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INTEGRANDO LA PLANIFICACIÓN DE LOS SISTEMAS DE ELECTRICIDAD,
CALOR E HIDRÓGENO PARA DESCARBONIZAR Y DESCONTAMINAR ZONAS

DEPENDIENTES DEL USO DE LEÑA: EL CASO DE AYSEN, CHILE

Un gran desafío para los sistemas de energía es la contaminación generada por los reque-
rimientos de calor, ya que este sector es uno de los grandes responsables de emisiones de
gases contaminantes y de la polución a nivel global. La integración del calor y la electricidad
vislumbra como una alternativa prometedora para una descontaminación profunda. En este
trabajo se ha formulado un problema de optimización estocástico de dos etapas que deter-
mina las inversiones y operación en redes de electricidad, calor e hidrógeno bajo distintos
escenarios de disponibilidad de recursos renovables, con el objetivo de abastecer requerimien-
tos de electricidad y calor mediante tecnologías con bajas en emisiones de carbono. Una de
las características únicas del modelo propuesto es que puede reconocer a la leña (altamente
utilizada en el sur de Chile) como fuente de calor, además, presenta restricciones a las emi-
siones de CO2 y material particulado. El modelo se aplicó a una red real del sur de Chile,
caracterizada por sus altos índices de contaminación. Los resultados muestran que la situa-
ción actual puede ser optimizada, aumentando el desempeño económico y ambiental. Bajo
distintos casos de estudio, la solución predominante es la electrificación del calor junto a
inversión en generación renovable.
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Capítulo 1

Introducción

1.1. Motivación

Para lograr una descontaminación profunda y significativa en el sector de energía no basta
considerar solo el sector eléctrico, debido a que otros servicios energéticos como la calefacción
han sido identificados como los principales responsables de emisiones de gases contaminantes
y material particulado. Un ejemplo que representa muy bien esta situación en Chile es el
Sistema Mediano de Aysén, que si bien el 80% de su generación eléctrica anual proviene de
energía hidroeléctrica y eólica, el uso intensivo de leña para calefacción lo ha llevado a ser
uno de los sistemas con mayor contaminación en el continente. La leña tiene un nivel de
penetración de un 98.2% en la demanda de calor en el sector residencial y es responsable del
87% de emisiones de material particulado fino en este sector. El problema de contaminación
en el Sistema de Aysén ha sido tan severo que un estudio elaborado el año 2018 por la
Organización Mundial de la Salud (OMS) clasificó a la ciudad de Coyhaique, capital de
esta región, como la ciudad más contaminada de América [1]. Las emisiones de material
particulado fino producidas por la combustión de la leña son muy perjudiciales para la salud
de los habitantes, debido a que son capaces de entrar al torrente sanguíneo mediante las vías
nasales provocando enfermedades respiratorias severas.

Por otra parte, la zona geográfica de este sistema destaca por su gran potencial de recursos
renovables, los cuales son suficientes para abastecer los requerimientos de energía térmica y
eléctrica del sistema de manera sustentable y limpia, reduciendo el consumo de leña y con
esto la contaminación asociada al material particulado. Con este antecedente, resulta muy
atractiva la opción de la electrificación del calor, no obstante, alternativas como la calefac-
ción distrital, cogeneración, calefacción en base a hidrógeno, entre otras, son potencialmente
competitivas frente a esta solución y pueden reducir la infraestructura eléctrica requerida
debido a los altos niveles de demanda térmica que se deben abastecer, por lo tanto, deben
ser comparadas.

Para determinar la solución óptima al problema planteado, es necesario un diseño y una
planificación que integre el vector energético de electricidad, calor y gas aprovechando la siner-
gia y flexibilidad inherente al problema, considerando las distintas alternativas de suministro
de energía. Además, la variabilidad e incertidumbre asociada a los recursos renovables debe
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Figura 1.1: Día de invierno en Coyhaique

ser considerada para obtener soluciones confiables frente a escenarios de baja disponibilidad
de estos recursos.

En este trabajo se propone un modelo matemático de optimización estocástica de dos
etapas, que determina las inversiones y la operación óptima de un sistema integrado de
electricidad, calor y gas para el Sistema Mediano de Aysén, considerando distintas vías de
suministro de energía térmica para desplazar el uso de leña y gas licuado de petróleo en el
sector de la calefacción residencial y del combustible diésel en el sector de generación eléctrica.

1.2. Hipótesis de investigación

La hipótesis de investigación que se presenta en este trabajo es que la planificación in-
tegrada de sistemas multi-energía como la electricidad, calor y gas aumenta el desempeño
económico y ambiental de estos sistemas comparado con el caso usual donde los distintos
vectores energéticos son tratados de manera separada.

Por otra parte, se plantea que es posible diseñar un sistema capaz de abastecer la demanda
de energía eléctrica y térmica del Sistema Mediano de Aysén (Chile) de manera eficiente y
con bajas o nulas emisiones de dióxido de carbono y de material particulado, aprovechando
los recursos renovables en la zona.
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1.3. Objetivos

Se enuncian a continuación los objetivos generales y específicos que se buscan alcanzar
con el desarrollo de esta tesis.

1.3.1. Objetivo general

Formular un modelo matemático de optimización estocástico de dos etapas para la plani-
ficación y operación de sistemas integrados de electricidad, calor e hidrógeno, con el fin de
ser aplicado a un caso real en la región Aysén, localidad ubicada en la zona austral de Chile
de aproximadamente 105.000 habitantes, que se caracteriza por su uso intensivo de leña para
calefacción y niveles de emisiones de material particulado peligrosos para la salud.

1.3.2. Objetivos específicos

• Diseñar e implementar un modelo matemático de optimización estocástica que permita
identificar las mejores inversiones a futuro sobre un sistema multi-energético, incluyendo
electricidad, calor y gas.

• Obtener una curva de costos totales del sistema en función de los límites de emisiones
para el sistema en estudio.

• Determinar los costos, el portafolio óptimo y métricas de interés para el sistema inte-
grado frente en distintos casos de estudios.

• Determinar la vía más económica para el reemplazo de leña y otros combustibles en el
Sistema Mediano de Aysén, reduciendo los índices de contaminación.

• Realizar un análisis de sensibilidad de la solución frente a una variación en los costos
de inversión de redes distritales.

1.3.3. Alcances

A continuación, se presentan algunas limitaciones, supuestos y alcances del modelo y
trabajo desarrollado:

• No se considera crecimiento de la demanda, dado que se realizan simulaciones con
un horizonte de evaluación de un año, capturando las distribuciones estacionales de
recursos y demandas.

• Las potenciales inversiones en tecnologías y redes se realizan al comienzo del horizonte
de simulación, considerando la infraestructura existente del caso de estudio como ya
instalada y disponible.

• No se consideran pérdidas térmicas en las redes de calefacción distrital y se aproximan
las pérdidas en las redes eléctricas mediante una formulación lineal.

• No se consideran decisiones de inversión en mejoramiento de aislación térmica o de
mejoramiento de los calefactores de leña actuales.
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1.4. Estructura del documento
En el segundo capítulo de este documento se realiza una revisión bibliográfica, en la cual

se presenta el estado del arte de los sistemas integrados, en particular se revisan los modelos
existentes de operación y planificación desarrollados en la literatura internacional. En el tercer
capítulo se presenta la metodología, cuyo fin es describir y formular el modelo matemático de
optimización. Luego, en el cuarto capítulo se presentan las características generales del caso
de estudio y los datos de entrada al modelo, mientras que en el quinto capítulo se presentan
los resultados del modelo matemático aplicado al caso de estudio. Finalmente, en el sexto
capítulo se presentan las principales conclusiones obtenidas del trabajo y se plantean los
trabajos futuros que son interesantes de explorar.
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Capítulo 2

Revisión de literatura

Se han visto esfuerzos importantes en los últimos años por combatir el cambio climático,
los que han apuntado a la reducción en la contaminación proveniente desde el sector eléctrico,
mediante la inserción masiva de generación renovable. No obstante, para generar un impacto
relevante en la reducción de los gases de efecto invernadero es necesaria una mirada global
de los vectores de energía, debido a que las demandas de sectores energéticos como la cale-
facción, refrigeración y el transporte son los principales responsables de emisiones de gases
contaminantes. Se estima que alrededor de un 70% de las emisiones de dióxido de carbono a
nivel global provienen de la demanda de energía en las ciudades [2]. En la literatura interna-
cional se han propuesto los sistemas multienergéticos como solución a una descontaminación
profunda en los vectores energéticos [3].

En [4] se definen los sistemas multienergéticos como aquellos en los cuales distintos vectores
energéticos, tales como, electricidad, calefacción y otros combustibles interactúan de manera
óptima. Estos sistemas han sido estudiados como una alternativa atractiva para el aumento
de la eficiencia técnica, ambiental y económica en comparación con los sistemas clásicos en
los que dichos vectores se operan y planifican de forma separada. Además, la integración
de distintos vectores de energía ha sido estudiada como una alternativa para incorporar
mayor flexibilidad a los sistemas eléctricos [5]-[9], por ejemplo, mediante la flexibilidad en
la demanda de cargas térmicas capaces de aumentar o reducir rápidamente su consumo sin
mayores impactos gracias a su inercia térmica.

Se han propuesto diferentes modelos y herramientas matemáticas para estudiar la inte-
gración de vectores energéticos con distintos enfoques. Las investigaciones abarcan desde el
análisis dinámico de los flujos e interacciones existentes en los sistemas integrados [10]-[11],
la optimización de la operación de sistemas integrados [12]-[15], hasta problemas de mayor
escala como la planificación de largo plazo de sistemas multienergéticos [16]-[19].

En [20] se ha propuesto un modelo de simulación multitemporal para el análisis de sistemas
que integran redes de electricidad, calor y gas. En dicho modelo, las ecuaciones de flujo de
los tres vectores energéticos son representados mediante ecuaciones no lineales y se resuelven
de forma simultánea mediante un novedoso enfoque de Newton-Raphson. La metodología se
aplica a un caso de estudio real de un sistema multienergético de distrito en el Campus de
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la Universidad de Manchester. El modelo es capaz de representar de forma muy aproximada
las interacciones entre las redes y sus pérdidas.

