadura, son de
por si complejos de resolver incluso bajo formulaciones lineales (Pineda y Morales, 2018;
Spyrou et al., 2017).

La representacion de flujo DC permite, bajo algunos supuestos, modelar el flujo eléc-
trico en una red considerando su comportamiento como corriente continua, a través de la
linealizacion de las restricciones de su representacion AC. Esto permite representar la red
eléctrica de forma mds simple (debido a que se mantiene la linealidad de las restricciones
que aporta al modelo), pero manteniendo un grado aceptable de precision en su analisis.
Mas aun, se ha observado que el alto grado de detalle que proporciona el modelo AC, no
siempre compensa el esfuerzo extra que implica su resolucién (Bergh er al., 2014), y es
por ello, que la representacion DC suele utilizarse en modelos de EP como muestran los
trabajos de Jabr (2013); Moradi-Sepahvand y Amraee (2021) y Sun et al. (2018).

Por su parte, la representacion de flujo AC es la més precisa comparada a los dos mode-
los presentados anteriormente, ya que es la que mejor refleja las leyes fisicas por las que se
rige la electricidad (Bergh et al., 2014). Sin embargo, esta representacion aporta restriccio-
nes altamente no-lineales al modelo y, por consecuencia, alta complejidad computacional
en su manipulacién, por lo que suele ser utilizada en modelos que incluyen, a lo menos,
un tipo de técnica suficientemente sofisticada capaz de facilitar su resolucién (Hemmati et

al., 2013; Tabares et al., 2022; Yadav et al., 2019; Zhang et al., 2013).

3.1.2. Representacion del tiempo

Dado que la representacion de cada hora para un horizonte de largo plazo llevaria a
que la resolucién del modelo fuese computacionalmente intratable, es que diversos inves-
tigadores han optado por abordar la representacion de parametros tiempo-dependientes a

través de técnicas que logran mantener un buen grado de representacion de la realidad,
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pero manteniendo la factibilidad de resolucioén del modelo.

Asfi, una de las técnicas mas comunes para el modelamiento de estos pardmetros, y en
particular, para la demanda eléctrica, ha sido el utilizar curvas de duracion de demanda
(LDC) que agrupan distintos niveles de demanda, segun la frecuencia en que se presentan
dentro de un periodo de tiempo, y que permiten representar la serie de tiempo de demandas
como un nimero finito de bloques de demanda, lo cual disminuye el tamaio del problema,
y su complejidad (Pineda y Morales, 2018; Wiskich, 2014).

A pesar de la eficiencia computacional que ofrece el método anteriormente descrito, es-
te tiene la desventaja de que ignora el sentido cronolégico de los pardmetros tratados y, en
consecuencia, no permite la correcta representacion de restricciones tiempo-dependientes.
Esta situacion deja fuera del andlisis la inclusion de restricciones relacionadas a capaci-
dad de rampa y/o de UC, lo cual puede ocasionar la infravaloracién de los requerimientos
de flexibilidad del sistema. Ademads, tampoco permite considerar el comportamiento de la
disponibilidad y despacho de energia renovable, al no ser capaz de representar correcta-
mente los perfiles horarios intradia relacionados a esta (Verastegui et al., 2019).

Otra técnica ampliamente utilizada es la de representar pardmetros tiempo-dependientes
a través de un conjunto reducido de dias, semanas o estados de un sistema, que son repre-
sentativos del horizonte de planificacion (Pineda y Morales, 2018; Wogrin et al., 2016).
Este conjunto, en particular, tiene la ventaja de que estd conformado por elementos or-
denados cronoldgicamente, lo que si permite tratar restricciones de rampa y UC, ya que
mantiene el sentido temporal intradia de los parametros utilizados en ellas.

En la literatura, el foco de investigacion yace en el como se implementa la eleccion de
estos dias o periodos representativos. Pudiendo encontrarse trabajos que utilizan técnicas
de heuristica para la eleccion de estos, por ejemplo, Fripp (2012) considera un horizonte
de un afio, representdndolo con dos dias para cada mes y eligiendo uno de forma aleatoria,
y otro como aquel donde exista el mayor peak de demanda de aquel mes. Otros estudios
consideran técnicas de agrupamiento (clustering), como K-means (Dehghan e al., 2016;
Zhang et al., 2020), fuzzy clustering (Buchholz et al., 2019; EINozahy et al., 2013) o
hierarchical clustering (Dominguez y Vitali, 2021; Pineda y Morales, 2018; Verastegui

et al., 2019), siendo estas o modificaciones de ellas, las mas utilizadas en la literatura
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disponible.

Ademas de considerar técnicas para representar los espacios de tiempo durante el es-
tudio, otro topico de interés a la hora de representar horizontes de tiempo de largo plazo
es el desafio de modelar adecuadamente el fin de este. Esto se debe a que, en muchos
casos, los horizontes de planificacién son mas cortos que la vida ttil de las tecnologias
de generacién o lineas de transmision en las que invierten, por lo que, al calcular su costo
econdmico al final del horizonte, este es distorsionado al no poder considerar el resto de
su vida util (Camilo et al., 2019; Maloney et al., 2019). Para abordar esta problemadtica,
frecuentemente se opta por ponderar el dltimo periodo del horizonte de planificacién por
un multiplicador que simule el costo de continuar operando el sistema durante varios afios
extra. Por ejemplo, Maloney et al. (2019) afiade un ponderador de 30 afios en los cos-
tos de inversién y operacion en el dltimo afio de su horizonte, mientras que Spyrou et al.
(2017), anade un multiplicador al costo de operacion del dltimo afio de funcionamiento
de un sistema para simular el paso de 40 afios extra posteriores al fin de su horizonte de

planificacién original.

3.1.3. Representacion del mercado eléctrico

Convencionalmente, el problema de EP ha sido estudiado desde el punto de vista de
un unico actor que aborda el problema de GEP y TEP de forma centralizada, que procura
obtener planes de expansién que minimicen costos de inversién sujetos a restricciones de
satisfaccion de demanda y un adecuado nivel de confiabilidad del sistema. Este plantea-
miento es equivalente a una estructura monopélica donde un operador es duefio de toda la
infraestructura, como puede ser un ente estatal, y este cuenta con informacién completa
del sistema, como proyecciones de demanda, capacidad existente, precios de combustible,
planes futuros de inversion, y retornos esperados sobre estas (Sadeghi et al., 2017).

Por otro lado, la progresiva irrupcion de entes privados a la industria de energia eléc-
trica ha empujado a la creacién de mercados eléctricos descentralizados, donde los pro-
veedores de generacidon no necesariamente son responsables de cumplir con demandas
eléctricas, sin embargo, son motivados a participar en este mercado, con el interés de ma-

ximizar su beneficio econdmico. En este sentido, los horizontes de planificacion para EP
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se acortan, debido a la mayor incertidumbre provocada por los efectos de la competencia
de mercado, que, bajo la vision de un inversionista, implica asumir mayores riesgos, y
tomar decisiones mds complejas, ya que, en este caso, la planificacion debe considerar los
efectos retroactivos que sus decisiones puedan provocar en las de los otros participes del
mercado (Hemmati et al., 2013; Xu et al., 20006).

Estas interacciones se han modelado con frecuencia a través de la implementacién de
teoria de juegos, la cual estudia diferentes escenarios donde existe competencia perfecta
entre los participantes, y escenarios donde estos se comportan como oligopolios con gran
poder de mercado, configurando competencias de tipo Cournot, Bertrand y Stackelberg
(Camilo et al., 2019). Dependiendo de si compiten eligiendo simultdneamente la canti-
dad de energia despachada (Jin y Ryan, 2014) (Cournot) o el precio de venta de esta
(Bertrand), o si toman decisiones de forma secuencial, donde existe una o mas empresas
lideres, y otras empresas mds pequenas, donde la lider toma decisiones considerando la
posible mejor reaccidn de sus seguidores, y estos, a su vez, responden considerando aque-
llo. El trabajo de Garces et al. (2009) muestra un ejemplo de este dltimo caso donde la

solucioén al problema de dos etapas que propone se alcanza con un equilibrio Stackelberg.

3.1.4. Representacion de la incertidumbre

Como parte importante de la planificacion eléctrica, es necesario considerar la incer-
tidumbre como un factor inherente a la planificacion de expansion de capacidad, puesto
que ignorarla puede llevar a que las soluciones obtenidas a través del modelo sean poco
confiables o no econémicas (Maluenda et al., 2018).

Dentro de los pardmetros asociados a incertidumbre mas frecuentemente estudiados,
se encuentran la volatilidad de la demanda horaria, y su proyeccién en el largo plazo,
precios de los combustibles, costos de capital y de operacién (Handayani et al., 2019),
disponibilidad de recursos (Min et al., 2018), cortes de suministro (Billinton et al., 1974;
Dehghan et al., 2016; Nemati et al., 2018), nuevas politicas publicas (Arancibia et al.,
2016), cambios medioambientales (Chandramowli et al., 2016; Li et al., 2016) o condi-
ciones de mercado inciertas (Doménech Martinez et al., 2020). Notando, ademds, que la

incertidumbre en la planificacion dentro de mercados no regulados es mayor a los que si
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lo estén, debido a que el planificador central tiene informacién perfecta de las condiciones
de mercado en este tltimo caso, no asi en el primero, donde al existir otros competidores,
no se tiene acceso a sus costos (Hemmati et al., 2013). Debido a lo anterior, la inclusion
del anélisis de la incertidumbre en modelos EP es una temética ampliamente estudiada en
la literatura. Es asi, que hoy en dia es comun que se utilicen modelos basados en formula-
ciones de tipo estocdstica o de optimizacion robusta para representar de forma mas precisa
la incertidumbre propia de los pardmetros de estos modelos.

La programacion estocdstica busca abordar la incertidumbre a través de la obtencién
de un plan 6ptimo para el promedio de un conjunto de escenarios deterministas, que a
su vez es representativo de la distribucion de probabilidad de los pardmetros bajo incerti-
dumbre del problema (Harsha y Dahleh, 2015; Verastegui et al., 2019). Esta metodologia
tiene la desventaja de que al aumentar la cantidad de valores que pueden tomar los para-
metros inciertos, mas escenarios serd necesario analizar, y por lo tanto, mas compleja serd
la resolucion del problema. Es por esta razon que este tipo de modelamientos suelen ir
acompainados con la implementacién de técnicas de reduccion de escenarios, procurando
dejar la menor cantidad posible de estos, y a la vez, mantener un nivel adecuado de pre-
cision en la representacion del problema original (Feng y Ryan, 2013; Munoz y Watson,
2015).

Por otro lado, la optimizacién robusta (OR) busca modelar la incertidumbre a través
de rangos de valores posibles para los pardmetros asociados a esta, lo que permite obtener
una solucién 6ptima para el problema, que, ademads, es valida para cualquier valor que to-
men los pardmetros inciertos, mientras se mantengan dentro de los rangos antes descritos.
Por esta misma razén, OR suele asociarse con planes de expansion/operacion mas conser-
vadores, debido a su tendencia a ser la solucion para el peor escenario posible dentro de

los rangos de los pardmetros inciertos (Abdalla et al., 2020).

3.1.5. Técnicas de resolucion

Debido al alto interés por incorporar caracteristicas que aporten un mayor grado de
fidelidad a la representacion de diversos fendmenos estudiados en la literatura relacionada

a EP, es que la resolucién de los problemas resultantes se torna cada vez mds compleja si
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s6lo se consideran técnicas cldsicas de resolucion.

Ya sea debido a la incorporacion de incertidumbre, a complejas mecanicas de mercado,
o formulaciones bajo modelos MILP o NLP, es que se han estudiado en paralelo diversas
técnicas para lograr resolver problemas que incorporen estas u otras caracteristicas de
interés para los investigadores. Asi, en la literatura, se encuentra que esta situacion es
abordada, principalmente, a través de metodologias analiticas y/o metaheuristicas.

Las metodologias analiticas se basan en un enfoque altamente matemaético, y se valen
de técnicas de optimizacidn, como programacion dindmica (DP) (Arancibia et al., 2016),
programacion lineal (LP), programacion no lineal (NLP), mixta (MIP), cuadrética (QP),
técnicas de branch and bound (B&B) (Delgado et al., 2013), y de descomposicidn, siendo
la més ampliamente utilizada dentro de esta ultima categoria, la de descomposicién de
Benders (BD) (Jabr, 2013; Ramirez et al., 2020). Estas técnicas permiten encontrar estra-
tegias Optimas sobre problemas con funciones diferenciables y continuas, motivo por el
cual resultan imprécticas al momento de analizar problemas donde no se cumplan estas
condiciones (Sadeghi et al., 2017). Por otro lado, existen técnicas metaheuristicas que se
han desarrollado para resolver ese tipo de problemas, o aquellos donde si es posible imple-
mentar métodos analiticos, pero aquello seria muy costoso en cuanto a tiempo 0 recursos
computacionales a utilizar.

La metodologia de una metaheuristica se basa, principalmente, en una técnica de opti-
mizacion iterativa que explora exhaustivamente el espacio de soluciones de un problema,
en busca de soluciones Optimas a través de diversos algoritmos. En la literatura se encuen-
tran técnicas inspiradas en comportamientos y fendmenos observables en la naturaleza,
como algoritmos genéticos (GA) (Pereira y Saraiva, 2010), optimizacién por enjambre de
particulas (PSO) (Hemmati et al., 2016; Zolfaghari Moghaddam, 2019), colonia de hormi-
gas (ACO) (Leite da Silva et al., 2010), sistemas expertos (ES) (Hester, 2012), evolucién
diferencial (ED) (Ramkumar y Rajesh, 2021), programacién evolutiva (EP) (Vrionis et
al., 2020), entre otros. En contraste, si bien estas técnicas son en principio mas simples
de implementar que las de tipo analitico, estas no garantizan que la solucién obtenida
sea un optimo global y, ademds, tienen una probabilidad més alta de que la bisqueda de

soluciones resulte divergente (Hemmati et al., 2013).
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4 Metodologia

A continuacion, en la seccién 4.1, se detalla de forma conjunta el modelo propuesto y
se sefalan sus conjuntos, pardmetros, variables, funcién objetivo y restricciones. Luego,

en la seccion 4.2, se listan los datos de entrada usados para el caso de estudio.

4.1. Modelo propuesto

En vista de los antecedentes expuestos en la seccidn anterior, la formulacién propuesta
es un modelo lineal entero mixto (MILP), que tiene por objetivo minimizar el valor pre-
sente de la inversion y costos asociados a la expansion y operacion de un sistema eléctrico,
considerando GEP y TEP en un mercado regulado donde existe un solo controlador.

El modelo en cuestién da cuenta de un sistema eléctrico compuesto de nodos y arcos,
donde los nodos n representan distintas locaciones geograficas caracterizadas por contar
con demanda eléctrica, y por ser capaces de instalar capacidad de generacién y/o almace-
namiento sobre ellas. Estas locaciones estdn unidas entre si a través de lineas de transmi-
sién representadas por arcos indexados por v, que, a su vez, pueden ser representados de la
forma (i, j) donde i y j son locaciones diferentes, conformando una red eléctrica de arcos
y nodos, representada por los conjuntos £ y N, respectivamente.

En cada nodo, las decisiones de expansion de capacidad de generacién y almacena-
miento estdn acotadas a las opciones disponibles en los portafolios correspondientes de
tecnologias de generacion, determinado por el conjunto G, y el de tecnologias de almace-
namiento S.

Por dltimo, las variables de decision estdn sujetas a dos niveles temporales: el primero

conformado por periodos pertenecientes al conjunto ¥, indexado por p, comprendiendo
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tipicamente periodos de un afo para decisiones de inversidn en expansion de capacidad,

y un segundo nivel conformado por espacios de tiempo pertenecientes a un conjunto 7,

indexado por ¢, tipicamente del orden de horas, para decisiones operativas relacionadas al

despacho de energia desde la capacidad instalada en los nodos hacia los focos de demanda,

ya sea en el mismo nodo origen, o en algin otro al que esté conectado.

4.1.1.

gum’t

grw

gnrw

GFX

Conjuntos

Conjunto de afios (periodos) a lo largo del horizonte de planificacion
indexados por p.

Conjunto de espacios de tiempo ¢ durante todo el horizonte de planifica-
cién (horas).

Subconjunto de espacios de tiempo ¢ pertenecientes al periodo p.
Conjunto de nodos n de la red.

Conjunto de lineas de transmisién v, donde v es un par ordenado (i, j)
de nodos conectados por una linea eléctrica.

Conjunto de tecnologias de generacion disponibles a implementar inde-
xadas por g.

Conjunto de tecnologias de almacenamiento disponibles a implementar
indexadas por s.

Subconjunto de tecnologias de generacién limitadas a aumentos discre-
tos de capacidad (G C G).

Subconjunto de tecnologias de generacion relacionadas a recursos reno-
vables (G™ C G).

Subconjunto de tecnologias de generacién no relacionadas a recursos
renovables (G C G)

Conjunto de periodos anteriores a p (con p incluido).

Conjunto de tuplas de la forma (g,p,n) donde el aumento de capacidad
de generacion para la tecnologia g, en el nodo n y el periodo p esta

predeterminada.
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TFX

BFX

Conjunto de tuplas de la forma (p,v) donde el aumento de capacidad de
transmision para la linea v,y el periodo p esta predeterminado.
Conjunto de tuplas de la forma (s,p,n) donde el aumento de capacidad de

almacenamiento tipo s, en el nodo n, y el periodo p esta predeterminado.

4.1.2. Parametros

B,
BX[™,

cO2
Cp

CENS

CG)p
CGL™
cGlu!
CGosM
CSTEX
CcSTLY

o&M
CBYS

Costo fijo de operacién y mantencion para lineas eléctricas como por-
centaje de su costo de inversion por MW y km construido [ %]
Susceptancia de la linea v [p.u.].

Capacidad de almacenamiento predefinida a instalar tipo s, en el nodo n
y durante el periodo p [MW].

Impuesto por tonelada métrica de CO, emitido en el periodo p [USD/-
ton].

Costo de energia no suministrada [USD/MWh].

Costo de capital para la construccion de capacidad de generacién de
tecnologia g en el periodo p [USD/MW].

Costos fijos de operacion y mantencion anuales para la tecnologia g
[USD/MW - afio] .

Costos de combustible por MWh de energia generada por la tecnologia
g en el afo p [USD/MWh].

Costos variables de operacion y mantencion por MWh de energia gene-
rada por la tecnologia g [USD/MWh].

Costo de expansién de capacidad de almacenamiento tipo s [US-
D/MWh].

Costo fijo de operacion y mantencion anuales por MWh instalado tipo s
[USD/MWh - afio].

Costos variables de operacidon y mantenciéon por MWh de energia sumi-

nistrada utilizando baterias tipo s [USD/MWh].
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CT

FE

GCAP

gt

GXfix

&.p.n

eret

&p.n

max
KB,

KGyy
KT
Igy
load,,
LS,

r

dw

Rampy,

Rampy”
R C;a pex

RcCOZ
chuel

Rcload

Costo de capital para la construccion de capacidad de transmisién en la
linea v [USD/MW - Kml].

Factor de emisiones equivalentes, reflejando cantidad de toneladas de
CO, generadas por MWh de energia eléctrica generada con la tecnologia
g-

Factor de capacidad para la tecnologia g durante el espacio de tiempo ¢
[ %].

Capacidad de generacién g predefinida a instalar en el nodo n durante el
periodo p [MW].

Capacidad de generacion tipo g, en el nodo 7 instalada previa al estudio
que se planea retirar durante el periodo p [MW].

Miéxima capacidad de almacenamiento tipo s, posible de instalar en el
nodo n [MW]

Mixima capacidad de expansion de la tecnologia g en el nodo n [MW].
Maixima capacidad de expansion en la linea v [MVA].

Largo de cada linea de transmision v [Km)].

Demanda en el nodo n durante el espacio de tiempo ¢t [MW].

Vida util de cada tecnologia de generacién g [afio(s)].

Tasa de descuento para proyectos eléctricos.

Capacidad de rampa en bajada de cada tecnologia como porcentaje de
su capacidad instalada [ %].

Capacidad de rampa en subida de cada tecnologia como porcentaje de
su capacidad instalada [ %].

Cambio porcentual anual proyectado en los costos de capital para cada
tecnologia g [ %].

Aumento porcentual anual en el impuesto a las emisiones de CO, [ %]
Aumento porcentual anual proyectado en los costos de combustible para
cada tecnologia g [ %].

Aumento porcentual anual esperado en la demanda eléctrica de la red

[ %].
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So

g

S TEP

ST
fix

TX;,

W&

Potencia base aparente del sistema durante el afio base [MVA].
Penetracion médxima de energia renovable como porcentaje de la deman-
da cubierta del sistema [ %].

Energy to power ratio de la tecnologia de almacenamiento s [hrs]
Round trip efficiency de la tecnologia de almacenamiento s [ %].
Capacidad de transmision predefinida a instalar en la linea v durante el
periodo p [MW].

Tamafio del aumento discreto de capacidad de generacién usando las
tecnologias g € G*"* [MW/unidad].

Numero de horas representadas por el espacio de tiempo ¢ durante cual-

quier periodo p [horas].
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4.1.3. Variables

GXe
UGX,

KGX, )

TX,,
KTX

psv

BX; pn
KBX; .,

Pg,n,t

DW,,

BLj

BD;,,

BCs,n,t

Expansion de capacidad en tecnologia de generacion g durante el afio p,
y construida en el nodo n [MW].

Numero de plantas generadoras construidas usando tecnologias g €
Gt en el afio p, y en el nodo n [Unidades].

Capacidad instalada y operativa de generacion tipo g al inicio del afio p,
y dentro del nodo n [MW].

Capacidad de transmision instalada en la linea v en el afio p [MW]
Capacidad operativa de transmision en la linea v hasta el afio p [MVA]
Expansion de potencia instalada de almacenamiento tipo s, en el nodo n
y periodo p [MW].

Capacidad de almacenamiento tipo s instalada y operativa en el nodo n,
al comienzo del periodo p [MW].

Cantidad de energia generada usando la tecnologia de generacién g, du-
rante el espacio de tiempo ¢ y ubicada en el nodo n [MWh]

Demanda no suministrada dentro del nodo n durante el espacio de tiem-
po t [MWh].

Diferencia de dngulos de fase entre los nodos conectados por la linea de
transmision v durante el espacio de tiempo ¢ [rad]

Nivel de carga de las baterias tipo s, en el nodo n y durante el espacio
de tiempo t [MWh].

Energia descargada desde baterias tipo s, en el nodo n y durante el espa-
cio de tiempo t [MWh]

Energia cargada en baterias tipo s, en el nodo n y durante el espacio de

tiempo ¢ [MWh].
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4.1.4. Funcion Objetivo

) 1
min )’ T (IE,, + OPE,,) (4.1)
PEP

=, ( D1 GXepaCGy + KGXy puCGL™ + )" BX,puCBLY + KBX,,,CB’ )

neN \ geG seSt

+> (TXV,,,lngzj + KTXV,ngVCT“ﬁ) 4.2)

vel

OPE, = Z wg,( Z (Z Py, (CGYM 1+ CGIM! + FEgC§02))

teT neN \ geG

+( D BD,, CBOM) + cENSDW,,n) (4.3)
seSt

La funcién objetivo del modelo (4.1) busca minimizar el valor presente de los costos
asociados al plan de expansién y operacion a lo largo del horizonte de planificacion. Esta
funcién se compone de un factor de actualizacién asociado a una tasa de descuento r %,
que actda para cada periodo p, sobre los costos anuales de inversion y operacion, los cuales
han sido agrupados en los términos /E, y OPE,, respectivamente.

IE,[US $], corresponde a la suma de los costos anualizados asociados a la inversion en
expansion de capacidad de generacion, almacenamiento y transmision, junto a los costos
fijos asociados a la operacion y mantencion (O&M) de la capacidad previamente cons-
truida de cada una de estas categorias (4.2). En esta agrupacién, GX, , ,[ MW| representa
una variable de decision que da cuenta de la cantidad de capacidad de generacion tipo g a
construir durante el periodo p, y en el nodo n, mientras que KGX, , ,[ MW] es una variable
de decision que refleja la cantidad total de capacidad ya instalada de tecnologia g en el no-
do n, y que estd disponible al comienzo del periodo p. Estas variables estdn acompafiadas
de sus costos tanto de inversién por MW expandido, y de O&M anuales fijos por MW de

capacidad existente, representados por los parametros C G;f‘p[%—suf] yC Ggix[%‘f].
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La variable de decision BX; ,,[MW] representa la cantidad de capacidad de almace-
namiento tipo s a instalar en el nodo n, durante el periodo p. Asi mismo, KBX; , ,[MW]

representa la cantidad total de capacidad de almacenamiento tipo s ya instalada en el no-

Uss
MW

do n, y que estd disponible para ser usada al comienzo del periodo p. CBEX [$22] indica
los costos de inversion asociados a la expansion de capacidad de almacenamiento tipo
s. CB i"[%—ﬁg] son los costos anuales fijos atribuibles a O&M de la capacidad tipo s ya
instalada en el nodo n.

Las variables de decision TX, ,[MW]y KTX, ,[ MW], indican respectivamente la ca-
pacidad de transmision a expandir en la linea v durante el periodo p, y la capacidad to-
tal de transmision instalada hasta el periodo p en la linea de transmision v. Finalmente,
C fo[#%n] indica el costo de inversién asociado a la expansién de capacidad y al largo
de las lineas, el cual es expresado por lg,[Km]. En cuanto a los costos de O&M anuales
asociados a la capacidad ya instalada, estos se expresan como un 8% de los costos de
expansion de capacidad de transmision.

En paralelo, la expresion OPE,[US $] corresponde a la suma de los costos de ope-
racion anualizados con relacion a las decisiones de generacion, transmisidon y almacena-
miento de energia a nivel horario (4.3). Dentro de esta expresion, wg; es el peso asociado a
cada espacio de tiempo ¢ durante un afo, y tiene como objetivo permitir modelar una serie
de tiempo predefinida a través de la ponderacion del nimero de veces que ¢ se observa
dentro del afio a representar.

P, ,..{MWh] representa la variable de decisién que determina la cantidad de energia
que se generard desde la capacidad instalada tipo g en el nodo n durante el espacio de
tiempo 7. CGo5M i CcGLH| US%] representan el costo de O&M variable y el costo
del combustible consumido por cada MWh de energia generado a través de tecnologia

Uss$

ton

g, en un periodo p. CCOZ[ | es el impuesto por tonelada de emisiones de CO, emiti-

das. FE,| /(j;’fh refleja la cantidad de toneladas de CO, que son liberadas producto de la
generacion de un MWh de energia a través de la tecnologia g. Estos ultimos dos pardme-
tros permiten calcular los impuestos a pagar en US$ por MWh generado a través de cada

tecnologia g, en el periodo p.

La variable de decisiéon BDy,, ;| MWh] representa la cantidad de energia despachada en
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MWh desde el sistema de almacenamiento tipo s, instalado en el nodo n, durante algin

Uss

: : 0&M
espacio de tiempo t. CBY*" [

] es el costo de O&M variable asociado al uso de la
tecnologia de almacenamiento tipo s. DW,, es una variable de decision que determina

la demanda no suministrada en MWh dentro del nodo n, en un espacio de tiempo ¢. Por

Uss

tltimo, el pardmetro C*VS [ 2%

| cuantifica el costo de no atender un MWh de demanda de
energia en cualquier nodo.
4.1.5. Restricciones

Restricciones: Expansion de la capacidad de generacion

Las restricciones relacionadas a decisiones de expansion de generacion se detallan a

continuacion:
GXypn = Gxggﬂ V(g,p,n) € GFX (4.4)
D (GXepn = GX, ) = KGX, Vp<LS,VgeG.Vne N (4.5)
p'eP,

KGXgp 10+ GXgpn — GXigp-r5,m) = KGXg o Vp> LS, Vge G, Vne N (4.6)
KGXg,p,n < KGrgerx VP e P, Vg S Q, Yne N (47)

GXgpn = UTUGX)" Vge G VpeP,Vne N (4.8)

&,p>n

La restriccion (4.4) fija la decision de expandir capacidad de generacién segin la
variable GX, , ,[MW]| para cada tecnologia g, nodo n y periodo p, donde el pardmetro
GX;,(;";,C,,,[M W] este definido. La restriccion (4.5) define la capacidad instalada de genera-
cién tipo g, al comienzo de cada periodo p, a través de la variable KGX, ,,[MW], con-
siderando retiros de capacidad previamente definidos segtin el pardmetro GX;°, ,[MW].
La restriccién (4.6), de forma similar a la restriccion (4.5), define la capacidad operativa
de generacion considerando retiros de capacidad, sin embargo, esta restriccion considera

no solo retiros predefinidos, sino que también aquellos retiros de capacidad producto del

agotamiento de la vida ttil LS ,[afios]| de la capacidad instalada durante el horizonte de
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planificacion (Heuberger et al., 2017). La restriccion (4.7) define la maxima capacidad
posible a ser instalada en cada nodo, para cada tipo de tecnologia de generacidn, lo que

limita la capacidad operativa a instalar alli, segtin el pardmetro KGY*[MW]. Finalmente,

la restriccion (4.8) da cuenta de que los aumentos de capacidad para tecnologias indexadas

por el conjunto G""" est4n limitados a aumentos de capacidad discretos en proporcién al

MW
unidad

tamano de planta especificado por UgGX [ | para cada tecnologia g perteneciente al con-

junto G“"*, configurando asf a la variable de decisién U GX;’f;,n[unidades] que representa

al ndmero de plantas de generacion tipo g a instalar.

Restricciones: Expansion de la capacidad de Transmision

Las restricciones relacionadas a decisiones de expansion de transmision se detallan a

continuacion:
Xy, = TX,{,I:C Y(p,v) e TFX (4.9)
TXo, = KTX,, Yve L (4.10)
TXp,v + KTXp—l,v = KTXp,v Vp>0eP,Vve L “4.11)
KTX,, < KTX;" VpeP, Vve L 4.12)

La restriccion (4.9) fija la decision de expandir la capacidad de transmision segun la
variable TX,,,[MW] para cada linea v y periodo p, donde el pardmetro TX,]:ff [MW] este
definido. Las restricciones (4.10) y (4.11) definen la capacidad operativa de transmisién en
MW al comienzo de cada periodo p y en cada linea v, a través de la variable de decision
K TX,,,V[M W], que, a su vez, es determinada por las decisiones previas acumuladas de
instalacion de capacidad definidas por la variable TX,, ,[MW]. Por iltimo, la restriccion
(4.12) limita la capacidad maxima de transmision operativa que es posible de mantener en

cada linea v, determinada por el pardmetro KT X"*| MW |.
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Restricciones: Expansion de la capacidad de Almacenamiento

Las restricciones relacionadas a decisiones de expansion de capacidad de almacena-

miento se detallan a continuacion:

BX,,, = BX[", V(s, p,n) € BFX (4.13)
BX;0, = KBX0, VseS,Vne N (4.14)
BX, .+ KBX,, 1, = KBX; ., VseS,¥p>0eP Vne N (4.15)
KBX,,, < KB VseS,VpeP,Vne N (4.16)

La restriccion (4.13) hace referencia a los aumentos de capacidad de almacenamiento

predefinidos de acuerdo al pardmetro BX!™

8,pin

[MW],y que restringen a la variable BX, , ,[ MW ]|
para cada tecnologia de almacenamiento s, periodo p y nodo n en donde BXS,’;,,L[M W] esté
definido. Las restricciones (4.14) y (4.15) definen a la variable KBX, , ,[ MW], es decir, la
capacidad de almacenamiento operativa tipo s al comienzo de cada periodo p y ubicada
en el nodo n, de acuerdo con las decisiones de expansion previas correspondientes a la va-
riable BX , ,[ MW]. Por tltimo, la restriccion (4.16) limita la capacidad operativa maxima

tipo s posible a instalar en cada nodo 7, segiin el pardmetro KB7'5*[MW].