En cuanto a estudios de optimización de la operación en sistemas integrados, en [21] se
propone un modelo de optimización robusto de la operación para distritos inteligentes con
tecnologías multienergéticas y redes de energía integradas. El modelo es iterativo de dos eta-
pas, su primera etapa consta de programación lineal entera mixta (MILP) y aproximaciones
lineales de las ecuaciones de redes, mientras que su segunda etapa consiste en un detalla-
do modelo de red integrado no lineal. El modelo es capaz de capturar la incertidumbre del
sistema, con el objetivo de evaluar su flexibilidad en condiciones de estrés, determinando su
operación óptima.

En [22] se presenta un modelo para la gestión integrada de redes activas de electricidad
y calor basado en un flujo óptimo de potencia de corriente alterna (AC-OPF) dinámico
de horizonte dual que optimiza la operación de las distintas tecnologías multinenergéticas,
considerando pérdidas activas y reactivas en la red eléctrica y restricciones inter temporales.
En la primera etapa, se planifica la operación para el día siguiente con una resolución horaria,
considerando el mercado eléctrico diario y el pronóstico de energía eólica, mientras que en la
segunda etapa, las operaciones se optimizan para un horizonte progresivo de 4 horas con una
resolución de 15 minutos, teniendo en cuenta tanto el pronóstico de energía eólica a corto
plazo como la planificación sugerida en la etapa anterior. El caso de estudio considera una
red típica de distribución de media tensión del Reino Unido.

En cuanto a estudios de planificación, en [23] se propone un modelo estocástico de optimi-
zación lineal entera mixta para la planificación y operación de sistemas multienergéticos con
generación distribuida. Se considera la evaluación de la flexibilidad en las etapas de inversión
y de operación y está basado en el uso del pensamiento financiero de opciones reales (RO
Thinking). La metodología se aplica a un caso basado en el Reino Unido considerando siste-
mas de energía distritales. Cabe destacar que este modelo no considera redes, formulando el
problema de forma uninodal.

En [24] se presenta un modelo MILP de optimización que minimiza el costo de suministro
de calor y electricidad a una región desglosada espacialmente bajo la formulación de períodos
múltiples. El modelo toma decisiones sobre las inversiones en redes de gas, electricidad y
calor, junto a la inversión y operación óptima en tecnologías de uso final. Las decisiones de
infraestructura de redes consideran distancias tanto entre zonas como dentro de las zonas.
El modelo se aplica en casos de estudio para el Reino Unido. Basado en este modelo, en
[25] se evalúa el rol del hidrógeno en la descarbonización del calor en zonas urbanas en el
Reino Unido. El modelo considera dos formulaciones para las redes de hidrógeno, la primera
es mediante redes independientes, y la segunda mediante la modernización de redes de gas
natural existentes y su adecuación para el transporte de hidrógeno.

En [26] se propone un modelo de optimización de sistemas multienergéticos para maximizar
la inversión y la sinergia operativa en los sectores de electricidad, calefacción y transporte,
considerando la integración de un sistema de hidrógeno para minimizar los costos generales.
Algunas de las limitaciones de este modelo es que no considera escenarios estocásticos para
representar la incertidumbre asociada a las fuentes renovables, y los flujos eléctricos son
simplificados a su formulación DC, sin considerar potencia reactiva ni voltajes. El modelo
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propuesto se aplicó en un futuro sistema de Gran Bretaña.

En [27] se estudia el rol de la tecnología power-to-gas y de captura de carbono en la des-
carbonización profunda del contexto belga. Los autores proponen un modelo de optimización
para la planificación centralizada de largo plazo de sistemas multienergéticos que incluyen
electricidad, hidrógeno, gas natural, metano sintético y dióxido de carbono. El modelo deter-
mina y dimensiona el conjunto de inversiones en generación, conversión y almacenamiento
de energía, así como tecnologías de captura de carbono, cuyo fin es minimizar el costo de
abastecimiento de las demandas de energía para los sectores de calefacción, transporte e in-
dustria. Cabe destacar que el modelo no incluye dimensionalidad espacial ni modelos de las
redes de transporte de los vectores de energía.

Se ha visto en los últimos estudios, que el hidrógeno ha tomado un papel protagónico en
los sistemas multienergéticos debido a su capacidad de ser almacenado por tiempos mucho
mayores que baterías, además de tener la habilidad de compensar las variaciones estaciona-
les en la generación renovable [28]-[31]. En este sentido, en [32], se propone un modelo de
optimización lineal de enteros mixtos para el diseño óptimo de sistemas multienergéticos a
escala de distrito con capacidad de almacenamiento estacional de hidrógeno. El problema no
se considera flujos de redes, ni costos de infraestructura de ellas. Lo novedoso del modelo es
que captura la incertidumbre en los datos de entrada y realiza simulaciones de Monte Carlo
para análisis de sensibilidades. Cabe destacar que se resuelve la operación para todas las
horas de un año, lo que implica elevados costos computacionales.

En [33] se propone un modelo de sistema energético integrado, capaz de producir, alma-
cenar y utilizar hidrógeno. El modelo utiliza una combinación de enfoques de optimización
estocásticos y robustos. Un aspecto relevante de este trabajo es que incorpora un modelo de
almacenamiento estacional de hidrógeno a la vez que se reduce la dimensión temporal del
problema bajo una formulación de días típicos. Por otro lado, incorpora una representación
lineal de los flujos AC en la red activa de distribución sin pérdidas. La metodología es aplicada
sobre la red de prueba IEEE-33 Power System.

Las principales conclusiones obtenidas por los autores refuerzan y demuestran el valor de
la planificación integrada por sobre la planificación de los vectores energéticos tratados de
forma independiente. Por otra parte, se han generado modelos y formulaciones simplificadas
que permiten estimar de manera correcta los costos de inversión y operación requeridos para
una transición a sistemas menos contaminantes. El hidrógeno verde ha tomado una mayor
relevancia en los estudios más recientes gracias a su capacidad de almacenamiento estacional,
este punto será interesante de contrastar con los resultados obtenidos en este trabajo, ya que
podría ser una solución poco competitiva con los precios de mercado actuales.

En cuanto al modelamiento de sistemas integrados, la representación para tecnologías se
basa principalmente en relaciones de eficiencia y poderes caloríficos para la transformación de
un vector de energía a otro. Uno de los desafíos más relevantes es la representación los flujos y
de las redes de distribución tanto eléctrica como térmicas. Aquellos modelos muy detallados
en cuanto a la operación y dinámica de los flujos limitan su escalabilidad y reproducibilidad,
dadas las ecuaciones no lineales presentes.

Una forma de reducir la complejidad y tiempo de resolución a la vez que se mantiene la
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representatividad, son los días y semanas típicas, que reducen considerablemente la cantidad
de variables de decisión. El principal desafío en esta representación ha sido el acople temporal
de los días y semanas típicas y su compatibilidad al incorporar tecnologías de almacenamiento
de corto y mediano plazo.

Si bien existen importantes avances en la planificación y operación óptima de los siste-
mas multienergéticos, los modelos existentes que incorporan restricciones operativas bastante
detalladas y escenarios estocásticos no consideran decisión sobre las inversiones en las tecno-
logías y redes. Por otro lado, los modelos de optimización que toman decisiones de inversión
son tratados de forma uninodal o bien, con restricciones muy simplificadas en redes eléctricas,
por ejemplo, considerando flujos DC o flujos AC sin pérdidas.

En cuanto a tecnologías de calefacción, la leña no ha sido modelada como una vía de
suministro de energía térmica, donde se pueda optimizar su uso considerando su costo de
operación y factores de emisión. Es importante tener en cuenta que la leña juega un rol
patagónico en Chile, ya que en promedio representa en torno a un 40% del total de la
demanda de energía residencial a nivel nacional [34].

Gran parte de los modelos presentados en esta revisión bibliográfica han sido aplicados a
casos de estudio de sistemas ficticios, lo que imposibilita evaluar y cuantificar los impactos de
las soluciones en términos económicos y ambientales en sistemas reales respecto a su situación
actual.

En este sentido, el modelo y análisis propuesto a continuación significa un avance en el
estado del arte, ya que es capaz de integrar la leña como vía de suministro de energía térmica,
la cual puede ser reemplazada de forma total o parcial mediante tecnologías de generación y
almacenamiento, desplazando relevantes cantidades de emisiones de material particulado.

Por otra parte, además de lograr integrar distintos vectores energéticos, el modelo es capaz
de optimizar decisiones de inversión y operación, considerando un detallado modelamiento
de las redes y flujos eléctricos.

El modelo pudo ser aplicado a un caso de estudio de un sistema real, lo que permite
cuantificar el impacto del desplazamiento de emisiones de material particulado y de CO2 a
una problemática real.
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Capítulo 3

Metodología

En este capítulo se presenta la formulación matemática del problema de optimización.
En primer lugar, se definen los conjuntos, variables y parámetros presentes en el modelo,
junto a su nomenclatura, una breve descripción y su unidad de medida. Luego, se realiza
una descripción general del modelo con sus principales características, para luego, pasar
directamente a la definición de la función objetivo y las restricciones del modelo matemático.

3.1. Nomenclatura

3.1.1. Abreviatura
ASHP Bombas de calor eléctricas del tipo air source (tamaño residencial).
Aux Calefactor eléctrico auxiliar
BS Sistema de almacenamiento en baterías
CHP Cogeneración en base a gas natural
Dam Hidroeléctrico de embalse
DWH Agua caliente sanitaria
EHB Caldera de hidrógeno de usuario final
ENS Energía no suministrada
FW Leña para combustión de usuario final
GLP Gas licuado de petróleo de usuario final
GNL Gas natural licuado para cogeneración
HB Caldera de hidrógeno distrital
HCHP Cogeneración en base a hidrógeno
HP Bomba de calor distrital (también del tipo air source)
HS Sistema de almacenamiento de hidrógeno
HT Calefacción
Oil Diésel
PV Fotovoltaico
P2G Electrolizador
ROR Hidroeléctrico de pasada
WT Eólico
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3.1.2. Conjuntos y sub-índices
c ∈ C Índice y conjunto de combustibles: FW, GLP, GNL,Oil.
d ∈ D Índice y conjunto de días representativos.
g ∈ G Índice y conjunto de generadores de energía eléctrica.
h ∈ H Índice y conjunto de generadores de energía térmica.
j ∈ J̄ Índice y conjunto de tuberías de transporte de agua caliente entre

zonas.
k ∈ K̄ Índice y conjunto de tuberías de hidrógeno entre zonas.
l ∈ L̄ Índice y conjunto de líneas de media tensión entre zonas.
n ∈ N Índice y conjunto de zonas de la red.
p ∈ P Índice y conjunto de demandas térmicas: calefacción (HT), agua

caliente sanitaria (DHW), térmica total (TOT).
r ∈ R ⊂ G Índice y conjunto de tecnologías de generación renovable.
t ∈ T Índice y conjunto de horas.
s ∈ S Índice y conjunto de escenarios.