Restricciones: Operacion del sistema de generacion

Las restricciones relacionadas a decisiones de generacion de energia se detallan a con-

tinuacion:
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Pyni < GAVKGX, Ve T, VpeP Nge G . VYne N (4.17)
Py, < KGX, ), Vie T, VpeP,VgeG"™" Vne N (4.18)
Pyni— Pgpi1 < RampngGXg,p,n Vi>0eT,VpeP,Vne N,Vge G (4.19)

Pyni-1 = Pony < Ramp?"KGX, ., Vi>0eT,VpeP,Vne NVge G (4.20)

D0 > P <o ) load,, VieT (421

g€G™ neN neN

La restriccion (4.17) atiende a la limitante relacionada a la disponibilidad de recursos
naturales para las tecnologias de generacién g indexadas por el subconjunto G™. Esta
limita la cantidad mdxima de energia posible de despachar P, ,,, en funcién de su capacidad

instalada operativa KGX, ,,, y el porcentaje maximo de uso que puede utilizar de esta,

CAP
Gg,t,n

determinado por su factor de capacidad [ %], que dependera de la disponibilidad del
recurso natural correspondiente a la tecnologia g, en el nodo n, en cada espacio de tiempo
t. El cdlculo de este parametro se comenta en mayor detalle en la seccion 4.1.6.

Para el resto de las tecnologias de generacion g, es decir, aquellas pertenecientes al
conjunto G"", la cantidad de energia posible a despachar sé6lo estd limitada por la ca-
pacidad de generacién instalada en cada nodo segin KGX, ,, (4.18). Por otro lado, las
restricciones (4.19) y (4.20) hacen referencia a las limitantes técnicas de rampa tanto de
subida, como de bajada con las que cuenten las distintas tecnologias, donde Ramp"?| %] y
Ramp™| %] representan, como un porcentaje de la capacidad de generacién instalada total
KGX, ,,, €l cambio maximo que pueda existir en la cantidad de energia que se esté su-
ministrando al sistema entre un espacio de tiempo y otro. Finalmente, la restriccion (4.21)
hace referencia a la limitante de penetracion de energia renovable con respecto al total de
energia despachada por la red, a través del pardametro o[ %], que representa el porcenta-
je maximo de energia renovable que es posible de suministrar al sistema con respecto al
total de la demanda que se busca satisfacer en cada espacio de tiempo ¢, con el propdsito
de asegurar la estabilidad del sistema (EirGrid, 2018; Fanglei et al., 2020; Johnson et al.,
2020).
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Restricciones: Operacion del sistema de Transmision

Las restricciones relacionadas a decisiones de transmision de energia se detallan a

continuacion:

2ge Pt + Zjeiimer) BimOim .S o=
Zje{(n,j)eﬂ B, )0 jsS 0+ = load,, VieT,,VpeP,Vne N (4.22)

ZseSt (BDs,n,t - Bcs,n,t) T DWn,t

— KTX,, < B,6uySo < KTX,, Vve LVteT (4.23)

La restriccion (4.22) modela el balance de energia dentro de cada nodo n. Donde
2.geg Pgns simboliza la energia total en MWh generada dentro de este. 3 ie(jmer) Biim O .S o
Y 2jelnjes) Bn.jpOm.p.sS o representan la cantidad de energia en MWh importada y expor-
tada desde y hacia n, respectivamente, donde By | p.u.] es la susceptancia de la linea que
va desde el nodo j al nodo n. 6, ;,,[rad] es una variable de decisién que representa la dife-
rencia de dngulos de fase de los voltajes entre los nodos ny j, y S es la potencia base del
sistema eléctrico, medida en MV A. Cabe notar que lo anterior es resultado de simplificar
la red eléctrica asumiendo un flujo DC, en lugar de AC segun lo estipulado en Bergh et al.
(2014).

El termino BD;,; — BC,,, representa la cantidad de energia neta en MWh descargada
o cargada, segun corresponda, desde o hacia los sistemas de almacenamiento instalados
en el nodo n segtn las variables de decision BD;,,,|MWHh], en el caso de la descarga, y
BCj,,,[MWh] para el caso de carga de energia en cada nodo n, tecnologia de almacena-
miento s y espacio de tiempo f.

Por tultimo, load,,, es 1a demanda local en MWh que debe atender el nodo n durante ca-
da espacio de tiempo 7. Mientras que DW, ,[M W] es una variable de decisién que permite
balancear la ecuacion en caso de que no se logre suministrar completamente la demanda
del nodo, a cambio del pago de una multa o un alto costo por esta energia que no pudo ser

suministrada por el sistema.
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La restriccion (4.23) hace referencia a la maxima potencia eléctrica que puede circular
a través de la linea v, que, a su vez, estd limitada a la capacidad operativa instalada en
ella segtn la variable KTX,,,[MW]. Cabe destacar que esta restriccion aplica en ambas

direcciones del paso de energia a través de la linea v.

Restricciones: Operacion sistema de Almacenamiento

Las restricciones relacionadas a decisiones de almacenamiento de energia se detallan

a continuacion:

BC;,, < KBX,,, VseS,Vne NVteT (4.24)
BD,,; < KBX;, VseS,Vne N,YteT (4.25)
BL;, ;1 +St!BC,,— BD;,, = BL;,, VseS,Vne N,VteT (4.26)
BL,,, < St*"KBX;,, VseS,Yne NVteT,VpeP (4.27)

Las restricciones (4.24) y (4.25) representan los limites de la energia, en MWh, que los
sistemas de almacenamiento instalados son capaces de extraer o entregar a la red segun
las variables de decision BC;,, y BD;,,;, las cuales son limitadas por la capacidad de
almacenamiento operativa instalada en cada nodo, definida por KBXj , ,,.

La restriccion (4.26) modela el balance de energia al interior de los sistemas de alma-
cenamiento tipo s en cada nodo donde exista capacidad instalada de estos. La variable de
desicion BL; ,, da cuenta del nivel de energia almacenada en MWh hasta el fin del periodo
t, para cada nodo n que posea capacidad de almacenamiento tipo s. La cantidad de energia
almacenada puede aumentar a través de la variable de decisién BCj,;, que determina la
cantidad de energia que se extraerd del sistema en MWh, considerando que existen pér-
didas relacionadas a la eficiencia de cada tecnologia s, las cuales son determinadas por
el pardmetro S 7| %], el cual indica que s6lo un porcentaje del total de la energia que
se extrae de la red lograra ser almacenada. Por otro lado, la variable de decision BD;,,,
representa la descarga de energia en MWh desde el almacenamiento tipo s hacia la red.

Por tltimo, la restriccion (4.27) determina la cantidad méxima de energia en MWh

®¥  Universidad Técnica Federico Santa Marfa, Departamento de Industrias 27



4.1. MODELO PROPUESTO

posible de almacenar a través de la variable BL;,,, la cual es modelada como la multipli-
cacion de la capacidad de almacenamiento instalada KBX;, ,[MW], por la capacidad de

retener energia en el tiempo de cada tecnologia tipo s, segin el pardmetro S t“°[Horas).

4.1.6. Modelos de generacion

Como se puede apreciar en la ecuacion (4.17) de la seccion anterior, el pardmetro

GCAP

ons Permite cuantificar el porcentaje utilizable de la capacidad de generacion instalada

tipo g perteneciente al conjunto de tecnologias renovables G™, y el valor de este se puede
obtener directamente a través de fuentes de informacién de uso publico, para diferentes
zonas geograficas y tecnologias de generacion, o puede ser calculado a través de modelos
de generacion implementados internamente dentro del modelo de expansion, como es el

caso propuesto a continuacion:

Generacion Edlica

Para la generacion edlica, se propone utilizar un modelo de generacién que utiliza co-
mo input principal una serie de tiempo V;,[*] que contiene la velocidad del viento para
cada zona n y espacio de tiempo ¢ de interés para el estudio, la cual se introduce a una
funcién que calcula, considerando pardmetros técnicos de una turbina previamente iden-
tificada, la potencia P(V,,,)|[ MW] que podria ser capaz de generar aquella turbina con las
condiciones de viento introducidas. Luego, esta potencia tedrica se divide por la poten-

cia nominal P,,,[MW] que podria desarrollar en condiciones ideales, como describe la

CAP
wind,n,t

ecuacion (4.28), y se obtiene un factor numérico G [ %] que es igual al porcentaje de
la potencia instalada total que efectivamente podria generar la turbina, en las condiciones
de viento identificadas para el nodo n y cada espacio de tiempo ¢ de interés. El modelo

completo utilizado se puede encontrar en el anexo A.2.

GCAP _ P( Vt,n)

wind,n,t — P
nom

% (4.28)
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Generacion Fotovoltaica

De forma similar al caso de generacion edlica, se propone utilizar un modelo de gene-

racion fotovoltaica (PV, por su nombre en inglés) para el calculo del factor de capacidad

CAP

correspondiente G\ .

El input necesario para este cdlculo, es una serie de tiempo para

cada nodo n que comprenda los espacios de tiempo ¢ de interés para el estudio, y que con-
kWh
m2da

kWh
m2da

kWh

tenga la informacién de radiacién global Glb, [~ ], radiacion directa Dir, [~ ], radia-

cién difusa Dif, ,[ X% ], radiacién reflejada S ct, [

m?da

], y velocidad de viento a baja altura
Vin[%]. Esta informacién es introducida a la funcién (4.29), que en base a la informacién
técnica de un panel PV predefinido, calcula la potencia P(Glb, ,, Dir, ,, Dif; ,, S ct, n, Vi) )|[ kW]
posible a generar, dados los pardmetros introducidos para la radiacién solar y velocidad del
viento en cada nodo n y espacio de tiempo ¢. Luego, este valor es dividido por la potencia
nominal P,,,,[kW] que es capaz de generar dicho panel en condiciones ideales, obteniendo
un factor que relaciona la capacidad de generacion eléctrica del panel bajo las condiciones
climdticas introducidas, con respecto a la potencia nominal de este mismo, y logrando asi

calcular Ggff | %]. El modelo completo utilizado se puede encontrar en el anexo A.3.

CAP P(Glbt,n’ Dirt,n’ Diﬁ,n’ S crt,n» Vt,n)
GPV,n,t = P %

(4.29)

Generacion Hidraulica de pasada (RoR)

De forma similar a los modelos presentados anteriormente, a continuacion se comenta

GCAP

la metodologia simplificada para el calculo de Gy, .,

correspondiente al factor de capa-
cidad para la tecnologia de generacion hidraulica de pasada (abreviada hidro). Este modelo
utiliza como Unico input una serie de tiempo con informacién del caudal de agua Q,,,,[’"TB]
disponible en los nodos n y espacios de tiempo ¢ de interés. Esta informacién es introdu-
cida a la funcién (4.30), la cual calcula, en base a la informacién técnica de una turbina
hidrdulica predeterminada, la potencia P(Q,,)[kW] que podria generar en las condiciones
de caudal provistas. En paralelo, también se calcula la potencia nominal P,,,,[kW] que

genera aquella turbina en condiciones ideales. La divisién de ambas cantidades, segtin la

ecuacion (4.30), permite calcular G337 [ %]. El modelo completo propuesto se puede
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encontrar en el anexo A.4.

P(Q1n
Gl ot = I()Q“ g (4.30)

4.2. Caso de estudio

La siguiente seccidn se basa en el modelo presentado en la seccion 4.1, y detalla las

caracteristicas del caso de estudio propuesto, junto a los escenarios a analizar.

4.2.1. Demanda Eléctrica

Lared eléctrica a estudiar se basa en el sistema IEEE-39 bus "New England", el cual es
un sistema eléctrico de 39 nodos, y 46 lineas de transmisién, como muestra la figura 4.1,

el cual es ampliamente utilizado para simulacién de redes eléctricas (Athay et al., 1979;

MATPOWER, 2015; Pai, 1989).

2 v Z l 38
18 [ 1 l 2%

T A
6 12 19 23
2 13 |
2
8 v 11 0 - 3&—
9 v 31 10 3 e @

@l 322(3): ©) G

Figura 4.1: Diagrama de la red de nodos y generadores del sistema IEEE 39 bus.
Fuente: Jin et al. (2019)
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Se considerard a cada nodo como un foco de demanda caracterizado por n, y que tie-
ne una demanda horaria definida por el parametro load, ,[MWHh] para cada hora de un
horizonte de planificacion de 20 afios. Este pardmetro se definird basdndose en las cargas
puntuales que describe el sistema IEEE-39 bus en su hoja técnica, en la cual se describe un
valor de demanda estatica para cada uno de sus 39 nodos (dy, . . . , d39) segin MATPOWER
(2015) (ver detalle en A.1). Ademads, se enriquece esta data agregandole variabilidad intra-
dia para cada hora, y se ajusta sobre ella el perfil de demanda horaria agregada del sistema
eléctrico nacional (SEN) durante el afio 2020, disponible en Coordinador Eléctrico Nacio-
nal. Este perfil de demanda es representado por los valores Dy, ..., Dg74 correspondientes
a cada hora, de un ano de 365 dias. El detalle del calculo matricial realizado para el ajuste
del perfil de demandas SEN sobre las cargas puntuales del IEEE-39 se puede encontrar el
anexo A.5.

Debido a la complejidad computacional que implica considerar cada una de las horas
de cada afio del horizonte de planificacion, es que para este estudio se ha determinado
utilizar dias representativos para facilitar esto. En particular, se utilizardn cuatro dias para

simular cada afio, es decir 96 horas, y se asigna el pardmetro wg como el equivalente a

8760
96

para cada una de ellas.

Los dias a representar se eligieron usando el perfil de demandas 2020 del SEN, y se
apunt6 a que que los dias seleccionados pudiesen poner a prueba el funcionamiento del
modelo ante diferentes condiciones de demanda intradia, es por ello que los cuatro dias
seleccionados se eligieron teniendo en cuenta esto y se buscd: el dia con mayor varianza
intradia en su demanda horaria, el dia con mayor demanda agregada total, el dia con menor
demanda agregada total, y el dia con el mayor peak horario de demanda del afio.

Se considera al perfil de demandas SEN como la serie D a Dgy¢ caracterizando cada

J

hora de un afo, y, de forma auxiliar, se define k{ hasta &,

como el conjunto de horas
pertenecientes a cada dia k/, que a su vez pertenece al conjunto J, el cual contiene los dias
1 a 365. Luego, a continuacion, se detallan los calculos realizados para obtener cada dia

representativo:
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;i L
Zii{ (Di — X5, Dil 24)?
24 -1

Vje {1,...,365}} (4.31)

max {Z D, Vje {1,...,365}} (4.32)

D, Vje {1,...,365}} (4.33)

mix {méx (Dy, ... Dy o mix {Dys, . Dgss|  Vjedl, ... 365}} (4.34)

= Para buscar el dia con mayor varianza en su demanda intradia, se calcula la varianza
entre de las demandas diarias D; pertenecientes a cada dia k/ y se separa el valor
maximo del conjunto resultante segin (4.31), el cual corresponde al dia 2 del afio

en estudio, es decir, 02/Enero.