3.1.3. Parámetros
Parámetro Descripción Unidad
Bsh

n Susceptancia en zona n S
COPt Eficiencia de bombas de calor en la hora t. -
CEc Factor de emisión de CO2 por uso de combustible c tonCO2/

MWh
CET Límite anual de emisiones de CO2 ton
PMT Límite anual de emisiones de MP ton
DHN

j Longitud de tubería de agua caliente sanitaria j a instalar
(entre zonas)

km

DGN
k Longitud de tubería de transporte de hidrógeno k a instalar

(entre zonas)
km

Hmax
n Demanda térmica máxima en la zona n MW

HD
n,t Demanda térmica total en la zona n, en la hora t MW

HDFW
n,t Demanda térmica de leña en la zona n, en la hora t MW

HDGLP
n,t Demanda térmica de GLP en la zona n, en la hora t MW

hp,n,t Perfil normalizado de demanda térmica de consumo de p, en
zona n, en la hora t.

%

HV GNL Poder calorífico superior de gas natural kcal/kg
HV H2 Poder calorífico superior de hidrógeno kcal/kg
Im,n Capacidad de corriente máxima de línea que une las zonas m

y n.
A

Kmn Longitud total de las calles en la zona n km
NDays

d Cantidad de días representados por el día d.
L
H2,vol Límite de porcentaje volumétrico de hidrógeno en mezcla con

gas natural
%

NCHP Factor de disponibilidad de cogenerador. %
PD
n,t Demanda de potencia activa la zona n, en la hora t MW
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Parámetro Descripción Unidad
PFDam

n,s,d Factor de planta para el embalse en la zona n, en el escenario
s y en el día representativo d.

%

PM Factor de emisión de material particulado por uso de leña kgMP/m3
˜Pm,n Puntos de potencia activa predefinidos para línea que une las

zonas m y n
MW

˜Qm,n Puntos de potencia reactiva predefinidos para línea que une
las zonas m y n

MVAr

QD
n,t Demanda de potencia reactiva la zona n, en la hora t MW

Rg Rampa de toma o desprendimiento de carga máxima para el
generador g

MW/h

Rm,n Resistencia de línea que une las zonas m y n Ohm
Xm,n Reactancia de línea que une las zonas m y n Ohm
Sm,n Capacidad aparente de línea eléctrica entre zonas m,n MVA
V ,V Valores máximo y mínimo de voltaje en cada zona de la red

eléctrica
V

αr,s,t Disponibilidad del recurso renovable r en el escenario s, hora
t.

%

ηeCHP Eficiencia eléctrica de tecnología de cogeneración. %
ηhCHP Eficiencia térmica de tecnología de cogeneración. %
ηh Eficiencia térmica de tecnología h. %
ηloss Fracción de autodescarga de almacenamiento de hidrógeno. %
ηP2G Eficiencia de electrolizador. %
ηBS Eficiencia de carga de baterías. %
ηHS Eficiencia de carga de tecnología de almacenamiento de hidró-

geno.
%

πFW Costo de leña USD/
MWh

πGLP Costo de gas licuado de petróleo USD/
MWh

πGNL Costo de gas natural licuado USD/
MWh

πHLL Costo de energía térmica no suministrada USD/
MWh

πkmDx Costo de inversión anualizado por kilómetro de red eléctrica
de baja tensión

USD/
km/año

πkmHN Costo de inversión anualizado por kilómetro de red de cale-
facción distrital

USD/
km/año

πkmGN Costo de inversión anualizado por kilómetro de red de trans-
porte de hidrógeno

USD/
km/año

πI
g Costo de inversión anualizado de tecnología de generación

eléctrica g
USD/
MW/año

πIGN Costo de inversión anualizado de red de transporte de gas
entre zonas

USD/km/
MW/año

πI
h Costo de inversión anualizado de tecnología de generación tér-

mica h
USD/
MW/año
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Parámetro Descripción Unidad
πIHN Costo de inversión anualizado de red de transporte de agua

caliente entre zonas
USD/km/
MW/año

πI
l Costo de inversión anualizado línea de refuerzo de media ten-

sión l
USD/año

πIP2G Costo de inversión anualizado de electrolizador USD/
MW/año

πIBS Costo de inversión anualizado de baterías USD/
MW/año

πIHS Costo de inversión anualizado de tecnología de almacenamien-
to de hidrógeno

USD/
MW/año

πO
g Costo variable de tecnología de generación g USD/MW
πPLL Costo de energía eléctrica no suministrada USD/MW
ρs Probabilidad de ocurrencia del escenario s. %
τBS Duración de almacenamiento de energía en baterías h
τHS Duración de almacenamiento de energía en forma de hidró-

geno
h

3.1.4. Variables
Variable Descripción Unidad
CFW

n,s,t Consumo de leña en la zona n, escenario s y hora t MW
CGLP

n,s,t Consumo de GLP en la zona n, escenario s y hora t MW
f gas
k,s,t Flujo de gas transportado por tubería k en escenario s y hora

h
MW

F gas
k Capacidad de tubería k de hidrógeno MW
fheat
j,s,t Flujo de gas transportado por tubería j en escenario s y hora

h
MW

F heat
j Capacidad de tubería j de agua caliente MW
GGNL

n,s,t Gas natural consumido por el CHP en la zona n, escenario s
y hora t

MW

Gh,n,s,t Hidrógeno consumido por tecnología h, en la zona n, escenario
s y hora t

MW

GP2G
n,s,t Hidrógeno producido por electrolizador en la zona n, escenario

s y hora t
MW

GHSE0
n,s,d Hidrógeno almacenado al comienzo del día representativo d,

en la zona n, escenario s y hora t
MWh

Hh,n,s,t Potencia térmica generada por tecnología h en la zona n, es-
cenario s y hora t

MW

Hendu
n,s,t Demanda térmica abastecida por tecnologías de usuario final

en la zona n, escenario s y hora t
MW

Hdhn
n,s,t Demanda térmica abastecida de manera distrital en la zona

n, escenario s y hora t
MW

Hh,n Capacidad térmica de tecnología h en la zona n MW
im,n,s,t Variable cuadrática de corriente entre las zonas m y n, en el

escenario s y hora t
A2
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Variable Descripción Unidad
KmDx

n Kilómetros de red de baja tensión a instalar dentro de la zona
n

km

KmGN
n Kilómetros de red de transporte de hidrógeno a instalar dentro

de la zona n
km

KmHN
n Kilómetros de red de calefacción distrital a instalar dentro de

la zona n
km

Pn,s,t Potencia activa neta en zona n, escenario s y hora t MW
Qn,s,t Potencia reactiva neta en zona n, escenario s y hora t MVAr
Ph,n,s,t Consumo eléctrico de tecnología h, en zona n, escenario s y

hora t
MW

P P2G
n,s,t Consumo eléctrico de electrolizador en zona n, escenario s y

hora t
MW

Pg,n,s,t Potencia activa generada por tecnología g en la zona n, esce-
nario s y hora t

MW

Qg,n,s,t Potencia reactiva generada por tecnología g en la zona n, es-
cenario s y hora t

MVAr

Pg,n Capacidad eléctrica de generador g en la zona n MW
,HLL

n,s,t Demanda eléctrica no suministrada en la zona n, escenario s
y hora t

MW

PLL
n,s,t Demanda térmica no suministrada en la zona n, escenario s

y hora t
MW

Pm,n,s,t Potencia activa en línea que une las zonas m y n, en el esce-
nario s y hora t

MW

Qm,n,s,t Potencia reactiva en línea que une las zonas m y n, en el
escenario s y hora t

MVAr

P P2G
n Capacidad eléctrica de electrolizador en la zona n MW
PHS
n,s,t Potencia neta de tecnología de almacenamiento de hidrógeno

en la zona n, escenario s y hora t
MW

PHS+
n,s,t Potencia de carga de tecnología de almacenamiento de hidró-

geno en la zona n, escenario s y hora t
MW

PHS−
n,s,t Potencia de descarga de tecnología de almacenamiento de hi-

drógeno en la zona n, escenario s y hora t
MW

PBS
n,s,t Potencia neta de batería en la zona n, escenario s y hora t MW
PBS+
n,s,t Potencia de carga de batería en la zona n, escenario s y hora

t
MW

PBS−
n,s,t Potencia de descarga de batería en la zona n, escenario s y

hora t
MW

PHSE
n,s,t Energía almacenada por la tecnología de almacenamiento de

hidrógeno en la zona n, escenario s y hora t
MWh

PBSE
n,s,t Energía almacenada por batería en la zona n, escenario s y

hora t
MWh

QBS
n,s,t Potencia reactiva inyectada por batería en la zona n, escenario

s y hora t
MVAr

PBS
n Capacidad de batería en la zona n MW
PHS
n Capacidad de almacenamiento de hidrógeno en la zona n MW
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Variable Descripción Unidad
vn,s,t Variable cuadrática de voltaje en la barra asociada a zona n,

en el escenario s y hora t
V 2

µl Variable binaria, 1 si decide reforzar la línea de media tensión
l

-
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3.2. Descripción general

Se propone un modelo basado en optimización matemática que toma decisiones de inver-
sión y operación. El modelo es de optimización estocástica de dos etapas. Las decisiones de
inversión, que se toman en la primera etapa, son las capacidades de las tecnologías que su-
ministran electricidad, calor e hidrógeno, junto a la capacidad de las redes para el transporte
y distribución de cada vector energético, mientras que las decisiones de operación, que se to-
man en la segunda etapa, son la operación de las tecnologías de generación de cada vector de
energía y almacenamiento en los distintos escenarios estocásticos. La fuente de incertidumbre
proviene de escenarios hidrológicos y escenarios de disponibilidad de recurso eólico.