= Para el caso del dia con mayor demanda agregada en un solo dia, se calcula la suma
de las demandas horarias intradfa, para cada dia k/, y luego se busca el maximo
valor dentro del conjunto resultante segtin (4.32). El resultado corresponde a k2%,

que corresponde a 28/Enero.

= Para el dia con menor demanda agregada del afio, el proceso es similar al anterior,
en este, se extrae el minimo del conjunto de sumas como muestra (4.33). El cual

corresponde al dia 262, es decir 19/Septiembre.

= Por dltimo, el dia donde existe el mayor peak de demanda se calcula a través de la
biisqueda del maximo valor de entre las demandas intradfa, para cada dia k/, como
muestra (4.34). Luego, se calcula el valor mas alto dentro del conjunto resultante.
Asi, se obtiene que el mayor peak de demanda horaria en el afio fue durante en la

hora 8664, que pertenece al dia 28/Diciembre.

Como paso final en el célculo del pardmetro de demanda load, ,[MWh], una vez se

obtienen los dias representativos y sus respectivas demandas horarias, estos s6lo repre-
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sentarian el perfil de demanda para el afio base, y es por esto que se utiliza un factor de
escalamiento que da cuenta del aumento anual esperado en la demanda eléctrica del sis-
tema, RC’”“d[ %], que en este caso tiene un valor de 2.38 % anual, obtenido desde CNE
(2020b), y que busca proyectar la demanda para el resto del horizonte de planificacion
como muestra la expresion (4.35), donde para cada valor de demanda d,,, durante el afio
base, se calcula su valor proyectado load,, para cada hora, de cada nodo y durante cada
aflo. Notando que en el caso propuesto, se entendera que los periodos p, serdn trabajados

como afios, y los espacios de tiempo ¢, como horas.

load,, = d,,(1 + p-RC")  VpeP VneN (4.35)

. 2021

o

Demanda anual en cada nodo [GWh]
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Figura 4.2: Demandas anuales en cada nodo para el afio 2021. Fuente: Elaboracién propia.
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Figura 4.3: Perfil de demanda horaria agregada para toda la red durante el afio base considerando
dias representativos seleccionados. Fuente: Elaboracién propia.
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Como resultado del proceso anterior, en la figura 4.2 se muestra la demanda anual para
cada nodo de lared, y en la figura 4.3 se muestra el perfil de demanda total para cada hora

durante el mismo periodo.

4.2.2. Transmision

El sistema de transmision se basa en las 46 lineas existentes para la red [IEEE-39, donde
no se construirdn nuevas lineas, pero si se podrdn expandir las lineas ya existentes. Esto
se configura a través del pardmetro TX{, i‘,x, fijando la instalacién de las capacidades base
especificadas en la hoja técnica del sistema (segun A.3) durante el periodo 0. En cuanto
a su expansion, el costo de expandir la capacidad de transmisién de cualquier linea es
de $2,437.02 [USD/MW - Km] (NREL, 2021) y los costos fijos asociados a mantenerlas
operativas es 8 = 3 % del costo de inversion. Por ultimo, se ha determinado que K7,
es decir la mdxima capacidad posible a expandir en cada tramo de linea sea el doble de su
capacidad por defecto durante el comienzo del horizonte de planificacién como hicieron
en el trabajo de Pineda y Morales (2018), y el largo de cada linea es calculado en base a

su reactancia base segtn las estimaciones hechas por el equipo de PSCAD (2018).

4.2.3. Generacion

Las tecnologias de generacion y sus capacidades instaladas iniciales para el caso en
estudio son las indicadas en la hoja técnica del sistema IEEE-39, el cual cuenta con una
potencia instalada de 6297.871 MW, distribuida a través de distintos generadores ubica-
dos entre los nodos 30 a 39. Las tecnologias elegidas para representar cada uno de estos
generadores se indica en la tabla 4.3. En cuanto al portafolio de tecnologias de genera-
cién disponibles para la expansion del sistema, se pretende analizar la expansién de la red
a través de plantas de energia nuclear, capacidad hidroeléctrica de pasada (Hidro RoR),
centrales de turbina de gas de ciclo combinado (CCGT), centrales de turbina gas/petréleo
de ciclo abierto (OCGT), centrales termoeléctricas a carbon, paneles fotovoltaicos y tur-
binas edlicas on-shore. Cabe destacar que para el sistema IEEE-39, el nodo 39 representa

la interconexidn con otros sistemas eléctricos cercanos, y este fue modelado a basdndose
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en una central a carbon con altas emisiones CO, (referida en este trabajo como ’Carbén
extra’). Ademads, en cuanto a la posible expansion de capacidad a lo largo de la red, se
destacan dos supuestos importantes, el primero es que, dadas las condiciones especiales
del nodo 39, no se podrd ni expandir su capacidad ya instalada, ni instalar algtn otro tipo
de tecnologia en €I, el segundo es que, dado que la generacion hidrdulica necesita de con-
diciones geograficas muy especificas para poder instalarse de forma adecuada, se ha hecho
el supuesto de que esta solo podrd ser expandida en la forma de aumentos de capacidad
por sobre la ya instalada por defecto en el nodo 30, sin poder hacer lo mismo en ningin

otro nodo.

Tabla 4.3: Caracteristicas de los generadores por defecto y tecnologias elegidas para representar
el sistema IEEE-39. Fuente: MATPOWER (2015)

# Nodo Tipo Tecnologia Potencia [MW]
1 30 hydro Hidro RoR 250

2 31 nukeO1 Nuclear 677.871
3 32 nuke02 Nuclear 650

4 33 fossil02 Carbon 632

5 34 fossilO1 CCGT 508

6 35 nuke03 Nuclear 650

7 36 fossil04 OCGT (gas/petroleo) 560

8 37 nuke04 Nuclear 540

9 38 nuke05 Nuclear 830
10 39 interconnection Carbon extra 1000

Las caracteristicas de estas tecnologias se detallan en las tablas 4.4 y 4.5 junto a sus
costos de expansion CG;f‘p [MMUSD/MW], de O&M fijos C Ggix [MMUSD/MW-ano] y
variables C GgO&M [USD/MWHh], sus costos relacionados a consumo de combustible C Ggf;fl
[USD/MWh], consumo calorifico h, [MMBtu/MWh], y cantidad de emisiones CO, por
MWh generado, simbolizado por FE,. Estos datos fueron extraidos desde CNE (2020a);
EIA (2020,0); LAZARD (2021a); NREL (2021) y se ha usado el promedio de ellos como
base para el caso propuesto (el detalle de los distintos valores encontrados en la bibliogra-
fia se puede encontrar en el anexo A.7). Para el caso de la tecnologia ‘Carbén extra’, esta

se basa en los datos de la tecnologia ‘Existing Coal Operating” disponible en LAZARD
(2021a).
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Tabla 4.4: Tabla resumen de costos base relacionados al portafolio de tecnologias disponibles.
Fuente: Elaboracion propia

Tecnologia CGy, MMUSD/MW CG;iX MMUSD/MW -afio CGg&M USD/MWh  FE, [ton CO2/MWh] CGQ;,” [USD/MWh]

Nuclear 8.297 0.132 3.31 0.000 8.886
Coal 3.862 0.058 4.97 0.813 13.725
Hidro RoR 4.194 0.037 1.35 0.000 0.000
OCGT 0.771 0.015 4.44 0.518 87.457
CCGT 0.987 0.018 3.11 0.334 21.965
Wind 1.364 0.029 0.00 0.000 0.000
PV 1.043 0.015 0.00 0.000 0.000
Interconexion 0.000 0.030 8.30 1.050 17.255

Tabla 4.5: Tabla resumen de pardmetros de operacion para el portafolio de tecnologias
disponibles. Fuente: Elaboracién propia

Tecnologia LS, [afios] Rampy” Rampgw FE, [ton CO2/MWh] US* [MW] h, [MMBtu/MWh]

Nuclear 40 15 % 15 % 0.000 2200 10.45
Coal 40 15 % 15 % 0.813 600 9.47
Hidro RoR 50 100 % 100 % 0.000 - -
OCGT 20 50 % 50 % 0.518 237 9.24
CCGT 20 30% 30% 0.334 550 6.37
Wind 20 100 % 100 % 0.000 - -
PV 20 100 % 100 % 0.000 - -
Interconexién 40 15 % 15 % 1.050 600 11.9

Este estudio considera el desarrollo tecnoldgico a través del horizonte de planificacion,
lo que implica la posibilidad de que los costos de inversion para las distintas tecnologias
varien en el tiempo. En este caso, se usaron las proyecciones de un futuro con innovacién
moderada (Moderate Technology Innovation Scenario) para los cambios en los costos de
las diferentes tecnologias segun NREL (2021). En la figura 4.4(a), se muestran los cam-
bios en los costos de capital proyectados para la expansion de capacidad para cada afio del
horizonte de planificacién como porcentaje de los costos base del afio 2021. Se prevé que
la tecnologia que mds disminuird sus costos es la fotovoltaica, luego le sigue la edlica que,
para el afio 2040, se proyecta que sus costos sean casi un 55 % y un 65 % de sus costos
base, respectivamente. Este estudio también considera el cambio previsto en los costos de

combustibles que utilizan las tecnologias de generacién no renovable, considerando las
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proyecciones de IEA (2021), EIA (2019) y NREL (2021), en la figura 4.4(b) se muestran
los costos de combustible por millén de Btu previstos para el periodo 2021-2040. Por ulti-
mo, el caso propuesto propone utilizar una tasa de descuento del 8.9 %, que es la utilizada

por el NREL (2021) para las evaluaciones econdmicas de sus proyectos energéticos.
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Figura 4.4: Cambios en costos de inversién como porcentaje de los costos base (a) y costos por
MBtu de combustible (b) a lo largo del horizonte de planificacién.
Fuente: Elaboracién Propia

4.2.4. Tecnologias de Generacion renovables

Como se comenté en la seccion 4.1.6, la capacidad de generacién para tecnologias

basadas en fuentes renovables estd sujeta a la disponibilidad de recursos naturales y esto

CAP

se plasma dentro del modelo propuesto a través del parametro G,

el cual restringe la
potencia mixima posible a utilizar para despachar energia con respecto a la capacidad total
instalada para tecnologias de generacion renovable. Dicho parametro puede ser incluido en
el modelo directamente en caso de contar con las fuentes de informacién necesarias para
ello, o se puede calcular en base a modelos de generacidn especificos para cada tecnologia.
Este dltimo es el enfoque utilizado para el caso de estudio propuesto, el cual considera
modelos de generacion renovable para cada tecnologia, integrando informacion geografica
real para el calculo de Ggﬁf . Las tecnologias renovables, ademas de estar limitadas a la
disponibilidad de los recursos naturales, se propone también considerar la existencia de
una cuota de penetraciéon méaxima de energia renovable en el despacho de energia, o de

40 %, de a cuerdo con el trabajo de Fanglei er al. (2020), donde logran un sistema de
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potencia de frecuencia estable utilizando aquel porcentaje.

Generacion Eélica

La generacién edlica se modelard segtn lo descrito en 4.28, utilizando como informa-
cién de entrada las mediciones de CNE/GTZ (2019) durante el afio 2019 en una torre a
110mt de altura en la zona de Taltal, Chile (ver 4.5) y se hace el supuesto de que este perfil

de viento es el mismo para todos los nodos del sistema.

Figura 4.5: Vista satelital de la zona de Taltal donde se emplaza la torre con el anemémetro que
toma las mediciones de viento. Fuente: DGF (2019)

Generacion Fotovoltaica

Para el caso de la generacion fotovoltaica (PV), esta se modelard segin lo descrito
en 4.29, donde se utilizard informacion geografica de la ciudad de Los Andes (ver 4.6)
durante el afio 2016 incluyendo mediciones de radiacién global, directa, difusa, reflejada
y velocidad del viento como input de la funcion que calcula la potencia generada por el
sistema de paneles que este modelo representa. Nuevamente se toma como supuesto que

las caracteristicas solares de esta zona se dan de forma similar para el resto de los nodos.
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(a) Vista de relieve. (b) Vista satelital.

Figura 4.6: Vista de relieve (a) y satelital (b) de los Andes. Fuente: Google (2021b)

Generacion Hidraulica de pasada (RoR)

Por tltimo, para el caso de la generacion de potencia de tipo hidrdulica de pasada,
esta se modelard segin lo expuesto en 4.30, donde la data de entrada corresponderd a
mediciones de caudal promedio entre los afios entre 2016 y 2019 cercano a la zona de
la unién de los cauces del rio Biobio y Pangue, en la regioén del Biobio, Chile (ver 4.7)

obtenidos desde DGA (2019).

(a) Vista de relieve. (b) Vista satelital.

Figura 4.7: Vista de relieve y satelital de la zona del rio Biobio en su desembocadura Pangue.
Fuente: Google (2021a)
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Factores de capacidad resultantes

Los resultados del cdlculo de factores de capacidad usando la metodologia descrita
en 4.1.6, junto a la informacién antes detallada, se puede ver en la figura 4.8 donde se
han graficado los factores de capacidad de las tecnologias renovables para cada hora del
afio base. Considerando ademads, que estos factores seran iguales en cada nodo y afio del

horizonte de planificacion.
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Figura 4.8: Factores de capacidad obtenidos en base a los modelos de generacién renovable
presentados en conjunto con data real correspondiente a los dias elegidos en 4.2.1.
Fuente: Elaboracién propia.

4.2.5. Almacenamiento

El caso propuesto solamente considera la opcidn de instalar capacidad de almacena-
miento de energia a través de baterias de litio (Li-Ion) con la intencién de brindar mayor
flexibilidad en la operacion al sistema. Los costos asociados a la instalaciéon CS Tfl’f , COS-
tos de O&M fijos CST{5 y variables CS TOHM de esta tecnologia se detallan en la tabla
4.6 y fueron considerados como el promedio de los datos indicados en los trabajos de
EIA (2021a); NREL (2021); PNNL (2019), excepto para el caso de los costos variables de
operacién y mantenimiento, ya que al considerar costos fijos mds altos indicados en EIA
(2021a) y NREL (2021), se trabaja bajo el supuesto de que estos ya incluyen el asegu-
ramiento del correcto funcionamiento de las baterias durante su vida util y, por ende, ya

incluye los costos variables relacionados a la operacion del sistema en cada ciclo de carga

y descarga (Cole et al., 2021). En el anexo A.7 se puede encontrar mayor detalle de los
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costos asociados disponibles en la literatura utilizada.

Tabla 4.6: Tabla resumen de costos y pardmetros de operacién para el sistema de almacenamiento
de energia. Fuente: Elaboracién propia.

Pardametro Unidad Li-Ion
CS Tfl’f [MMUSD/MW] 1.468
CS Tﬁf if [MMUSD/MW -afio] 0.024
CS T‘fl‘f‘M [USD/MWh] 0.00
ST [ %] 0.86
STEP [hrs] 4

De forma similar a las tecnologias de generacion, se pretende incluir el potencial de-
sarrollo tecnoldgico de las tecnologias de almacenamiento a través de integrar al modelo
el cambio esperado en los costos de capital asociados a estas. En este caso, como se ve en
la figura 4.9, se espera que para el afio 2040 las baterias de litio cuesten casi un 55 % de

su costo base al afio 2021 segun las proyecciones de NREL (2021).
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Figura 4.9: Cambio en el costo de inversidn para tecnologias de almacenamiento como
porcentaje de sus costos base. Fuente: Elaboracién propia.