El fin del modelo es minimizar los costos de inversión y costos esperados de operación a
través de un año. Al utilizar esta representación temporal, se permite capturar estaciona-
lidades de demanda, temperaturas y recursos primarios con mayor detalle manteniendo la
escalabilidad del modelo, pero sin considerar un crecimiento de la demanda. Las conclusiones
obtenidas en este ejercicio se pueden extrapolar a un mayor horizonte de tiempo, considerando
una proyección de la demanda proporcional a la considerada en el primer año y planificando
dichos requerimientos.

El horizonte de tiempo se configura a través de un día representativo por cada mes del año
con resolución horaria, de forma de capturar la variación horaria y mensual de las demandas
y de los recursos renovables. Si bien estos días son independientes y desacoplados tempo-
ralmente entre ellos, el modelo permite el almacenamiento estacional de hidrógeno llevando
energía de un mes a otro. Por su parte, los embalses permiten el manejo del agua dentro del
día, pero no a través de los meses, dada su baja capacidad de almacenamiento, restringidos
por factores medioambientales y sociales en la zona del caso de estudio.

Una de las características más importantes de este modelo es que captura varios vecto-
res energéticos, particularmente redes de electricidad, redes de calor y redes de hidrógeno.
Además, el modelo representa los flujos eléctricos mediante una formulación AC, es decir,
considerando tanto potencias activas como reactivas. Esto es posible mediante una convexi-
ficación de las ecuaciones de flujo eléctrico que permiten escribir el modelo de la forma lineal
entero mixto.

En la figura 3.1, se presenta un diagrama de las interacciones entre los vectores energéticos
y las tecnologías que los acoplan. Como se observa, la demanda de energía térmica puede
ser abastecida mediante una red de calefacción distrital, una red de hidrógeno con calderas
conectadas en el usuario final y mediante bombas de calor aerotérmicas junto a calefactores
eléctricos conectados al usuario final. Estas alternativas en su conjunto buscan desplazar de
forma total o parcial el uso de leña y gas licuado de petróleo de acuerdo con los límites de
emisiones de C02 y material particulado anuales que se buscan alcanzar.

La red distrital puede ser suministrada mediante bombas de calor aerotérmicas de tamaño
industrial, cogeneradores en base a gas natural e hidrógeno, y calderas de hidrógeno. No se
consideran pérdidas de energía térmica en las redes distritales.

Los requerimientos de energía eléctrica son abastecidos por generadores convencionales,
renovables y baterías. La demanda de hidrógeno y su almacenamiento es abastecida por
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equipos electrolizadores. De esta forma, existen interacciones entre los vectores energéticos
electricidad-calor, hidrógeno-calor y electricidad-hidrógeno.

En la sección de Anexos de este documento se describen brevemente algunas de las tec-
nologías más relevantes incorporadas en el modelo.

District heat network

H2 boiler

CHP

H2 Network End-user
H2 boiler

End-user
Heat pump

Electrical heat
resistor

Renewables

Battery

H2 Storage

Electrolizer

GNL imports

Heat pump

Firewood

Heat and power demand

MV Grid LV Grid

H2-CHP GLP

Figura 3.1: Diagrama de las interacciones de los vectores energéticos.
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3.3. Modelo matemático

3.3.1. Función objetivo

La función objetivo busca minimizar el costo anualizado de inversión y el costo esperado
de operación a través de 1 año. Cada escenario tiene asignada una probabilidad de ocurrencia.
Cabe destacar, que el modelo considera la infraestructura y tecnologías ya existentes.

FO = min

{
Inv +

∑
s∈S

∑
t∈T

ρsOpes,t

}
(3.1)

Los costos de inversión totales incluyen la inversión en tecnologías de generación térmica,
eléctrica y de hidrógeno, además de almacenamiento en baterías y en estanques de hidrógeno.
También, se consideran los costos de inversión en redes entre zonas y de distribución de energía
dentro de cada zona para cada vector de energía. Para las redes entre zonas, la variable de
decisión corresponde a la capacidad del enlace (dado que el largo es ya conocido), mientras
que, para las redes dentro de la zona, la variable de decisión corresponde a los kilómetros de
redes a instalar.

Inv =
∑

h∈H,n∈N

πI
hHh,n +

∑
g∈G,n∈N

πI
gPg,n +

∑
n∈N

πIBSPBS
n +

∑
n∈N

πIHSPHS
n +

∑
n∈N

πIP2GP P2G
n +∑

n∈N

πkmDxKmDx
n +

∑
n∈N

πkmHNKmHN
n +

∑
n∈N

πkmGNKmGN
n +∑

j∈J̄

πIHNDHN
j F heat

j +
∑
k∈K̄

πIGNDGN
k F gas

k +
∑
l∈L̄

πI
l µl

(3.2)

Los costos de operación se componen de los costos variables de generadores eléctricos,
costos de consumo de leña, gas licuado de petróleo, gas natural y costos de energía no sumi-
nistrada tanto eléctrica como térmica.

Opes,t =
∑

n∈N,g∈G

πO
g Pg,n,s,t +

∑
n∈N

πGLPCGLP
n,s,t +

∑
n∈N

πFWCFW
n,s,t +

∑
n∈N

πGNLGGNL
n,s,t +∑

n∈N

πPLLPLL
n,s,t +

∑
n∈N

πHLLHLL
n,s,t;

∀s ∈ S, t ∈ T

(3.3)

3.3.2. Ecuaciones de balance

La ecuación 3.4 representa el balance del vector de energía eléctrica. La potencia activa
neta en cada zona corresponde a la demanda total menos la generación y la energía no
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suministrada. La demanda total corresponde a la suma de la demanda eléctrica actual y las
potenciales demandas eléctricas para calefacción y síntesis de hidrógeno. La generación total
de potencia activa está dada por la suma de los generadores diésel, generación renovable,
baterías y cogeneración. Por su parte, la ecuación 3.5 indica que la potencia reactiva neta en
cada zona es igual a la demanda de reactivos en la zona menos la inyección de reactivos por
parte de los generadores y baterías.

Pn,s,t = PD
n,t +

∑
h∈{Aux,HP,ASHP}

Ph,n,s,t + P P2G
n,s,t − PLL

n,s,t − PBS
n,s,t −

∑
g∈G

Pg,n,s,t;

∀n ∈ N, s ∈ S,∀t ∈ T
(3.4)

Qn,s,t = QD
n,t −QBS

n,s,t −
∑
g∈G

Qg,n,s,t; ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.5)

Para el vector de energía térmica, la demanda puede ser abastecida por medio de una red
distrital suministrada por cogeneradores de gas natural, cogeneradores de hidrógeno, calderas
de hidrógeno y bombas de calor de tamaño industrial; o bien, mediante tecnologías conectadas
directamente al usuario final, tales como calderas de hidrógeno de tamaño residencial, bombas
de calor eléctricas, estufas a leña, calefactores eléctricos convencionales y calderas de gas
licuado de petróleo.

En la ecuación de balance de energía distrital se permite el intercambio bidireccional de
flujos de energía entre dos localidades, como lo muestra la ecuación 3.8. Dichos flujos no
pueden exceder la capacidad del enlace térmico (ecuación 3.9).

HD
n,t −HLL

n,s,t = Hdhn
n,s,t +Hendu

n,s,t ; ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.6)

Hendu
n,s,t =

∑
h∈{ASHP,FW,EHB,aux,GLP}

Hh,n,s,t; ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.7)

Hdhn
n,s,t =

∑
h∈{CHP,HCHP,HB,HP}

Hh,n,s,t +
∑

j∈Fromn

fheat
j,s,t −

∑
j∈Ton

fheat
j,s,t ;

∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T
(3.8)

−F heat
j ≤ fheat

j,s,t ≤ F heat
j ; ∀j ∈ J̄ ,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.9)
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Para el vector energético del hidrógeno, se considera que la suma del hidrógeno producido
por el electrolizador junto a la potencia neta del almacenamiento debe ser igual al hidrógeno
consumido por las calderas y el cogenerador como muestra la ecuación 3.10. Se permite el
intercambio de flujos de gas entre zonas, sujetos a la capacidad máxima de la tubería a
instalar, según la ecuación 3.11.

GP2G
n,s,t + PHS

n,s,t =
∑

h∈{CHP,EHB,HCHP,HB}

Gh,n,s,t +
∑

k∈Fromn

f gas
k,s,t −

∑
k∈Ton

f gas
k,s,t;

∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T
(3.10)

−F gas
k ≤ f gas

k,s,t ≤ F gas
k ; ∀k ∈ K̄,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.11)

3.3.3. Flujos en redes de media tensión

Se realiza la siguiente formulación de los flujos eléctricos AC en las redes de media tensión
que conectan las ciudades y los puntos de generación, en base a variables cuadráticas del
voltaje (vn,s,t) en cada zona y de corriente en cada línea de la red (im,n,s,t).

El voltaje en cada zona está acotado por un valor mínimo y un valor máximo. Por su
parte, la corriente en cada línea está limitada a su capacidad de corriente máxima.

La ecuación 3.16 relaciona los voltajes entre dos zonas consecutivas mediante los flujos y
pérdidas de potencia activa y reactiva a través de la línea que los conecta y sus parámetros
eléctricos.