4.2.6. Politicas Medioambientales y escenarios propuestos

El modelo en estudio considera el impacto de medidas gubernamentales para reducir
las emisiones de GEI a través de un impuesto directo a las emisiones de CO, por tonelada
generada. Actualmente, en Chile este impuesto es de 5 USD/ton (Garcia Bernal, 2018),

y segun las proyecciones de IEA (2021) en su escenario de politicas anunciadas (Stated
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Policies) que toman en consideracion los esquemas de fijacion de precios de carbono exis-
tentes o ya anunciados, se prevé que Chile debiese adoptar un costo de 8 USD/ton para el
afio 2025, y de 20 USD/ton para el afio 2040, mientras que en Europa, para el afio 2025,
debiese ser en promedio de 34 USD/ton y para el afio 2040, de 52 USD/ton. El estudio
también indica un escenario de "Desarrollo sustentable"(DS) que indica que para el afio
2025, este impuesto debiese ser de 63 USD/ton y de 140 USD/ton para el afio 2040, y
busca hacer referencia a un escenario donde los paises desarrollados se comprometen en
el corto plazo a cumplir con las metas de reduccién de emisiones a nivel internacional.

Tabla 4.7: Proyecciones de costo del impuesto a emisiones CO; por tonelada. Fuente: [EA (2021)

Escenario 2025[USD/tCO,] 2040 [USD/tCO,]
Chile 8 20
Europa 32 52
Desarrollo Sustentable 63 140
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Figura 4.10: Proyecciones de costo del impuesto a emisiones CO, para cada escenario.
Fuente: Elaboracién propia.

Para este estudio se analizardn estos tres escenarios de forma independiente, los cuales
comienzan con un impuesto de 5 USD/ton hasta el afio 2025, y adoptan el valor inicial
correspondiente al escenario chileno, europeo o de desarrollo sustentable (como muestra
la tabla 4.7), aumentando linealmente afio a afio hasta llegar a la meta 2040 de cada uno
de estos, como muestra la figura 4.10, y asi generando tres escenarios con los mismos
nombres, de aqui en mas Chile, Europa y Desarrollo sustentable, abreviado DS. El costo
total de cada plan, a lo largo del horizonte de planificacion, serd descontado con una tasa
de descuento del 8.9 %, similar a la que usa NREL (2021) en sus modelos de evaluacién

financiera para proyectos energéticos.
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5 Analisis de resultados

La siguiente seccion presenta los resultados de resolver el modelo propuesto en la
seccion 4.1 para todos sus escenarios, considerando los valores de entrada detallados en la

seccion 4.2.

5.1. Costos totales

Se resuelve el modelo descrito en las secciones 4.1 y 4.2 con sus tres escenarios usando
la plataforma Pyomo, y el solver comercial Gurobi 9.5.0, en un computador de escritorio
con procesador de 4.2GHz, 4 nicleos y 24GB de RAM.

Se define, ademads, que la tolerancia de convergencia de optimalidad sea del 1 %, en
busca de, potencialmente, disminuir los tiempos de resolucion del problema, los cuales,
son de tres horas en promedio para cualquiera de sus escenarios.

La tabla 5.1 describe el costo total de cada plan, junto a la descomposicién por tipo
de costo e inversion implicada en expansion de capacidad de generacion, transmision y
almacenamiento, también incluye costos fijos y variables de O&M, junto a impuestos re-
lacionados a emisiones CO,, consumo de combustible y demanda no suministrada. Cabe
notar que los costos relacionados a las inversiones, tanto en tecnologia como en transmi-
sién eléctrica, previamente definidas y operativas previo al primer periodo del horizonte
de planificacion (2021), estan consideradas dentro del costo total del plan, sin embargo, se
hace la distincion en el cuadro resumen de separar estos costos al incluir la palabra ‘base’
en su nombre.

Como resultado principal del andlisis de costos, se observa que los planes que con-

sideran impuestos a las emisiones de carbono mds altos (leoz), en este caso, Europa y
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Tabla 5.1: Descomposicién por tipo de costo/inversion a lo largo del horizonte de planificacién
para los distintos escenarios propuestos (en millones de USD). Fuente: Elaboracién propia.

Escenario

Item Unidad Chile  Europa DS
Inv. Generacion base [10° US$] 32,198.7 32,198.7 32,198.7
Inv. Transmisién base [10°US$] 1,637.8 1,637.8 1,637.8
Inv. Generacién [10° US$] 2,692.8 3,219.3 4,163.7
Inv. Transmision [10° US$] 7.4 7.4 12.7
Inv. Almacenamiento [10° US$] 13.0 102.6 -
Costos O&M fijos Generacion [10° US$] 5,329.5 54235 5,587.8
Costos O&M fijos Transmision [10° US$] 493.6 493.9 494.9
Costos O&M fijos Almacenamiento [10° US$] 2.1 9.8 -
Costos O&M Variables Generacion [10° US$] 11,8289 11,7465 1,682.0
Costos O&M Variables Almacenamiento [10° US$] - - -
Impuestos CO2 [10° US$] 1,038.5 2,470.9 4,714.6
Costos de combustible [10° US$] 8,1894  7,805.5 74424
Demanda no suministrada [10° US$] 15.9 - -
Costo total [10° US$] 53,447.6 55,116.0 57,934.7
Costo total s/ considerar afio base [10° US$] 19,611.0 21,279.4 24,098.1

DS, tienen costos de un 3 % y 8 % mas altos en comparacion al escenario Chile, respecti-
vamente. Sin embargo, si se considera el costo total de los planes, sin tomar en cuenta la
inversion predefinida tanto para las lineas de transmision y para los generadores operativos
previo al afo 2021 (base), se observa que esta diferencia es de un 9 % y 23 % con respecto
al escenario Chile, respectivamente, lo cual da cuenta del verdadero impacto econémico
producto del cambio en la politica de impuestos a las emisiones CO, de cada escenario.
Dicho impacto se ve reflejado en la transicion existente entre los costos de combustible
con respecto a la inversion en generacion, costos asociados a O&M de esta, y los impuestos
pagados relacionados a emisiones CO,. Lo anterior se debe a que, como se verd en mayor
detalle en las siguientes secciones, en favor de evitar el alto coste de emitir CO, en los
casos Europa y DS, se opta con mayor interés por expandir la capacidad de generacion del
sistema con tecnologias no contaminantes, lo cual conlleva una disminucién en los costos
de combustible, pero aumenta la inversion necesaria para construir, operar y mantener
dicha capacidad, pudiendo recurrir, incluso, a invertir dinero extra en almacenamiento de

energia que aporte en el uso eficaz de la capacidad de generacion renovable instalada.
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5.2. Plan de expansion

5.2.1. Expansion de Generacion

Como se comento anteriormente, a través del costo total del plan de expansion y ope-
racién para cada escenario, se observa que con mayores impuestos a las emisiones se
incurrié en menores costos de combustible, pero mayores en expansién y mantencion de
capacidad de generacion. Como se puede ver en la tabla 5.2, tal hecho se explica en base
a que en tales escenarios (Europa y DS) se opt6 por instalar mas capacidad de generacion,
expandiendo respectivamente, cerca de 9 % y 19 % extra de potencia instalada, en compa-
racion al caso Chile. Por otro lado, se aprecia que este cambio de paradigma se da en un
contexto donde los altos impuestos a las emisiones CO, justifican la inversion en instala-
cion y operacion de tecnologias no contaminantes como PV y edlica. Sin embargo, y como
se analizard en esta seccion, estos argumentos, alin en su caso mds favorable, no logran
motivar la creacién de planes de expansién con integracién renovable mayor al 27 % de la

capacidad total instalada (situacion observable en el escenario DS).

Tabla 5.2: Capacidad operativa de generacion y almacenamiento durante el afio 2040 para cada
escenario (en cantidad de MW de potencia instalada). Fuente: Elaboracién propia.

Tecnologia Unidad Chile Eéﬁfg;m DS

Wind [MW] 0 0 614
PV [MW] 483 2163 2195
Hydro [MW] 250 250 250
Total generacién renovable [MW] 733 2413 3059
Nuclear [MW] 2698 2698 2698
Coal [MW] 0 0 0
OCGT [MW] 0 237 0
CCGT [MW] 4950 3850 4400
Interconexion [MW] 1000 1000 1000
Total generacién [MW] 9381 10198 11156
Bateria Li-Ion MW] 15 442 0
Total Almacenamiento [MW] 15 442 0
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Figura 5.1: Plan de expansion y retiro de capacidad de generacion a lo largo de horizonte de
planificacion para cada escenario. Fuente: Elaboracién Propia
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Figura 5.3: Capacidad de generacion operativa al comienzo del afio 2040 en cada escenario.
Fuente: Elaboracién Propia

Otro punto a destacar de los planes de expansion para cada caso, es la forma en que
se responde ante los retiros predeterminados de capacidad de generacién que sirven de
capacidad base, como la nuclear, carbén y CCGT, y también aquellas que ayudan en los
peaks de demanda como las centrales OCGT. Esto ultimo se debe a que, como se puede
ver en la figura 5.1, para el caso Chile se opta por expandir en su mayoria con centra-

les CCGT, supliendo asi casi en su totalidad los retiros de capacidad predefinidos y, a la
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vez, dando solucién al aumento de demanda esperada en el sistema eléctrico. Cabe notar
que se hace poco uso de las tecnologias renovables, con solo 483 MW extra de capacidad
PV instalados, los cuales aportan al sistema unicamente en periodos de alta necesidad de
rampa, como peaks de demanda (ver 5.7). Por su parte, en el escenario Europa, al tener
un mayor impuesto a las emisiones, se genera un mayor interés por instalar generacién
PV, sin embargo, sigue primando la generacion CCGT a la hora de suplir grandes retiros
de capacidad base. Se destaca, en este caso, que la planificacion se ve beneficiada de la
capacidad PV, al no estar limitada por aumentos discretos de capacidad, es asi que durante
los afios 2024 a 2033, las decisiones de expansion capacidad usando esta tecnologia fue-
ron del orden de los 200, 100, 50 e incluso 10 MW, lo que permiti6 un uso eficiente de
recursos al no tener que incurrir en costos fijos de operacion por instalar capacidad que no
necesariamente tendra un alto nivel de utilizacion. Finalmente, en cuanto al escenario DS,
se puede ver que, al tener el mayor impuesto a las emisiones de CO,, se incentiva la ex-
pansion de capacidad de tecnologias de generacion PV, y edlica, siendo el unico escenario
donde se opta por instalar ambas al mismo tiempo. No obstante, se aprecia nuevamente
que la tecnologia CCGT es la elegida para afrontar los retiros de capacidad programados
en la planificacion de este ultimo escenario.

En cuanto a la forma en que estdn emplazados los aumentos de capacidad de genera-
cion, se observa que, en referencia a la figura 5.2, los nodos con mayores demandas son
el 4, 8 ,20 y 39, luego le siguen con demandas medias el 3, 7, 15, 16, 21, 23, 24, 25, 27,
28 y 29, y aquellos con demandas bajas estdn en los nodos 1, 9, 12, 18, 26 y 31. En este
contexto, se puede ver en la figura 5.3, que para el escenario Chile se da prioridad a la
expansion de capacidad en los nodos 1, 6, 15, 27 y 34, por sobre cualquier otro nodo de
la red, estableciendo asi, un plan de expansion donde la capacidad de generacion se con-
centra en pocos nodos, y desde estos se despacha donde sea requerida por la demanda a
través de la red.

En cuanto al escenario Europa, se observan inversiones en capacidad de generacion
distribuidos en una mayor cantidad de nodos, sin existir aumentos de capacidad mayores
a 600MW en alguna tecnologia especifica, salvo el caso del nodo 9, donde se opta por

instalar poco mas de 1600MW de capacidad CCGT, que se ubica cercano a los focos de
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demanda en el nodo 4, 8, 7 y 39. Por otro lado, el resto de los aumentos de capacidad
se ubican también muy cercanamente a los focos de demanda o directamente sobre estos,
como es el caso de la capacidad instalada en los nodos 16, 24, 27 y 23.

Finalmente, en el escenario DS, se opta por decisiones de expansion de capacidad de
generacion de menor tamafo, pero distribuidas en una mayor cantidad de nodos, abar-
cando casi desde el 3 al 21 con aumentos de capacidad PV y/o ed6lica menores a los 400
MW de potencia. En este ambito destaca el caso del nodo 8 y 23, donde el primero cuenta
con una capacidad instalada combinada PV y edlica de cerca de 1.100 MW, y el segundo,
cuenta con 1.600 MW de potencia CCGT. Esto ultimo da cuenta de una estrategia que
busca instalar capacidad de generacidn, ya sea directamente sobre los nodos demanda o al

menos de forma cercana a ellos.

5.2.2. Expansion de Almacenamiento

En relacién a las decisiones de expansion de capacidad de almacenamiento, en la figura
5.4 se puede ver el plan de expansién asociado a estas. Dando cuenta de que sélo se instala
almacenamiento en los escenarios Chile y Europa. En particular, en el escenario Chile
Unicamente se instalan aproximadamente 16MW de potencia de almacenamiento en el
nodo 32 y, como se analiza en el grafico 5.3, en este nodo también se emplazan cerca de
600 MW de potencia base tipo nuclear. Es asi que la decision de posicionar esta pequefia
cantidad de capacidad de almacenamiento en esta zona podria explicarse por el aporte de
flexibilidad que esta proveeria a la capacidad de generacion instalada en el nodo, situacién
que se comentard en mayor detalle en la seccion 5.3.

Por otro lado, en cuanto al escenario Europa, se puede apreciar que durante el comien-
zo del afio 2033 se opera con una potencia instalada de almacenamiento de 148MW, y una
capacidad de 592MWh, distribuida principalmente sobre nodos de demanda media, como
el 15, 21, 23 y 24. Luego, al comienzo del afio 2037 se instalan 106MW/424MWh en los
nodos 1, 19 y 37, y para el afio 2039 se instalan en total 188MW/752MWh en los nodos
19, 21, 32 y 35, prestando servicio principalmente al suministro de energia sobre los nodos
15, 16, 21, 22, 23 y 20. Cabe destacar que estos aumentos de capacidad se ejecutan en los

ultimos 10 afios del horizonte de planificacion situacidn que se explica, en parte, debido a
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los bajos costos que se proyecta tenga este tipo de tecnologia en el futuro, como muestra

la figura 4.9.
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Figura 5.4: Plan de expansion almacenamiento a lo largo del horizonte de planificacién en cada
nodo (se ha excluido el escenario DS ya que no instala capacidad de almacenamiento).
Fuente: Elaboracién Propia

5.2.3. Expansion de Transmision

Como se puede ver en la figura 5.5, el plan de expansion de la capacidad de transmision
se apoya en gran medida de la capacidad existente al inicio del afio 2021, y se limita a
aumentos de capacidad de menor cantidad en sélo algunas lineas de la red. Esto se debe a
que la capacidad predefinida del sistema, previo al horizonte, es suficiente para permitir el
flujo de energia desde los generadores a los nodos durante los primeros afios de operacion,
lo que permite que los planes se limiten a comenzar a instalar capacidad extra recién en

el sexto afio de operacion en el escenario Chile, y durante el cuarto afio en los escenarios
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Europa y DS.

En el caso Chile, se elije expandir la capacidad de transmision de las lineas que unen
los nodos 16-19 y 20-34, esto en ayuda directa a la gran capacidad de generacion que se
instala en los nodos 15 y 34, lo que permite mayor libertad en el despacho de energia
desde estos hacia los nodos demanda cercanos a ellos. No se observa una relacion directa
que de cuenta de algun tipo de sincronizacién en cuanto a los periodos en los cuales exis-
ten aumentos de capacidad de generacion con respecto a las decisiones de expansion de
transmision, sino que estas tltimas son una respuesta a la necesidad de despachar atin més
energia desde generadores previamente construidos, dado el aumento de demanda anual
en la red.

Para el caso Europa, se observa que los aumentos de capacidad de transmision operati-
vos al afio 2026 coinciden con la puesta en marcha de cerca de 1500MW de capacidad de
generacion extra en el mismo periodo. Los aumentos de capacidad de transmision, en este
caso, benefician a las lineas que conectan los nodos 20-34 y 13-14, lo que facilita que los
generadores instalados en los nodos 34 y 32, respectivamente, tengan mejores condiciones
para despachar energia a los nodos de gran demanda cercanos, como el 8 y 20.

Por ultimo, para el escenario DS, se explica que las decisiones de expansion de capaci-
dad de transmisién estén distribuidas en mayor cantidad de lineas, ya que las decisiones de
inversiones en capacidad de generacion en este escenario también lo estdn. Notablemente,
y como sucede en los otros 2 escenarios, se opta por mejorar la linea existente entre los
nodos 20-34, dada la importancia que representa al ser capaz de dirigir potencia desde el
nodo 34 al foco de alta demanda en el nodo 20. Por otro lado, el resto de los aumentos de
capacidad de transmision van orientados a mejorar la transmisién de energia a través del
corredor 2-25, 2-3 y 17-18, que permite que la energia de los generadores ubicados en los

nodos 1, 37 y 27 pueda circular de mejor forma hacia los nodos demanda cercanos.
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Figura 5.5: Expansion de transmisién a lo largo del horizonte de planificacién en cada linea.
Fuente: Elaboracién Propia
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5.3. Analisis del despacho y generacion de energia

En cuanto a las decisiones de generacién y almacenamiento de energia a lo largo de
la planificacién, como se puede ver en la figura 5.6, durante todo el horizonte de planifi-
cacion y en los tres escenarios, la generacion nuclear y CCGT predominan en el mix de
generacion, y son ampliamente afectadas por los retiros predefinidos de capacidad, mos-
trando notoriamente la baja en suministro de capacidad base cuando estos toman efecto.
A nivel horario, se puede ver en la figura 5.7 que, durante los primeros afios, la forma
en que se genera energia es practicamente igual en todos los escenarios debido a que el
impuesto a las emisiones CO, es el mismo hasta el afio 2025 y las decisiones de inversion
que se toman hasta entonces también son similares. A partir del mismo afio las decisiones
de inversion y operacion varian en vista de los cambios a la politica de impuestos CO,,
como muestra la figura 4.10 de la seccidn anterior.

En cuanto a cada escenario, en el caso Chile, y como se comenta en la seccién 5.2.1,
se le da una alta preferencia a la instalacioén de capacidad CCGT. Esta situacion es en parte
salvaguardada por las pequefias inversiones en generacion PV y capacidad de almacena-
miento que aportan principalmente en los peaks de demanda de cada dia representado, sin
embargo, en este escenario se dejan 26.75SMWh como demanda no atendida en el nodo 38
durante un peak de demanda del afio 2026 , lo que hace mas notorio el hecho de que el
sistema no contaba con suficiente capacidad durante aquel afio y debe pagar un sobrepre-
cio al no ser este capaz de suministrar esa energia al sistema con sus propios generadores.
Se observa, pese a esto, que esta situacion no se repite durante el resto de la planificacion,
dado que en los afios siguientes se continta invirtiendo en capacidad de generacion, lo
que permite al sistema poder responder con mayores cantidades de rampa entre una hora
y otra, evitando tener que pagar el alto costo de las multas por demanda no suministrada.

A diferencia del escenario Chile, en el escenario Europa la generacion PV y el des-
pacho a través de baterias estdn mas presentes en el mix de generacién, y como se puede
ver en la figura 5.7-(d), nuevamente se da la situacion en que estas tecnologias ayudan a
despachar energia durante los peaks de demanda, a la vez que se aprovecha de suministrar

energia que comparativamente tiene un menor costo, ya que se evita incurrir en el pago de
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Figura 5.6: Despacho agregado anual durante el horizonte de planificacién para cada escenario.
Fuente: Elaboracién Propia

impuestos a las emisiones CO, y, ademads, no tiene costos variables asociados, aunque esta
solo se logra aprovechar durante los espacios de tiempo en los cuales exista disponibilidad
de recurso natural, por lo que su uso es limitado. Adicionalmente, se aprecia que las bate-
rias son cargadas en su mayor parte por energia PV, aunque también se ve que, en ciertos
periodos, la generacion tipo CCGT aporta en esta tarea, como se puede ver en aquellas
horas donde se estd generando por sobre la demanda del sistema (marcada como una linea
punteada sobre la figura 5.7-(d)), en este caso, el rol de las baterias es tanto una forma de
aprovechar la disponibilidad del recurso natural, como también como medio para aportar

capacidad de punta al sistema cuando este lo necesite.
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Figura 5.7: Despacho horario 2021 comparado a 2040 para cada escenario.
Fuente: Elaboracién Propia

El escenario DS es el tnico caso donde se instala generacidon edlica, a la vez que se
instala ain mayor cantidad de capacidad de generacion PV en comparacion a los otros

2 casos. Estas inversiones buscan disminuir la necesidad de despachar energia a través
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de CCGT, dado el costo del impuesto a las emisiones CO, de este escenario. Otro punto
a destacar de este, es la presencia de curtailment renovable como muestra la figura 5.8,
donde, si bien se observa que en todos los escenarios existe curtailment de generacion
hidrdulica durante el primer periodo, este se da a causa de la poca flexibilidad del sistema
al comienzo del horizonte. Pese a lo anterior, en el escenario DS, sistemdticamente se deja
de suministrar energia disponible proveniente desde todas las fuentes renovables durante
las 11 y 15 hrs del dia tres de cada afio (ver figura 5.8(d)). Esto se debe a que se alcanza
la cuota de penetracién renovable descrita en la ecuacién (4.21), que para este caso se
fij6 en 40 % buscando mantener la estabilidad del sistema ante el suministro de energias
renovables, como se comenta en la descripcion del caso de estudio en 4.2.4.

En este escenario también se observa que para el afio 2040 se cuenta con mayor ca-
pacidad instalada de tipo CCGT en comparacién al caso Europa, aun considerando el alto
costo del impuesto a las emisiones CO, del escenario DS. Esto se explica porque, aun
cuando el algoritmo de optimizacion busca instalar capacidad de generacién renovable y
utilizarla debido a su bajo costo, instalar mayor capacidad renovable es impractico, dado
que, como muestra la figura 5.8, la cuota de penetracién renovable ya se ha alcanzado,
por lo que cualquier MW extra de generacion renovable no podria ser utilizado para su-
ministrar energia al sistema. Debido a lo anterior, se toma como decision la instalacién de
capacidad CCGT, no sujeta a la restriccion (4.21), y de relativo bajo costo por MWh des-
pachado comparativo a sus pares no-renovables. Lo anterior también explica la decision de
no instalar capacidad de almacenamiento en este escenario, ya que, en primer lugar, toda
la capacidad de generacion de energia renovable buscard despachar directamente al siste-
ma dentro de lo permisible por la restriccion de penetracion renovable y la disponibilidad
de recursos renovables, y en segundo lugar, la tecnologia CCGT es capaz de despachar
energia sin depender de la disponibilidad de algin factor externo, salvo de su combusti-
ble, por lo que almacenar este tipo de energia resulta poco econémico, desincentivando la

instalacion de capacidad de almacenamiento de energia en este caso.
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5.4. Analisis de LCOE y LCOS

Con el objetivo de comparar el desempefio de las tecnologias en estudio y tener un
punto de referencia con los costos de generacion disponibles en la literatura, a continua-
cion se utiliza la metodologia de Levelized Cost of Energy (LCOE) y Levelized Cost of
Storage (LCOS) en base a los trabajos de IEA (2020); IRENA (2015); Schmidt et al.
(2019) para generar este analisis. Ambas herramientas representan el precio minimo para
el cual la energia generada o suministrada por estas tecnologias debiese venderse con tal
de cubrir los costos de inversién, mantencion y operacion a través de su vida util, y esto
lo logran calculando la suma descontada de todos sus costos de inversion y operacion a
lo largo de la vida util de cada tecnologia, y dividir estos por la cantidad de energia total
que generaron o suministraron a un sistema durante ese tiempo. El resultado es el costo
promedio de suministro de energia que estas tecnologias ofrecen.

Cabe mencionar, que en este caso el andlisis se hace al término del horizonte y no se
incluye la vida qtil restante de las inversiones de generacion, y almacenamiento, lo que
provoca la potencial sobrestimacion del valor final de los indicadores LCOE y LCOS.

A continuacion, se detallan las componentes del LCOE (5.1) y LCOS (5.2), a través
de la nomenclatura para variables y pardmetros utilizados en el modelo presentado en es-
te trabajo, donde GX; ,,CGg’, [US $] representa la inversién en expansion de generacion,
BX; ,,CS TEX [US $] representa la inversion en expansion de almacenamiento, mientras
que KGXS,,,,,ZCG?X[U S$|y KBX,,,CS T£ sz[U S $] representan los costos fijos asociados a
O&M de la capacidad ya instalada tanto para generacién, como almacenamiento de ener-
gia. Py, [MWh), BC,,,,[MWh]y BD;, | MWh)] representan la cantidad de energfa despa-
chada por las tecnologias de generacion, la cantidad de energia cargada en las baterias y la
energfa despachada desde estas, respectivamente. Luego, CGO%M[ LS5 ]y C§TO%M[ LSS |

dan cuenta de los costos variables de O&M asociados tanto a la generacién, como al al-

Uss$

;] representa el costo del combustible consumido,

!

macenamiento de energia, CGJ'[
CO2[ US$ : : Lo

FE,C, %157 es el costo a pagar relacionado a impuestos a emisiones CO, y wg; es el

ndmero de horas representativas de cada hora ¢ dentro de los dias representativos seleccio-

nados.
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ISVDH (1++)P(GX""”'"CGZ-XF+KGX-)‘~Pv"CG§iX+ /7 weiP g,n,f(CGgiéMJFCGéTJfF EC;% ) USD
LCOE = (5.1)
Zf ZnN Zgg ;Tp ngtpg,mt MWh
i T
PENES W(Bxs,p,,cs TEX+KBX, pnCST{5+3, " wgiBCy 0 CS Tg;w)
D
LCOS = UsD | (5.2)
T, .
ZZ; Z{’lv Z}S t 1 ngtBDs,n,t MWh

La tabla 5.3 presenta los LCOE y LCOS de forma desagregada, de cada tecnologia, en
cada escenario, segun el aporte que generan a su valor LCOE/LCOS, sus costos de Inver-
sion, O&M (costos de operacion y mantencion fijos y variables), costos de combustible,
pago de impuestos relacionados a emisiones CO, y la suma de todas estas componentes.
Luego, en la figura 5.9 se comparan los valores obtenidos con respecto a los de tecnologias
similares consultadas en la literatura disponible (Cole et al., 2021; EIA, 2021b; IRENA,
2020; LAZARD, 2021b; NREL, 2021).

En primer lugar, se aprecia que el LCOE de la generacion nuclear es practicamente
el mismo en los tres escenarios, esto debido a que no es afectada por el aumento del
impuesto a las emisiones CO,, ya que no genera ninguna y, por otro lado, si bien en ningin
escenario se elige expandir su capacidad aparte de la capacidad por defecto introducida en
el afo 2021, esta se utiliza casi en un 100 % durante todo el horizonte de tiempo dado
su bajo coste de generacion. Su valor LCOE se encuentra dentro de los rangos esperados
por LAZARD (2021b), sin embargo, este podria ser ain mas bajo si se considera que el
horizonte de planificacién es de 20 afos, y la vida 1til de esta tecnologia usualmente se
calcula en base a 40 afos.

En cuanto a la tecnologia en base a carbon, en todos los escenarios esta se retira com-
pletamente a fines del afio 2024, por lo que experimenta los mismos costos de impuesto
CO; en todos los escenarios durante el periodo 2021-2024. Dicho retiro de capacidad an-
ticipado provoca que su LCOE sea mds alto que los valores encontrados en la literatura, y
esto se debe a que, al no poder distribuir su costo de inversion en una mayor cantidad de

energia suministrada a lo largo del resto de su vida util, este se sobrestima. Sin embargo,
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Tabla 5.3: LCOE y LCOS de cada una de las tecnologias estudiadas, calculado segiin ecuaciones
5.1y 5.2, incluyendo detalle segtin tipo de costo. Fuente: Elaboracién Propia.

Escenario Tecnologfa Inversion O&M Combustible CO2 | LCOE/LCOS
Chile Nuclear $97.6 $184 $9.0 $- $125.0
Coal $128.3 $11.8 $13.8 $4.1 $158.0
Interconexion §$ - $179 $17.5 $86 | $44.0
Hydro $71.2 $77 $- $ - $78.9
CCGT $17.6 $56 $284 $42 |$559
OCGT $187.0 $259 $923 $33 | $308.5
Wind $- $- $- $- $-
PV $46.7 $67 $- $- $53.4
Li-Ion $1455 $236 $- $- $ 169.1
Nuclear $97.6 $184 $9.0 $- $125.0
Coal $128.3 $11.8 $13.8 $4.1 $158.0
Interconexion §$ - $215 $17.6 $18.7 | $57.8
Hydro $71.2 $77 $- $- $789
Europa CCGT $17.2 $57 $28.0 $123 %633
OCGT $317.9 $38.9 $89.9 $3.1 $449.8
Wind $- $- $- $ - $-
PV $48.9 $67 $- $ - $55.6
Li-Ion $2226 $212 $- $ - $243.9
Nuclear $97.7 $184 $9.0 $- $125.2
Coal $128.3 $11.8 $13.8 $4.1 $158.0
Interconexion §$ - $234 $175 $23.7 | $64.6
Hydro $72.1 $78 $- $- $79.9
Desarrollo Sustentable | CCGT $20.2 $6.1 $28.1 $284 | $829
OCGT $243.8 $324 $90.9 $9.1 $376.2
Wind $49.3 $100 $- $- $59.3
PV $47.9 $68 $- $- $54.7
Li-Ton $- $- $- $- $-

considerando los escenarios propuestos, se esperaria que la tecnologia en base a carbdn,
de seguir operando, se veria muy afectada por el aumento en el costo de los impuestos a
las emisiones CO?2, por lo que, atin prorrateado su costo de inversion en mayores cantida-
des de energia despachada, esta disminucion se veria aplacada por los altos costos de los
impuestos a las emisiones CO,; en los escenarios Europa y DS.

Por otro lado, la tecnologia llamada interconexién, que fue modelada como una anti-
gua central carbonera, tiene un LCOE coincidente con los valores esperados en los tres
escenarios, y muestra un comportamiento en su LCOE consecuentemente a la cantidad de
emisiones que genera. Cabe notar que no se consideran costos de inversion de esta tecno-
logia al tratarse de un generador que simula la interconexién con otros sistemas eléctricos,
por lo que su LCOE es de los més bajos en cada escenario.

En el caso de la tecnologia de generacion hidraulica, sus costos se encuentran en el
tramo alto de las referencias encontradas, explicado principalmente por el alto costo de

inversion que posee y su larga vida util, que no se ve correctamente representada en el
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célculo, al igual que para el caso de generacion carbonera, lo que provoca que su LCOE
sea sobrestimado.
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Figura 5.9: Comparativa de valores LCOE y LCOS para las tecnologias estudiadas. Fuente:
Elaboracién Propia.