La ecuación 3.17 define el flujo de potencia activa en la línea que une las zonas m y n
como la potencia neta del punto de llegada de la línea (n), una componente de pérdidas
proporcional a la resistencia eléctrica de la línea, y la suma de los flujos que llegan a la zona
n desde otros puntos de la red menos los flujos que van desde la zona n a otros puntos de la
red. De forma análoga, la ecuación 3.18 define el flujo de potencia reactiva en la línea que
une ambas zonas.

im,n,s,t = |Im,n,s,t|2; ∀(m,n) ∈ N ×N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.12)

im,n,s,t ≤ I
2

m,n; ∀(m,n) ∈ N ×N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.13)

vn,s,t = |Vn,s,t|2; ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.14)
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V 2 ≤ vn,s,t ≤ V
2
; ∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.15)

vn,s,t = vm,s,t − 2(Rm,nPm,n,s,t +Xm,nQm,n,s,t) + im,n,s,t(R
2
m,n +X2

m,n);

∀(m,n) ∈ N ×N,∀s ∈ S,∀t ∈ T
(3.16)

Pm,n,s,t = Pn,s,t +Rm,nim,n,s,t +
∑

fr n=i

Pi,j,s,t −
∑

to n=j

Pi,j,s,t;

∀(m,n) ∈ N ×N,∀s ∈ S,∀t ∈ T
(3.17)

Qm,n,s,t = Qn,s,t +Xm,nim,n,s,t +Bsh
n vn,s,t +

∑
fr n=i

Qi,j,s,t −
∑

to n=j

Qi,j,s,t;

∀(m,n) ∈ N ×N,∀s ∈ S,∀t ∈ T
(3.18)

La formulación anterior se completa con las siguientes ecuaciones no lineales. La ecuación
3.19 modela la capacidad de potencia aparente de las líneas, mientras que la ecuación 3.20
relaciona los flujos de potencia con el voltaje en la zona emisor y corriente en la línea.

P 2
m,n,s,t +Q2

m,n,s,t ≤ Sm,n
2
; ∀(m,n) ∈ N ×N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.19)

vn,s,t · im,n,s,t ≥ P 2
m,n,s,t +Q2

m,n,s,t; ∀(m,n) ∈ N ×N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.20)

Con el objetivo de mantener la escalabilidad del modelo y un tiempo computacional no
muy elevado, se busca que el modelo sea completamente lineal. Por lo tanto, las ecuaciones
3.19 y 3.20, se aproximan a las ecuaciones lineales 3.21 y 3.22 respectivamente, mediante
rectas y planos tangentes.

−−αPm,n,s,t + Sm,n√
1− α2

≤ Qm,n,s,t ≤
−αPm,n,s,t + Sm,n√

1− α2
; ∀(m,n) ∈ N ×N,

∀s ∈ S,∀t ∈ T,∀α ∈ (−1, 1)

(3.21)

Ṽnim,n,s,t ≥ ˜Pm,n
2

+ ˜Qm,n
2

+ 2 ˜Pm,n(Pm,n,s,t − ˜Pm,n) + 2 ˜Qm,n(Qm,n,s,t − ˜Qm,n);

∀(m,n) ∈ N ×N,∀s ∈ S,∀t ∈ T
(3.22)
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Con Ṽn = 1[p.u.] y con ˜Pm,n y ˜Qm,n distintos puntos predefinidos (conjunto de puntos
factibles operacionalmente, es decir que respeten los límites de capacidad de la línea) para
cada línea tales que:

˜Pm,n
2

+ ˜Qm,n
2 ≤ Sm,n

2 ∀(m,n) ∈ N ×N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.23)

3.3.4. Redes de distribución de energía

Se asume que la demanda de energía térmica se distribuye de forma uniforme en las calles
dentro de cada ciudad. Bajo el supuesto anterior, cada kilómetro de red a instalar abastece
una fracción de la demanda térmica punta de la ciudad. Dicha fracción está representada por
la variable de decisión de kilómetros de red a instalar de cada red sobre los kilómetros totales
de las calles de zona en las cuales se distribuye la demanda.

Para el caso de la red distrital, la suma de las capacidades de las tecnologías conectadas a
la red debe ser menor o igual a la fracción de demanda máxima de zona que será abastecida
mediante esta vía [24].

∑
h∈{HP,CHP,HB,HCHP}

Hh,n ≤ KmHN
n

Hmax
n

Kmn

; ∀n ∈ N (3.24)

De forma análoga, la suma de las capacidades de las tecnologías que se conectan a la red
eléctrica de baja tensión debe ser menor o igual a la fracción de demanda que será abastecida
por estas tecnologías. En este caso, la variable de decisión representa los kilómetros de red
de baja tensión que son necesarios reforzar debido a la incorporación de estas nuevas cargas
eléctricas.

∑
h∈{ASHP,Aux}

Hh,n ≤ KmDx
n

Hmax
n

Kmn

; ∀n ∈ N (3.25)

Al instalar calderas a hidrógeno conectadas al usuario final, es necesario instalar una red
de distribución de hidrógeno, capaz de transportar y distribuir el combustible desde los pies
del electrolizador en la zona n hacia los consumidores finales. Bajo el mismo supuesto de las
redes anteriores, la capacidad de las calderas tiene que ser menor o igual a la fracción de
demanda punta que va a ser abastecido por esta vía.

Hh=EHB,n ≤ KmGN
n

Hmax
n

Kmn

; ∀n ∈ N (3.26)
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3.3.5. Generación de energía térmica

La potencia térmica entregada por las bombas de calor aerotérmicas es igual a la potencia
eléctrica consumida multiplicada por su COP (Coeficient of Performance) y está sujeta a
su capacidad máxima. El COP de estas tecnologías varía en función de la temperatura del
lugar, capturando la disminución de su eficiencia en los días más fríos.

Hh,n,s,t = Ph,n,s,tCOPt; ∀h ∈ {ASHP,HP},∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.27)

Hh,n,s,t ≤ Hh,n; ∀h ∈ {ASHP,HP},∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.28)

La potencia térmica entregada por las calderas de hidrógeno es igual al hidrógeno consu-
mido por su poder calorífico superior y está sujeta a su capacidad máxima.

Hh,n,s,t = Gh,n,s,tηh; ∀h ∈ {EHB,HB}, ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.29)

Hh,n,s,t ≤ Hh,n; ∀h ∈ {EHB,HB}, ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.30)

Se incorporan dos modelos de cogeneradores. En el primer modelo están los cogeneradores
híbridos que utilizan como combustible mezclas de hidrógeno y gas natural, cabe destacar que
se permite que no exista hidrógeno en la mezcla siendo puramente gas natural el combustible.
En el segundo modelo están los cogeneradores que utilizan sólo hidrógeno como combustible.

Para ambas tecnologías descritas en el párrafo anterior, la potencia térmica debe ser
menor o igual a la capacidad térmica máxima del cogenerador ponderado por un factor de
disponibilidad de esta tecnología, el cual da cuenta de los mantenimientos anuales de la
máquina según la ecuación 3.31. Las ecuaciones 3.32 y 3.33 indican que potencia eléctrica
y térmica generadas corresponden al consumo del combustible primario ponderado por una
eficiencia eléctrica y térmica respectivamente. La generación entre una hora y otra no puede
ser mayor que una rampa de toma o desprendimiento de carga máximo como muestra la
ecuación 3.34.

Hh,n,s,t ≤ NCHPHh,n; ∀h ∈ {HCHP,CHP},∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.31)

Pg,n,s,t = (GGNL
n,s,t +Gh,n,s,t)η

eCHP ; ∀g ∈ {HCHP,CHP}, h ∈ {CHP},
∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T

(3.32)

22



Hh,n,s,t = (GGNL
n,s,t +Gh,n,s,t)η

hCHP ; ∀h ∈ {CHP},∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.33)

−RgHh,n ≤ Hh,n,s,t−1 −Hh,n,s,t ≤ RgHh,n; ∀g ∈ {CHP},∀h ∈ {CHP},
∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T

(3.34)

Para el caso de cogeneradores híbridos, se tiene que el hidrógeno presente en la mezcla
no puede ser mayor a un porcentaje máximo de dicha mezcla. Este límite se encuentra en
porcentaje de volumen. Debido a que en este trabajo se utilizan unidades de energía, se
convierte dicho límite utilizando los valores de poder calorífico superior del gas natural y del
hidrógeno.

Gh,n,s,t ≤ L
H2,energy

(Gh,n,s,t +GGNL
n,s,t ); h ∈ {CHP},∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.35)

L
H2,energy

=
L
H2,vol

HV H2

(1− LH2,vol
)HV GNL + L

H2,vol
HV H2

(3.36)

3.3.6. Generación y almacenamiento de hidrógeno

El hidrógeno producido por el electrolizador es igual a la potencia activa consumida por
una eficiencia de conversión. Su consumo de potencia se limita a la capacidad eléctrica del
electrolizador.

GP2G
n,s,t = P P2G

n,s,t η
P2G; ∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.37)

P P2G
n,s,t ≤ P P2G

n ; ∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.38)

A continuación, se presenta el modelo de almacenamiento de hidrógeno. Para todo el
conjunto de horas dentro de cada día representativo, la potencia de carga neta (descarga
menos carga) está acotada por la capacidad de carga del estanque de almacenamiento. La
energía contenida en el estanque no puede ser mayor que la potencia máxima de carga por
la duración del almacenamiento en horas. Dentro de cada día representativo y a partir del
segundo bloque horario, la energía contenida en el bloque horario actual se calcula en base a
la energía contenida en la hora anterior más la carga y menos la descarga en la hora actual,
como se muestra en la ecuación 3.42.
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PHS
n,s,t = PHS−

n,s,t − PHS+
n,s,t ; ∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.39)

−PHS
n ≤ PHS

n,s,t ≤ PHS
n ; ∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.40)

PHSE
n,s,t ≤ PHS

n τHS; ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.41)

PHSE
n,s,t = PHSE

n,s,t−1 − PHS−
n,s,t + PHS+

n,s,t η
HS; ∀d ∈ D, ∀n ∈ N,∀s ∈ S,
∀t ∈ {24(d− 1) + 2, .., 24d}

(3.42)

La condición inicial GHSE0
d para cada día representativo (excepto el primero), se calcula

en función de la condición inicial y el estado de carga en la hora 24 del día representativo
anterior, como se muestra en la ecuación 3.43. Luego, la energía en la primera hora de cada
día representativo, está dada por la condición inicial descrita anteriormente, más la carga y
menos la descarga en la primera hora.

GHSE0
n,s,d = (1− ηloss) · (GHSE0

n,s,d−1 +Ndays
d · (PHSE

n,s,t=24d −G
HSE0
n,s,d−1)); ∀d ∈ D, ∀n ∈ N, ∀s ∈ S

(3.43)

PHSE
n,s,t=24(d−1)+1 = GHSE0

n,s,d − P
HS−
n,s,t=24(d−1)+1 + PHS+

n,s,t=24(d−1)+1η
HS; ∀d ∈ D, ∀n ∈ N,∀s ∈ S

(3.44)

Finalmente, se impone que la energía en la hora 24 del último día representativo, debe ser
igual a la energía inicial del primer día, en este caso igual a cero.