Finalmente, en cuanto a las tecnologias de OCGT, CCGT, PV y edlica, estas son las
Unicas tecnologias que son efectivamente expandidas en uno o mds escenarios. La tecno-
logia OCGT posee el LCOE mas alto en todos los escenarios, si bien esto es esperable
dado el alto costo relacionado al combustible que utiliza, se debe considerar, ademads, que
existe un retiro anticipado de esta y, por ende, no logra cumplir ni la mitad de su vida util,

elevando atin mas su costo por MWh generado. Por otro lado, la tecnologia CCGT es la
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mads usada en todos los escenarios, esto debido a que, si se logra hacer uso intensivo de
esta una vez instalada, sus costos de inversion y O&M son rapidamente absorbidos, solo
siendo afectada en mayor medida ante cambios en los impuestos a las emisiones CO,. Asi,
en un escenario de bajos impuestos a las emisiones, se posiciona como la tecnologia de
generacién mds econdmica para producir en el escenario Chile, como la tercera en el caso
Europa y la quinta en el escenario DS. Por su parte, las tecnologias PV y edlica, pese a
que no estan expuestas a altos costos propios de su operacion, como lo serian algun tipo de
combustible o impuestos a emisiones, su alta dependencia sobre la disponibilidad de re-
cursos naturales durante los dias representados no permite que estas sean mas competitivas
a pesar de tener LCOE’s bajos. Esto se debe a que dada la formulacion de la capacidad de
generacion de estas tecnologias segtn (4.17), esto no s6lo implica que estdn limitadas en

su despacho de energia segtin su factor de capacidad y capacidad total instalada, sino que

CAP

también implica que, si G,

es un numero menor a 1, es necesaria una mayor cantidad de
capacidad renovable instalada para poder satisfacer una misma demanda, en comparacién
a tecnologias no renovables como CCGT o OCGT.

Asi, a modo ilustrativo, si se busca satisfacer una demanda de 1200MWHh, y se conside-
ra un factor de capacidad edlico de 30 % durante aquél momento, si se quisiera suministrar
dicha cantidad de energia utilizando unicamente generacion edlica, se necesitarian 4000
MW de potencia instalada para ello, lo cual se calcularia como %ﬁfw’ = 4200MW segin
la restriccion 4.17 del modelo. No obstante, en un contexto similar, utilizando generadores
tipo CCGT, s6lo bastarian 1200MW de potencia instalada de esta tecnologia para poder
cumplir con aquella demanda, ya que esta tecnologia no esta sujeta a la disponibilidad de
algln recurso extra aparte de su combustible, y la incertidumbre asociada a este ultimo fac-
tor no es tan considerable como si lo es la disponibilidad de sol o viento para tecnologias
de generacion renovable. Este andlisis, sin embargo, no considera los costos de operacién
de ambos tipos de tecnologias, ya que en este aspecto, en el mediano y largo plazo, las
tecnologias renovables son mds econdmicas al no estar sujetas a costos de combustible
y/o impuestos a emisiones CO,, que, como muestran las figuras 4.4 y 4.10, en efecto, se

espera que aumenten en el tiempo, afectando en gran medida los costos de generacion a

través de tecnologias que utilicen este tipo de combustibles.
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5.5. Analisis de emisiones

A continuacion, se analizan las emisiones de CO, en cada escenario, donde se observa
que aquel que genera la menor cantidad de emisiones es donde son implementadas politi-
cas medioambientales mds estrictas a través de mayores impuestos a las emisiones CO,.
En contraparte, el escenario con el impuesto a las emisiones mas bajo es el que emite la
mayor cantidad de CO,.

Lo anterior se puede ver en la figura 5.10, donde se muestran las emisiones totales
acumuladas al comienzo de cada afio, para cada escenario. En esta figura se puede ver
que durante el ano 2040, el escenario DS emite cerca de 20 % menos cantidad de CO, en
comparacion al escenario Chile, mientras que el escenario Europa logra una disminucion

del 10 % al hacer la misma comparativa.
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Figura 5.10: Emisiones CO, acumuladas a lo largo del horizonte de planificacién para cada
escenario propuesto. Fuente: Elaboracion propia.

Si se compara el desempefio econdmico-medioambiental de estos escenarios, y como
muestra la figura 5.11, tomando como referencia el escenario Chile, el escenario Europa
logra generar 10 % menos emisiones, a la vez que aumenta tan sélo un 3 % los costos de
su plan de expansion y operacion. En paralelo, el escenario DS logra emitir 20 % menos
CO2, con un costo total en su planificacion 8 % mds alto que el escenario Chile.

En la figura 5.12 se muestran las emisiones CO, anuales de cada escenario, y en la
figura 5.13 se compara el cambio porcentual anual en la cantidad de emisiones CO, de
cada plan con respecto al primer afio de planificacion de estos. Tanto en 5.12, como en
5.13, se puede apreciar que hasta el ano 2024 no existe mayor diferencia entre las curvas

de los tres escenarios, sin embargo, durante el afio 2025, coincidentemente con el retiro
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Figura 5.12: Emisiones CO, anuales durante el horizonte de planificacién para cada escenario.
Fuente: Elaboracién propia.

programado de capacidad basada en carbdn, se aprecia una disminucion sustancial en la
cantidad de emisiones que generan durante aquel afio los escenarios Europa y DS, mien-
tras que el escenario Chile también disminuye sus emisiones, pero en menor medida. No
obstante, en los afios siguientes, el escenario Chile continua reduciendo paulatinamente
sus emisiones hasta la mitad del horizonte, donde se observa que, desde entonces, todos
los escenarios comienzan a aumentar sus emisiones afio a afio, y este comportamiento es
constante hasta el fin del horizonte de planificacién, donde, los escenarios Chile y Europa
emiten mas CO,, comparativamente al afio 2021.

Este fendmeno se atribuye a que en los tres escenarios el retiro programado de capa-
cidad de generacién contaminante y la instalacion de generacién renovable ayuda a que
aflo a afio se logre generar menos emisiones CO, hasta aproximadamente la mitad del ho-
rizonte, pero, a partir alli, al no haber mayor inversién en capacidad de energia renovable
y considerando, ademds, que afio a afio la demanda eléctrica aumenta, es que se explica la
tendencia al aumento de las emisiones CO,. Esto, ya que como se comenta en la seccion

5.2, durante la segunda mitad del horizonte se opta por atender el aumento en la demanda a
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Figura 5.13: Cambio porcentual en las emisiones CO; anuales con respecto al afio 2021 para
cada escenario. Fuente: Elaboracion propia.

través de la instalacién de mds capacidad CCGT en todos los escenarios y, por consecuen-
cia, al no haber mayores incentivos a la instalaciéon de mds capacidad no contaminante, el
algoritmo calcula como 6ptimo expandir y despachar a través de capacidad de generacion
no renovable, aun cuando esto esté sujeto al pago de impuestos y costos de combustible.
Al considerar estos resultados, con respecto a las proyecciones de emisiones CO, para
el escenario conservador (escenario C) indicadas en la planificacion energética de largo
plazo para Chile (Ministerio de Energfa, 2019)!, se puede ver que se espera que en el
periodo 2021-2030 se logre disminuir en un 52 % las emisiones, cifra que se eleva a 75 %
al considerar el periodo 2021-2040. En contraste, en los resultados obtenidos, la figura
5.13 permite ver que disminuciones similares solo son comparables con las observables en
la mitad del horizonte, donde durante el afio 2030, el escenario DS logra una disminucién
de emisiones con respecto a 2021 de aproximadamente 50 %, luego le sigue el escenario
Europa con 41 %, y finalmente Chile, con 35.6 %. Sin embargo, a partir de alli, como
se comentd anteriormente en esta seccion, se da prioridad a la generaciéon CCGT, lo cual
conlleva un aumento afo a afio en las emisiones CO, que culmina en que durante el dltimo
afio de cada escenario, se libere una cantidad de gases tan o mds grande que la del primer

aflo de operacion.

'En este estudio se considera un impuesto al carbono de SUSD/Ton hasta el afio 2030, luego aumenta
linealmente hasta los 32.5 USD/ton durante el afio 2050.
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6 Conclusiones

En este trabajo se hace un recorrido por diferentes dimensiones del problema de ex-
pansion de capacidad, teniendo en consideracion el estado del arte. Luego, en base a ello,
se disefa e implementa un modelo de expansion de capacidad de largo plazo que consi-
dera GEP, TEP, almacenamiento de energia, y la integracion de modelos de generacion
renovable especificos, que logran capturar detalles operacionales de la generacion a través
de tecnologias fotovoltaica, edlica e hidraulica de pasada.

Dicho modelo es utilizado para analizar un caso de estudio donde se representa la
red eléctrica IEEE-39 a través de flujo DC, y se utilizan dias representativos para simular
un horizonte de 20 afios, considerando capacidades de rampa, generacion preexistente,
retiros de capacidad, aumentos discretos de esta, y cambios en los costos de inversion y
operacion en el tiempo. En particular, se estudia el impacto de la implementacion de un
impuesto a las emisiones CO, con distintos posibles valores, lo cual es abordado a través
de tres escenarios, Chile, Europa, y DS, los que dan cuenta de la operacion de un sistema
eléctrico sujeto a valores bajo, medio y alto, para el impuesto a las emisiones CO, en el
sistema. La incertidumbre asociada a este pardmetro es integrada a través de un enfoque
determinista, basado en la resolucién del modelo en tres oportunidades, utilizando en cada
una de ellas la data correspondiente a cada escenario propuesto, y luego analizando cada
plan de expansion obtenido.

Los resultados muestran que, comparativamente, los costos totales de los planes de
expansion asociados a los escenarios Europa y DS son, respectivamente, un 3 %, y 8 %
mayores que los costos del plan perteneciente al escenario Chile. Méas atin, si no se con-
sidera la inversion predefinida y operativa previa al estudio, la diferencia en costos con

respecto al escenario con el menor impuesto asciende a un 9 % para el escenario Europa,
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y a un 23 % para el escenario DS. En cuanto a las emisiones CO, producto de cada plan,
los escenarios Europa y DS reportan disminuciones del —10 % y —20 %, en comparacién
a las emisiones calculadas para el escenario Chile.

Se observa, asimismo, que durante la mitad del horizonte (afio 2030), la disminucién
de emisiones CO, con respecto al primer afio de operacion es de un —35,6 % para el caso
Chile, -41 % para Europa, y -50,5 % para el escenario DS, cifras que al compararlas con
metas propuestas por paises como Chile, que se ha comprometido por el acuerdo de Paris,
resultan insuficientes, ya que este proyecta disminuir sus emisiones en un 52 % durante
el periodo 2021-2030, y en un 75 % para el periodo 2021-2040. Estas cifras solo son
comparables con las obtenidas en el escenario DS durante el afio 2030, pero sin lograr la
meta para el afio 2040 en ninguno de los escenarios. De hecho, se prevé que para el afo
2040, se generaran mdas emisiones que durante 2021 en los escenarios Chile y Europa,
mientras que en el escenario DS la cantidad de CO, liberado seria tan solo levemente
menor en comparacion a la liberada durante el primer afio de operacion.

Esta situacion es prueba del impacto que tienen las medidas medioambientales dentro
de la planificacién de un sistema eléctrico, influenciando cada plan 6ptimo a minimizar sus
costos totales que, bajo la mecénica del planteamiento, en este caso también coincide con
minimizar emisiones CO, al estar estos asociados a un impuesto. Sin embargo, esta logica
estd envuelta en el marco de restricciones operacionales que plantea cada sistema eléctri-
co mostrando, por ejemplo, que no solo basta con enfocarse en las emisiones y costos del
sistema, sino que también en la flexibilidad que este pueda tener frente a cambios en la de-
manda y a las condiciones de la red de transmision, ya que dichas caracteristicas podrian
ir en contra del uso intensivo de tecnologias claves, como energia solar o edlica en pos de
alcanzar objetivos medioambientales. Por ello, proponer sistemas eléctricos con una ma-
yor penetracion de generacion renovable sin afectar la estabilidad de dichos sistemas es un
camino posible para lograr mejores resultados tanto econémicos, como medioambientales
en su planificacion.

En cuanto a la complejidad y resolucion del problema, el modelo propuesto es resuelto
utilizando un solver comercial capaz de resolver modelos MILP, el cual en aproximada-

mente 3 horas logra encontrar una solucién éptima para cualquiera de los escenarios pro-

®¥  Universidad Técnica Federico Santa Marfa, Departamento de Industrias 68



puestos, considerando una tolerancia de optimalidad de 1 %. Se tiene en consideracién que
el modelo presentado es extensible a diferentes formulaciones en busqueda de integrar de
forma enddgena caracteristicas de incertidumbre en sus parametros, considerando no sélo
impuestos a emisiones CO,, sino que también incertidumbre en la demanda horaria, costos
de combustible, costos de inversion, probabilidad de fallas en la red, entre otros. En con-
junto a lo anterior, se propone considerar una representaciéon mas sofisticada del horizonte
de planificacidn, a través de la utilizacion de un mayor nimero de dias representativos y/o
el uso de técnicas de tipo clustering, en busqueda de lograr considerar no sélo la deman-
da como pardmetro de seleccidn, sino también variables relacionadas a disponibilidad de
recursos naturales.

Considerando lo anterior, la implementacion de cualquiera de estas medidas conlle-
varia una mayor complejidad computacional en la resolucién del modelo, por lo que se
estima conveniente evaluar complementariamente la idoneidad de integrar junto a las pro-
puestas antes descritas, la utilizacion de técnicas de resolucion que se adapten a la es-
tructura del modelo resultante, pudiendo ser estas de tipo meta-heuristicas o analiticas,

dependiendo de las caracteristicas de este nuevo modelo.
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A Anexos

A.1. Hoja técnica sistema IEEE-39 Bus

Tabla A.1: Demanda en cada nodo del sistema IEEE-39. Fuente: MATPOWER (2015)

Nodo d[MW] | Nodo d[MW] | Nodo d[MW] | Nodo d[MW]
1 97.6 11 0 21 274 31 9.2
2 0 12 8.53 22 0 32 0
3 322 13 0 23 247.5 33 0
4 500 14 0 24 308.6 34 0
5 0 15 320 25 224 35 0
6 0 16 329 26 139 36 0
7 233.8 17 0 27 281 37 0
8 522 18 158 28 206 38 0
9 6.5 19 0 29 283.5 39 1104

10 0 20 680 30 0 - -

Tabla A.2: Caracteristicas de los generadores por defecto del sistema IEEE-39.
Fuente: MATPOWER (2015)

# Nodo Tipo P [MW]
1 30 hydro 250
2 31 nukeO1 677.871
3 32 nuke02 650
4 33 fossil02 632
5 34 fossilO1 508
6 35 nuke03 650
7 36 fossil04 560
8 37 nuke(04 540
9 38 nuke05 830
10 39  interconnection 1000
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Tabla A.3: Informacion técnica de las lineas de transmision entre los nodos i y j para el sistema

IEEE-39. Fuente: MATPOWER (2015)

1 ] Xpu 1[Km] RateA |1 ] Xpu 1[Km] RateA
1 2 0.041 4348 600 14 15 0.022 2296 600
I 39 0.025 2645 1000 |15 16 0.009 9.95 600
2 3 0.015 1598 500 16 17 0.009 9.42 600
2 25 0.009 9.10 500 16 19 0.020 20.63 600
2 30 0.018 19.15 900 16 21 0.014 14.28 600
3 4 0021 2254 500 16 24 0.006 6.24 600
3 18 0.013 14.07 500 17 18 0.008 8.68 600
4 5 0013 1354 600 17 27 0.017 18.30 600
4 14 0.013 13.65 500 19 20 0.014 14.60 900
5 6 0.003 275 1200 | 19 33 0.014 15.02 900
5 & 0.0I1 11.85 900 20 34 0.018 19.04 900
6 7 0.009 9.73 900 21 22 0.014 14.81 900
6 11 0.008 8.68 480 22 23 0.010 10.16 600
6 31 0.025 2645 1800 |22 35 0.014 15.13 900
7 8 0.005 4.87 900 23 24 0.035 37.03 600
& 9 0.036 3841 900 23 36 0.027 28.78 900
9 39 0.025 2645 900 25 26 0.032 34.17 600
10 11 0.004 4.55 600 25 37 0.023 24.55 900
10 13 0.004 4.55 600 26 27 0.015 15.55 600
10 32 0.020 21.16 900 26 28 0.047 50.15 600
12 11 0.044 46.02 500 26 29 0.063 66.13 600
12 13 0.044 46.02 500 28 29 0.015 1598 600
13 14 0.010 10.69 600 29 38 0.016 16.50 1200
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A.2. Modelo de generacion Edlica

La generacion a través de turbinas edlicas responde a la conversion de la energia ci-
nética del viento en energia eléctrica. De acuerdo con Uribe (2018), la potencia contenida
en el viento, también conocida como la potencia disponible P,, soplando a una velocidad
V. y pasando a través de un drea A perpendicular a V es directamente proporcional a la
densidad del viento, al cubo de su velocidad, y al drea perpendicular enfrentada al rotor.
Esto tdltimo significa que si, por ejemplo, la velocidad del viento se duplica, la potencia
disponible se incrementa en ocho veces, lo que implica que los lugares con mayor atrac-
tivo edlico seran normalmente aquellos en donde la velocidad media de este recurso sea
mayor.