PHSE
n,s,t=1 = PHSE

n,s,t=Card(D)·24 = 0; ∀n ∈ N,∀s ∈ S (3.45)

3.3.7. Generación y almacenamiento de energía eléctrica

La ecuación 3.46 modela las centrales con capacidad de regulación y corresponde a un
modelo de cota final conocida. En dicho modelo, la suma de las potencias activas en un con-
junto de horas Tm, no puede ser mayor que la capacidad de generación del embalse ponderada
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por un factor de planta asociado al conjunto de horas y ponderada por la cardinalidad del
conjunto. Este modelo se utiliza en embalses pequeños y medianos en horizontes de tiempo
cortos, decidiendo el movimiento de energía dentro del período (por ejemplo, un día) pero
no el movimiento de energía entre períodos. Dadas las restricciones sociales en el sistema del
caso de estudio, no se consideran embalses de gran capacidad, por lo que se valida el uso de
este modelo.

∑
t∈Td

Pg,n,s,t ≤ Pg,nPF
Dam
n,s,d Card(Tm); ∀d ∈ D, ∀g ∈ {Dam},∀n ∈ N,∀s ∈ S (3.46)

Para las centrales renovables no despachables, la potencia generada en cada hora no puede
ser mayor que la capacidad de la central por un factor de disponibilidad del recurso en dicha
hora.

Pr,n,s,t ≤ Pr,nαr,s,t; ∀r ∈ R, ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.47)

Para las centrales diésel, la potencia generada debe ser siempre menor o igual a su capa-
cidad. Además, la diferencia de potencia entre dos horas consecutivas no puede superar la
rampa de toma o desprendimiento de carga máxima.

Pg,n,s,t ≤ Pg,n; ∀g ∈ {Oil},∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.48)

−RgPg,n ≤ Pg,n,s,t−1 − Pg,n,s,t ≤ RgPg,n; ∀g ∈ {Oil},∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.49)

La carta de operación que relaciona la potencia activa y reactiva de cada generador con su
capacidad se modela según la ecuación 3.50. Al igual que para los límites de transmisión en las
líneas, se definen rectas tangentes que forman la región factible de los puntos de operación de
potencia activa y reactiva. Bajo la hipótesis de que los generadores eólicos y solares buscarán
inyectar el máximo de potencia activa, debido a que se requieren de estrategias de control
más sofisticadas para la inyección de reactivos, se impuso que solo los generadores síncronos
pueden inyectar reactivos, vale decir, los generadores diésel y generadores hidroeléctricos de
pasada y embalse.

−−αPg,n,s,t + Sg,n√
1− α2

≤ Qg,n,s,t ≤
−αP g

n,s,t + Sg,n√
1− α2

∀α ∈ (−1, 1),∀g ∈ G,

∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T
(3.50)
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Para las baterías se utiliza un modelo con duración predeterminada, en el cual la variable
de decisión de inversión es la capacidad de carga o potencia de la batería, es decir, el modelo
decide una potencia para un conjunto acotado de duraciones posibles. La potencia de carga
y descarga deben ser menores que su capacidad. Además, la energía contenida en la batería
debe ser menor o igual que su capacidad multiplicada por el tiempo de duración. La ecuación
3.53 acopla los estados de carga entre dos horas consecutivas. La ecuación 3.55 modela la
cantidad de energía reactiva que puede inyectar la batería de la misma forma que se modela
para los generadores.

PBS
n,s,t = PBS−

n,s,t − PBS+
n,s,t ; ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.51)

−PBS
n ≤ PBS

n,s,t ≤ PBS
n ; ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.52)

PBSE
n,s,t = PBSE

n,s,t−1 − PBS−
n,s,t + PBS+

n,s,t η
BS; ∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.53)

PBSE
n,s,t ≤ PBSτBS; ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.54)

−
−αPBS

n,s,t + SBS
n√

1− α2
≤ QBS

n,s,t ≤
−αPBS

n,s,t + SBS
n√

1− α2
; ∀α ∈ (−1, 1), ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.55)

3.3.8. Seguimiento de perfiles de demanda

Se agregan las siguientes restricciones con el objetivo de que las tecnologías conectadas al
usuario final no puedan operar solo en las demandas punta y que un mismo cliente pueda
tener más de tecnología conectada en su vivienda. La ecuación 3.58 indica que la suma de
las potencias térmicas generadas por las tecnologías conectadas a la red distrital debe seguir
un perfil de demanda térmica. Dicha restricción aplica también para las calderas a hidrógeno
de usuario final y para la suma de las potencias de las bombas de calor residenciales con los
calefactores auxiliares. El perfil que deben seguir estas tres agrupaciones de tecnologías puede
ser el perfil de demanda total, el perfil de agua caliente sanitaria o el perfil de demanda de
calefacción. Para el caso de la leña y del GLP, estos deben seguir sus respectivos perfiles de
demanda actual, es decir, no hay reemplazo entre estos energéticos.

hp,n,t ·
∑

h∈{HP,CHP,HB,HCHP}

Hh,n ≤
∑

h∈{HP,CHP,HB,HCHP}

Hh,n,s,t;

∀p ∈ P, ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T
(3.56)

hp,n,t ·
∑

h∈{Aux,ASHP}

Hh,n ≤
∑

h∈{Aux,ASHP}

Hh,n,s,t; ∀p ∈ P, ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.57)
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hp,n,t ·
∑

h∈{EHB}

Hh,n ≤
∑

h∈{EHB}

Hh,n,s,t; ∀p ∈ P, ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.58)

hp,n,t ·Hh,n ≤ Hh,n,s,t; ∀p ∈ {HT}, h ∈ {FW},∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.59)

hp,n,t ·Hh,n ≤ Hh,n,s,t; ∀p ∈ {DHW}, h ∈ {GLP}, ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.60)

Por otra parte, la leña y GLP utilizados no pueden ser mayor que el actual, para evitar
intercambios entre consumos de leña y GLP que no son factibles (la leña no puede abastecer
la demanda de agua caliente sanitaria).

Hh,n,s,t ≤ HDFW
n,t ; h ∈ {FW},∀n ∈ N, ∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.61)

Hh,n,s,t ≤ HDGLP
n,t ; h ∈ {GLP}, ∀n ∈ N,∀s ∈ S,∀t ∈ T (3.62)

3.3.9. Límite de emisiones

La ecuación 3.63 establece que la suma esperada anual de emisiones de CO2 debido al
uso de diésel, gas natural y gas licuado de petróleo debe ser menor que un límite anual
establecido. De forma análoga, la ecuación 3.64 indica que el material particulado esperado
producido por el uso de leña debe ser menor que el límite anual establecido.

Vale la pena precisar que si bien la leña produce CO2 durante su combustión se considera
para efectos climáticos como carbono neutral, por lo tanto, no se considera en la restricción
de la ecuación 3.63.

∑
s∈S

∑
n∈N

∑
t∈T

ρs(Pg=Oil,n,s,tCEoil +GGNL
n,s,t CEGNL + CGLP

n,s,t CEGLP ) ≤ CET (3.63)

∑
s∈S

∑
n∈N

∑
t∈T

ρsC
FW
n,s,tPM

FW ≤ PMT (3.64)

Los diferentes valores de estos límites definen los casos de estudios que serán presentados
en el próximo capítulo.
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Capítulo 4

Casos de estudio y datos de entrada

El modelo detallado en el capítulo anterior se va a aplicar a una red real ubicada en el
sur de Chile: el Sistema Mediano de Aysén (SMA). Corresponde a uno de los tres sistemas
eléctricos presentes en la Región de Aysén, junto a los Sistemas Medianos de General Carrera
y Palena, los cuales se encuentran aislados del Sistema Eléctrico Nacional chileno.

La región de Aysén está ubicada en la zona austral de Chile, tiene una población en
torno a las 105.000 habitantes y una superficie cercana a los 108 [km2]. Sus principales
actividades económicas son la pesca, ganadería e industria forestal. Su clima es frío oceánico
de bajas temperaturas, con abundantes precipitaciones, fuertes vientos y mucha humedad,
su temperatura media anual es de 8°C aproximadamente.

Como se mencionó en la introducción de esta tesis, el sistema en estudio es relevante y
atractivo de analizar debido a que se caracteriza por una fuerte dependencia del consumo de
leña para calefacción y de gas licuado de petróleo para el abastecimiento de agua caliente
sanitaria, generando niveles muy elevados de material particulado y CO2.

4.1. Casos de estudio

Para un estudio acabado del modelo y estudiar los impactos de los límites de emisiones
de material particulado y CO2 en los costos totales del sistema y en el portafolio óptimo, se
definen los siguientes casos de estudio:

• Caso 0: Se impone que el consumo de leña y consumo de GLP decididos por el optimi-
zador sean iguales al consumo actual. Este ejercicio es equivalente a planificar solamente
el vector energético de la electricidad, restringido a no invertir en nuevas centrales diésel
pero si en renovables y baterías junto a expansión de redes. Este caso es relevante pues
permite obtener las emisiones esperadas de material particulado y CO2 del caso base o
actual.

• Caso 1: No se establecen restricciones de emisiones esperadas de material particulado
y CO2, no obstantex, se elimina la condición del uso de leña y GLP del caso anterior. La
relevancia de este caso es que permite saber si la solución actual, puede ser optimizada
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al realizar la planificación conjunta.
• Caso 2: Se establece un límite de emisiones de CO2 igual a cero y no se restringe el

límite de emisiones de material particulado. Este caso indica el costo del desplazamiento
del GLP y de la generación diésel actual, teniendo un sistema eléctrico 100% renovable.

• Caso 3: Se establece un límite de emisiones de material particulado esperado igual
a una sexta parte del resultante del caso 0 y un límite de emisiones de CO2 igual
a la mitad de las emisiones de este gas respecto al caso 0. El límite de emisiones
de material particulado establecido representa de manera simplificada una reducción
de estas emisiones a niveles recomendados por la OMS en términos de salud de los
habitantes. Por otra parte, se busca también la reducción de emisiones de CO2 del
caso actual (evitando el uso intensivo de la generación diésel existente para generación
eléctrica).