1

P;= 5pAv3 (A.1)

Por otra parte, es fisicamente imposible extraer toda la potencia disponible en el viento
a su paso por el rotor de una aerogenerador, dado que este se frena a su paso, saliendo del
mismo con una velocidad menor que con la que entr6. Ademds, los sistemas de generacion
reales se ven afectados por fallas de servicios, pérdidas del sistema eléctrico, impacto de
las turbulencias, estela de turbinas cercanas, etc. Esto, de acuerdo con el modelo utilizado
por el Explorador Edlico, basado a su vez en los datos informados por el Coordinador
Eléctrico Nacional, genera pérdidas tales que la eficiencia del sistema de generacién edlica
se puede aproximar an = 0, 83 (Falvey, 2018). De lo anterior, la potencia mdxima extraible

del viento se calcula de acuerdo a la ecuacion (A.2).

1
P.=3pA Vi (A.2)

Finalmente, por motivos técnicos, existe una velocidad del viento minima necesaria
para mover las hélices de un aerogenerador, determinada por V,,;,; asi también ,existe una
velocidad maxima de rotacion del rotor, dada por V,,,,, y que corresponde a aquella velo-
cidad a la cual este genera su potencia mdxima (P,,,,). Por motivos de seguridad también,

cuando la velocidad del viento supera por mucho la velocidad nominal, alcanzado una ve-
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locidad de corte V., el aerogenerador deja de generar con el objetivo de mitigar los riesgos
mecanicos asociados a este fenémeno. Luego, la potencia generada por una central edlica

se estd determinada por la ecuacién (A.3) presente a continuacion:

0 ; V< Viio V2V,
P={ 1pAVION & Vi<V < Vi (A3)
Prom 5 Veem 2V <V,
Donde:
Jo, Densidad del aire.
A Area del rotor.
c, Coeficiente de limite aprovechable.
C, Eficiencia del sistema.
Vv Velocidad del viento.
Vini Velocidad del viento inicial.
Vom Velocidad del viento nominal.
V. Velocidad del viento de corte.
Poom Potencia nominal del aerogenerador.
N Numero de aerogeneradores.

A.3. Modelo de Generacion Solar Fotovoltaica

A través de la colaboracion estrecha y prolongada entre el Ministerio de Energia, la
Sociedad Alemana para la Cooperacion Internacional (GIZ), el Departamento de Geofisica
de la Universidad de Chile, y otras instituciones, el Ministerio de Energia de Chile puso
a disposicion publica diferentes herramientas en linea destinadas para el andlisis de los
recursos renovables y su potencial energético (Molina y Martinez, 2017). Entre ellas, el
Explorador Solar es aquel que, como su nombre sugiere, permite analizar el potencial
energético del recurso solar en el pais, contando con informacién histérica de 13 afios que,
a través de un sofisticado modelo, permite realizar simulaciones para estimar el potencial

fotovoltaico de diferentes zonas.
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El modelo que se presenta a continuacion, corresponde a una simplificacién del mo-
delo de Generacion Fotovoltaica expuesto en el Explorador Solar (Ministerio de Energia,
2017), cuyo fin es realizar estimaciones simples de la energia generada por una central
fotovoltaica dado un nivel de radiacién en una zona en particular.

El modelo aqui expuesto calcula la potencia generada en una instalacién fotovoltaica
predeterminada a partir de variables meteoroldgicas como la radiacién y la velocidad del
viento, pudiendo este modelo ser dividido en un conjunto de médulos cuya funcién es
calcular las variables operacionales del sistema fotovoltaico, y las relaciones entre si de
estas. Un esquema simple de los médulos que subdividen este modelo se presenta en la

figura A.1.

Mddulo de Radiacion

iR
Médulo de Temperatura

1

Moédulo de Capacidad
iR

Mdadulo de Operacion
1

Modulo de Inversor

1

Potencia Generada

Figura A.1: Esquema de médulos del modelo de generacién fotovoltaica.
Fuente: Elaboracién propia.

A.3.1. Modulo de Radiacion

En primer lugar, la radiacion total incidente sobre una celda fotovoltaica (1,,,) co-

rresponde a la suma entre la Radiacién Directa % (Ry;,), la Radiacién Difusa 3 (Rgir) y la

?La radiacién directa es aquella que llega directamente desde el sol (AROS Solar Technology, sf).
3La radiacién difusa es aquella que una una vez que alcanza la superficie de la atmdsfera, se dispersa de
su direccion original a causa de las moléculas de la misma(AROS Solar Technology, sf).
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Radiacién Difusa Reflejada * (R,.).

Rioiat = Rair + Raip + Ryer (A.4)

A.3.2. Moédulo de Temperatura

Luego, la temperatura de la celda fotovoltaica (T,) y del panel (T,) se calculan en
funcién de la radiacién incidente, la temperatura ambiente (7'), la velocidad del viento
(V), el material del panel y las condiciones de ventilacion de la instalacién, de la siguiente

manera:

Tp = Riotal ea+bV (A.5)
Rtotal

T, =T, + ~o4 AT A6

P 1000 (A.6)

Donde los pardmetros a, b y AT corresponden a los coeficientes del caso “open rack
cell glassback” para montajes aislados (a = -3,74, b = -0,0594, AT = 3) (Molina y
Martinez, 2017).

A.3.3. Modulo de Capacidad

Para calcular la capacidad o potencia nominal del sistema (C,,,,), €s necesario conocer
el 4rea total efectiva con celdas fotovoltaicas y la eficiencia nominal (17,,,,,) de estas °:
Cnom =A Mnom N (A7)

Donde A corresponde a la superficie de un panel fotovoltaico, y N al nimero total de

paneles instalados.

“La radiacion difusa es aquella fraccién de la radiacién difusa que se refleja en el suelo (Molina y Mar-
tinez, 2017).

SLa eficiencia nominal de una celda fotovoltaica corresponde a su eficiencia a 1000W por metro cuadrado
y a 25 [°C], de acuerdo con las especificaciones técnicas del fabricante (Molina y Martinez, 2017).
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A.3.4. Moédulo de Operacion

Para calcular la potencia de salida de una instalacion fotovoltaica se utiliza el modelo

presentado por Molina y Martinez (2017):

Bo €y (145 (T, = Tp)) 5 Rior 2 125[W/m?]
Py (A.8)
O’OOE;QIZWWZ Cn()m (1 s (Tc T TO)) > Rmtal <125 [W/mz]

Donde Ry y T corresponden a la radiacion y temperatura de referencia (1000 [W/m?] y
25 [°C]) respectivamente, y y es el coeficiente de temperatura de la celda para su potencia

maxima.

A.3.5. Modulo del Inversor

Finalmente, la energia generada por el arreglo fotovoltaico pasa por un inversor para
ser transformada desde corriente continua (DC) a corriente alterna (AC), en donde existe
una pérdida de corriente dada por la eficiencia del inversor 1;,,.

El método de cdlculo de la eficiencia del inversor es el mismo utilizado en Dobos
(2014):

P P
DE 0, 0059 —2<

DCy DC

T]l’l()m
inv = -0,0162
7 0,9637( 0.016

+0, 9858) (A.9)
Luego, la potencia total utilizable generada por la instalacion fotovoltaica se calcula

como:
Niny PDC 5 PDC < Cnom
PAC = (AlO)
Ninom Cnom 5 P DC > Cnom
Donde 7;,,,, €s la eficiencia nominal del inversor, y se rescata de la ficha técnica entre-

gada por el fabricante.
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A.4. Modelo de generacion Hidraulica (RoR)

La energia hidroeléctrica cumple un rol fundamental en la operacion de los sistemas
eléctricos, gracias a su aporte de flexibilidad, permitiendo al sistema adaptarse ante varia-
ciones de la demanda. Ademads, las centrales hidroeléctricas buscan aprovechar la ener-
gia potencial del agua cuando se encuentra a una altura superior respecto a un punto de
descarga, conduciéndola hacia dicho punto a través de turbinas hidrdulicas cuya energia
mecdnica es utilizada para generar energia eléctrica (Generadoras de Chile, sf).

El modelo presentado a continuacidn, se obtiene desde el libro Centrales de Genera-
cion de Energia Eléctrica (Fernandez, 2013) de la Universidad de Cantabria, Espafia. Este
muestra que la potencia 1til de una central hidroeléctrica cualquiera, es directamente pro-
porcional al peso especifico del agua (y), el caudal turbinado (Q,), el salto neto (H,) de la
central, y su rendimiento, calculado como el producto entre los rendimientos de la turbina

(17;), del multiplicador (7,,), del generador (17,) y del transformador (7,.).

O 5 Qt < th
P= (A.11)
Y Q Hn Nt M 77g Nir > Qinst = th
Donde:

P Potencia instalada o potencia util nominal.
0% Peso especifico del agua (9,81 [kN/m?]).

Q : Caudal turbinado [m?/s].
H,

Salto neto [m].

n, : Rendimiento de la turbina.

nn» . Rendimiento del multiplicador.
7, : Rendimiento del generador.

1, . Rendimiento del transformador.

El salto neto (H,) corresponde a la diferencia entre la altura existente entre el nivel

de agua en la presa y el nivel de descarga del caudal turbinado en la central, descontando
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las pérdidas de carga generadas durante ese tramo a causa de las condiciones técnicas de
la instalacién. Esta ultimas, en general, suponen entre un 5% y un 10 % del salto bruto
calculado (CAUPE, sf).

El caudal minimo técnico, por su parte, se puede calcular de la siguiente manera:

On =K- 0. (A.12)

Donde Q. corresponde al caudal de equipamiento de la instalacién, y estd dado por la

ecuacién (A.13).

Qe = Oumedio — Qsr (A.13)
Donde:
Omedio : Caudal medio diario [m*/s].
O, : Caudal de servidumbre o ecoldgico [m?/s].

Por otro lado, K es una factor que depende del tipo de turbina utilizada, pudiendo

tomar los siguientes valores:

Turbina K

Pelton 0,10
Flujo Cruzado | 0,15
Kaplan 0,22
Semikaplan | 0,35
Francis 0,35

Hélice 0,65

Tabla A.4: Valor de K en funcién del tipo de turbina. Fuente: Ferndndez (2013).
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A.5. Calculo de serie de tiempo de demandas aiio 2020

En relacién al calculo realizado en busca de ajustar el perfil de demanda horaria del
sistema eléctrico chileno durante el afio 2020 sobre cada nodo y demanda predefinida de
la red IEEE-39, este se logra a través de, en primer lugar normalizar las demandas de
esta serie, a través de la division de cada valor del perfil de demandas Chile 2020 con el
valor maximo de la misma serie, con el objetivo de que estos se ubiquen numéricamente

entre O y 1, para luego generar una matriz diagonal con los factores de demanda fd recién

obtenidos: Y
A, 0 ... 0 0 D, 0 ... 0 0
0 fd ... ... 0 0 Dwr ... 0 0
) . . _| . o S R—
0 0 ... fdss98759 0 0 0 ... Dgrsog759 0
| 0 0o ... 0 fdsis0s760f | O O ... 0 Dg760,8760 |

Luego, se genera una matriz de dimensiones 8760 X 39, la cual es el resultado de
agregar una nueva fila a la matriz original con las cargas del IEEE-39 para cada nodo,

tantas veces como horas tiene un afo tipico, luego, llamamos a esta matriz M39:

[ JIEEE39  JIEEE39 IEEE39  JIEEE39 ]
dy; dy; .- d1,38 d1,39

IEEE39  JIEEE39 IEEE39 JIEEE39
dy, dy 5 .- d2,38 d2,39

M39 =

IEEE39  JIEEE39 IEEE39  JIEEE39
d8759,1 d8759,2 e d8759,38 d8759,39
JIEEE39  JIEEE39 JIEEE39  JIEEE39
| 48760,1 87602 876038  %8760,39 |

El siguiente paso, es la multiplicacion de ambas matrices, lo cual simula la multipli-
cacion de cada columna de la matriz M39 por el escalar correspondiente a la hora i, que
coincide con la fila i de la matriz diagonal con los factores de demanda. Resultando en una
matriz que replica el comportamiento del perfil de demandas horarias del SEN 2020, pero
donde sus valores han sido escalados al valor de demanda individual estipulado en la hoja

técnica del sistema IEEE-39 para cada nodo:
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iy di dizs iz | |fdi 0 0 0
dry  dap drzs  dajo 0 fdao 0
: : xXM39
dgrso,1  dg7502 dg75038  ds759.39 0 0 Sds7508759 0
| dg760.1 37602 dgi6038 dsrc039| | O 0 0 fds60,8760
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A.6. Recopilacion de costos de generacion disponibles en

la literatura.

Dado que la informacion disponible en la literatura es vasta, se emple6 el promedio de
los costos disponibles en CNE (2020a); EIA (2020,0); LAZARD (2021a); NREL (2021)
(ver A.2), destacando que en algunas fuentes se indican rangos de valores o no hay infor-
macion disponible para todas de las tecnologias en las fuentes de informacion elegidas,

por lo que se han utilizado los puntos maximos y minimos en tales casos.

g
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Figura A.2: Comparativa de costos disponibles en la literatura estudiada para diferentes
tecnologias de generacion Fuente: Elaboracién Propia
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A.7. Recopilacion de costos de almacenamiento disponi-

bles en la literatura.

Comparativa de costos relacionados a tecnologias de almacenamiento encontrados en
EIA (2021a); NREL (2021); PNNL (2019), indicando, ademas, el promedio de estos va-

lores en la figura A.3.

$2,000 $40
0.4
° $35
$1,800 03 °
— $30
2 =) —
2 =
S $1,600 s £ 03
%) w
3 2 25 X s
c - a a
Re} @ 802
£ $1,400 2 $20 =
g 3 2
2 3 3
£ 2 O 02
3 @ $15 o
o =l
o $1,200 2 o
@ Q b7
(e} o —
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XEIA ©NREL @®PNNL —Promedio XEIA &NREL @®PNNL —Promedio XEIA ©NREL @PNNL - Promedio
(a) (b) (0

Figura A.3: Comparativa de (a) costos de inversion, (b) costos de operacién y mantencion fijos y
(c) costos de operacién y mantencién variables disponibles en la literatura estudiada.
Fuente: Elaboracion Propia
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