• Caso 4: En este caso se restringe a cero las emisiones esperadas de material particulado
y no se restringen las emisiones de CO2. Este caso es relevante para analizar el costo
del reemplazo total del uso de leña. Por otra parte, al compararlo con el caso 2, permite
establecer el consumo de energía térmica que es más costoso de reemplazar.

• Caso 5: En este caso de estudio se impone límite cero tanto a las emisiones de mate-
rial particulado como a las emisiones de CO2. Este caso representa un sistema 100%
renovable y libre de todo tipo de emisiones.

4.2. Datos de entrada

4.2.1. Redes existentes

Cabe destacar que el modelo incluye como datos de entrada la capacidad de la infraes-
tructura ya existente, sin asignarle un costo de inversión adicional, tanto para tecnologías de
generación térmica como eléctrica.

Actualmente el sistema del caso de estudio cuenta solamente con red eléctrica, es decir,
no posee redes de calefacción distrital, redes de gas, ni terminales de regasificación de gas
natural licuado. Los principales combustibles utilizados en la región son el diésel y gas licuado
de petróleo. Además, como se ha mencionado con anterioridad, la leña es el principal medio
para calefacción, mientras que el gas licuado de petróleo es el principal combustible para el
suministro de agua caliente sanitaria.

La distribución geográfica del sistema eléctrico existente se presenta en la figura B.1 en
la sección de Anexos. La capacidad instalada se compone de: dos centrales hidroeléctricas
de pasada de 6.8 y 3 [MW] denominadas “Puerto Aysén” y “Monreal” respectivamente, la
primera ubicada en la ciudad homónima y la segunda al sur de la ciudad de Coyhaique; una
central hidroeléctrica de 11 [MW] con capacidad de regulación denominada “Lago Atravesa-
do” ubicada al sur de la ciudad de Coyhaique; una central eólica de 3.78 [MW] ubicada en
el sector de “Alto Baguales”; centrales diésel cuya capacidad suma 32.3 [MW] distribuidas
en las localidades de Puerto Chacabuco, Puerto Aysén, Coyhaique, Villa Mañihuales y Puer-
to Ibáñez. Además, se considerará como existente la central hidroeléctrica de pasada “San
Víctor” de 3 [MW], dado que la fecha de entrada para su operación está programada para
Agosto de 2021.
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Figura 4.1: Diagrama unilineal completo

La topología del sistema eléctrico es radial, con largas líneas de media tensión entre los
principales puntos de generación y demanda del sistema, por lo tanto, los perfiles de voltaje
y la presencia de potencia reactiva no es despreciable. Esto hace válido y necesario el modelo
convexo de flujos eléctricos AC presentado en el capítulo 3 de este documento.

4.2.2. Redes y tecnologías candidatas

En la figura 4.1 se presenta un diagrama unilineal que considera tanto la infraestructura
existente como las tecnologías y redes candidatas del sistema completo. Se definieron tres
macrozonas en base a las distancias físicas entre las zonas que representan las ciudades y los
puntos de generación.

En la figura 4.2 se identifica la macrozona 1, que contempla las ciudades de Puerto Aysén
y Puerto Chacabuco. Las centrales y redes candidatas para esta zona son:

• Central eólica en Puerto Aysén junto a baterías.
• Generación solar en la ciudad de Chacabuco.
• Central de cogeneración en base a gas natural
• Central de cogeneración en base a hidrógeno verde.
• Red de calefacción distrital dentro de cada zona.
• Bombas de calor y calefactores eléctricos convencionales en cada ciudad, junto a refuerzo

de la red de baja tensión.
• Electrolizador y almacenamiento de hidrógeno en Puerto Aysén.
• Red de distribución de hidrógeno y calderas de usuario final en cada zona.
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• Red de hidrógeno entre ambas ciudades.
• Red de calor entre ambas zonas.
• Refuerzo de la línea eléctrica entre ambas zonas.

Figura 4.2: Diagrama unilineal Macrozona 1

En la figura 4.3 se identifica la macrozona 2, que considera la ciudad de Coyhaique,
representada por la zona "Tehuelche"que concentra las demandas, junto a las zonas en que
se encuentran las centrales Monreal, Lago Atravesado y Alto Baguales. Para esta macrozona,
las tecnologías y redes consideradas son:

• Central eólica en Alto Baguales y baterías.
• Central hidroeléctrica de pasada en Monreal.
• Central hidroeléctrica de embalse en Lago Atravesado.
• Generación solar en Coyhaique.
• Refuerzo de todas las líneas existentes entre las zonas.
• Electrolizador y almacenamiento de hidrógeno en Alto Baguales.
• Red de hidrógeno entre Alto Baguales y Coyhaique.
• Red de distribución de hidrógeno y calderas de usuario final en Coyhaique.
• Central de cogeneración en base a gas natural
• Central de cogeneración en base a hidrógeno verde.
• Red de calefacción distrital en Coyhaique.
• Bombas de calor y calefactores eléctricos convencionales en Coyhaique junto a refuerzo

de la red de baja tensión.

Finalmente, en la figura 4.4 se identifica la macrozona 3, que comprende las localidades
de Villa Ortega, Mañihuales y Ñirehuao. Cabe destacar que la zona de Villa Ortega se con-
sidera solamente como un intermediario en el cual no existe demanda ni generación. En esta
zona, debido a su baja densidad de demanda térmica y las largas longitudes entre ellas, se
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Figura 4.3: Diagrama unilineal Macrozona 2

consideran como candidatas bombas de calor de usuario final, junto a calefactores eléctricos
convencionales y refuerzo de la red eléctrica de baja tensión en las zonas de demanda. Al
igual que en las zonas anteriores, se considera la opción de reforzar las líneas eléctricas que
interconectan las zonas mediante el refuerzo de líneas en paralelo.

Figura 4.4: Diagrama unilineal Macrozona 3

Es importante destacar que para la interconexión entre las tres macrozonas, solo se con-
sidera la posibilidad de reforzar las líneas eléctricas existentes mediante líneas en paralelo,
es decir, línea de refuerzo entre Puerto Aysén-Alto Baguales, y entre Alto Baguales-Villa
Ortega.

4.2.3. Perfiles de demandas

El perfil de la demanda eléctrica total para cada día representativo se presenta en la figura
4.5. Los perfiles fueron obtenidos en base al estudio de “Tarificación de los Sistemas Medianos
de la Comisión Nacional de Energía para el período 2018-2022” [35] y corresponden a los
perfiles proyectados para el año 2020 (año de simulación). Dichos datos son horarios anuales,
por lo que se obtuvieron días representativos como días promedio para cada mes. Además,
ya se encuentran desagregados en las zonas de demanda, es decir, se encuentran distribuidos
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entre las localidades de Puerto Aysén, Chacabuco, Mañihuales, Ñirehuao y Coyhaique (zona
Tehuelche).

Figura 4.5: Perfiles de demanda eléctrica

El perfil de la demanda térmica total para cada día representativo se presenta en la figura
4.6, cuya área bajo la curva multiplicada por la cantidad de días de cada mes corresponde
a la suma de la demanda térmica anual. Este perfil se compone de la suma de la demanda
térmica para calefacción y demanda térmica para agua caliente sanitaria. A continuación, se
detalla el procedimiento para la generación de los perfiles de cada una de estas demandas.

Demanda de agua caliente sanitaria

En primer lugar, se estimó la demanda anual de agua caliente sanitaria. Para ello, se
obtuvo la demanda de GLP del sector residencial en la región, presentada en el Balance
Nacional de Energía [36]. Se amplificó dicho dato por la proporción de clientes pertenecientes
al sistema mediano de Aysén sobre los clientes totales de la región. Posteriormente, en base
al estudio de [34], se estimó que un 58% de la demanda de GLP está destinado para el uso
de agua caliente sanitaria, de esta forma se descuenta el consumo destinado a cocción de
alimentos, entre otros.

Para obtener el perfil horario mensual de la demanda de agua caliente sanitaria, se to-
maron perfiles horarios anuales normalizados de [37] y se obtuvieron los días representativos
para cada mes como el promedio de los días de cada uno. Luego, se ajustó un parámetro
de amplificación tal que la suma de la demanda de los días representativos ponderada por
el factor 365/12 (número de días que se repite cada hora modelada) fuese igual a la deman-
da anual del sistema. Se desagregó la demanda total en cada zona de carga, en la misma
proporción en la que se distribuye la demanda eléctrica total del sistema.

Demanda de leña

Para el consumo total de leña se obtuvieron los datos del Balance Nacional de Energía, el
cual entrega el consumo regional anual de leña [36]. De forma análoga al consumo de agua
caliente sanitaria, se ponderó por la fracción de clientes de la región que pertenecen al sistema
mediano de Aysén.
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Para la generación de perfiles horarios, en este caso se ajustó un factor H proporcional a
la diferencia entre la temperatura ambiental y una temperatura de confort de 18oC en cada
hora del año, de forma que la demanda en cada hora está dada por la ecuación 4.1. Las
temperaturas en cada hora del año fueron obtenidas de los datos meteorológicos históricos
de la región, utilizando los datos verificados para el año 2018. Dicho factor H debe cumplir
que la suma de la demanda en todas las horas del año debe ser igual a la demanda anual
aproximada en el párrafo anterior. Luego, se procedió a la obtención de los días representativos
y se distribuyó la demanda total en cada zona de carga.

HFwood
t = H · (Tambt − 18o) (4.1)

Figura 4.6: Perfiles de demanda térmica

En la tabla 4.1 se presenta la distribución de la demanda anual eléctrica y térmica total del
sistema en cada una de las zonas identificadas como puntos de demanda. Además, se presenta
la densidad lineal térmica, calculada como la suma de la demanda anual de calefacción y de
agua caliente sanitaria sobre la longitud de las calles en las cuales se distribuye dicha demanda.

Zona Demanda eléctrica
anual [MWh]

Demanda térmica
anual [MWh]

Largo de
redes [km]

Densidad lineal
térmica [MWh/km]

Chacabuco 21.576 107.520 30 3.584
Puerto Aysén 24.997 124.492 60 2.075
Tehuelche 86.697 431.781 90 4.798
Mañihuales 2.374 11.932 15 795
Ñirehuao 347 1.730 6 288
Total 135.991 677.456 201 3.370

Tabla 4.1: Distribución de la demanda total en cada zona y densidad lineal térmica
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4.2.4. Perfiles de generación renovable

Los perfiles para la generación hidroeléctrica de pasada y los factores de planta mensuales
para las centrales hidroeléctricas con regulación fueron obtenidos a partir de los anexos
presentados por la empresa Edelaysen para el estudio “Tarificación de los Sistemas Medianos
de la Comisión Nacional de Energía para el período 2018-2022” [35]. En estos archivos se
presenta un perfil horario anual para cada central del sistema. Por otro lado, en base a
la hidrología histórica entre los años 1990 y 2016, se obtuvieron tres factores de planta
para cada central, representando el conjunto de los peores escenarios o secos, el conjunto de
escenarios medios y escenarios más húmedos. En base a la cantidad de años que representa
cada escenario sobre el total de años, se determinó la probabilidad de ocurrencia de cada
uno, resultando de un 60%, 30% y 10% para los escenarios húmedo (H1), medio (H2) y seco
(H3) respectivamente.

Los perfiles para la generación solar y eólica fueron obtenidos de los Exploradores Solar [38]
y Eólico [39] respectivamente, pertenecientes al Ministerio de Energía. El perfil de generación
solar es invariante en los escenarios y fue obtenido directamente como día promedio mensual
con resolución horaria desde el explorador. Para la generación eólica se extrajeron perfiles
en base a la data histórica en el período de años 1980-2013 con datos horarios anuales. Con
los datos históricos se construyeron tres perfiles, tomando el de mayor y menor factor de
planta, junto a un perfil cuyo factor de planta fuese igual al factor de planta promedio de la
muestra. Se determinó la probabilidad de ocurrencia de cada escenario en base al número de
repeticiones de cada perfil en términos de factor de planta para los escenarios extremos, y el
resto de la probabilidad fue asignada a el escenario medio, resultando de 1/34, 30/34 y 3/34
para los escenarios de alta (W1), media (W2) y baja (W3) disponibilidad de recurso eólico.

Tomando los 3 escenarios hidrológicos y los 3 escenarios de disponibilidad de viento, se
realizó la combinatoria entre ellos formando 9 escenarios totales, como se muestra en la figura
4.7, en la cual también se presenta la probabilidad de cada uno de ellos, obtenida como la
multiplicación de la probabilidad del escenario eólico e hidrológico que lo conforman.

Figura 4.7: Construcción y probabilidad de escenarios.
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4.2.5. Costos de tecnologías

En la tabla 4.2 se presentan los costos de inversión y costos variables de tecnologías de
generación eléctrica basados en el estudio de [40]. No se consideran costos de operación y
mantenimiento adicionales. Para el caso de las baterías, se asumió un costo por energía de
550 [USD/MWh], con el cual se calcularon los costos de capacidad para baterías de 2 y 4
horas de duración.

Tecnología Costo Inversión Costo Variable Vida útil
[USD/kW] [USD/MWh] [años]

Eólica 1900 - 25
Solar 1000 - 25

Hidro Pasada 3000 0.1 40
Hidro Embalse 3200 - 40
Baterías @2hrs 1100 - 15
Baterías @4hrs 2200 - 15

Diesel 500 120 20

Tabla 4.2: Costos de tecnologías de generación eléctrica

Como se mencionó en el capítulo 2, se consideran costos de construcción de redes entre
ciudades y dentro de ciudades. Los costos de inversión para las redes de hidrógeno y cale-
facción distrital fueron estimados a partir de [21] y de [22]. Para el caso de redes eléctricas
fueron estimados a partir de [41]. Estos costos se presentan en la tabla 4.3.

Tipo de Red Entre ciudades Dentro de ciudades Vida útil
[USD/km*KW] [USD/km] [años]

Eléctrica 3.10 62000 40
Hidrógeno 4.06 154000 50

Calor 7.77 768000 50

Tabla 4.3: Costos de construcción de redes entre ciudades y dentro de ciudades

Los costos de las tecnologías que generan energía térmica e hidrógeno se presentan en la
tabla 4.4 y fueron estimados a partir de [21].

En base a los costos de inversión presentados anteriormente se calcularon las anualidades
de las inversiones, considerando una tasa de descuento de un 10% y la vida útil de cada
tecnología. La anualidad para cada tecnología se calculó según la ecuación 4.2, donde ci

representa el costo de inversión anualizado de la tecnología i, t representa su vida útil, r la
tasa de descuento y Ci el costo de inversión total.

Ci = ci ·
1

r

(
1− 1

(1 + r)t

)
(4.2)

En la tabla 4.5 se presentan los costos, poderes caloríficos superiores y factores de emisión
de los combustibles presentes en este trabajo. Para el caso de la leña, el costo del metro
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Tecnología Costo Inversión Eficiencia Vida útil
[USD/kW] [años]

CHP 1050 0.6 eléctrica
0.3 térmica 30

ASHP Distrital 680 2-4 20
ASHP Usuario Final 1037 2-4 20

Calefactor 245 0.9 15
Electrolizador 1000 0.65 20

Almacenamiento
Hidrógeno 1900 0.9 30

Caldera Distrital 105 0.9 20
Caldera Usuario final 97 0.9 20

Tabla 4.4: Costos de tecnologías de generación térmica y de hidrógeno.

cúbico se estimó a partir de [42], mientras que el factor de emisión de material particulado
se obtuvo del estudio de [43].

Combustible Costo Poder calorífico superior Factor emisión
Leña 24 [USD/m3] 1.28 [MWh/m3] 5.98 [kgMP/m3]
GLP 1.25 [USD/kg] 0.0146 [MWh/kg] 3.1 [kgCO2/kg]
Diesel 120 [USD/MWh] - 0.84 [tonCO2/MWh]
GNL 80 [USD/MWh] - 0.4 [tonCO2/MWh]

Tabla 4.5: Parámetros de combustibles

El modelo propuesto fue implementado en el software FICO®Xpress Optimization [44] y
se resolvió mediante el método numérico de barrera de Newton.

37



Capítulo 5

Resultados y discusión

5.1. Curvas de costos frente a límites de emisiones
En la figura 5.1 se presentan los costos totales del sistema, es decir, el valor de la función

objetivo para distintos límites de emisiones de material particulado y para tres distintos
niveles de emisiones de CO2. Por su parte, la figura 5.2 presenta estas mismas curvas pero
normalizadas a la demanda total del sistema (suma de demanda térmica más eléctrica), con
el objetivo de tener una señal de precio por cada MWh abastecido en cada escenario. Como
se esperaba, los costos comienzan a aumentar significativamente al exigir menores emisiones
de material particulado, teniendo un incremento drástico para niveles menores de 1000 [ton].
Además, es claro que al exigir un menor nivel de emisiones de C02 el costo es mayor, dado
que se debe reemplazar la infraestructura en generación eléctrica en base a diésel.

Figura 5.1: Curva de costo frente a distintos límites de emisiones de MP

De forma análoga, en la figura 5.3 se presentan los costos totales del sistema frente a
distintos límites de emisiones de CO2, para tres distintos niveles de emisiones de material
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Figura 5.2: Curva de costo unitario frente a distintos límites de emisiones de MP

particulado. La figura 5.4 presenta los costos por MWh suministrado para estos casos. Se pue-
de observar que los costos comienzan a aumentar significativamente al restringir las emisiones
esperadas de CO2. Al forzar a cero las emisiones de CO2, los costos son considerablemente
más altos que para un límite de 2000[ton], dado que se impone que bajo ningún escena-
rio se puedan utilizar los generadores diésel existentes, incluyendo el escenario más extremo
en cuanto a disponibilidad de recursos renovables. El aumento es más significativo aún al
imponer menores límites de emisiones de material particulado, dado que se requiere de ma-
yor inversión en infraestructura eléctrica para abastecer la nueva demanda eléctrica para
calefacción.

Figura 5.3: Curva de costo frente a distintos límites de emisiones de CO2
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Figura 5.4: Curva de costo unitario frente a distintos límites de emisiones de CO2

5.2. Portafolios y métricas para casos de estudio

En la tabla 5.1 se presentan los portafolios óptimos para los seis casos de estudio. Se
presentan también los costos totales, costos de operación y costos de inversión para cada
uno de ellos. Además, se calculó el cociente entre los costos mencionados anteriormente y la
demanda de energía total (suma de demanda térmica y demanda eléctrica). Finalmente, se
repite este último cálculo, pero agregando la valorización de la infraestructura actual, lo que
permite estimar el impacto de las soluciones en la tarifa para el cliente final (CT’). Por su
parte, en la tabla 5.2 se presentan las inversiones en redes de transmisión y distribución de
energía.

En el caso 0 no existen inversiones como resultado de la optimización, el modelo decide
operar el sistema con la infraestructura eléctrica existente y con leña y GLP para el abasteci-
miento de calefacción y agua caliente sanitaria respectivamente. El resultado anterior indica
que la infraestructura existente es suficiente para el suministro de demanda eléctrica actual.
Considerando que no existe crecimiento de la demanda respecto al año base en el horizonte
de evaluación, este resultado era el esperado.

Luego, al permitir la optimización del sector térmico en el caso 1, el modelo desplaza
considerablemente el consumo de GLP y muy levemente el consumo de leña, reduciendo en
aproximadamente un 39% las emisiones de CO2 y tan solo un 0.5% las emisiones de material
particulado, pese a no existir límites sobre las emisiones. En cuanto a los costos totales, estos
se reducen en un 15%. Para ello, se invierte en bombas de calor de usuario final junto a
calefactores eléctricos y en 2.9 [MW] de capacidad de generación eólica. Existe inversión en
redes de distribución eléctrica dentro de las ciudades, pero no en redes eléctricas entre las
ciudades.

Al comparar los casos 0 y 1 se infiere que la situación actual puede ser optimizada en
términos económicos y en el desempeño ambiental, validando la hipótesis de los beneficios de
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la planificación integrada. Por otra parte, se infiere de los resultados que la leña no tiende a
ser desplazada por señales de precio, dado su bajo costo de operación (24 [US $/m3]) y alto
poder calorífico (1.28 [MWh $/m3]).

Para el caso 2, se observa que los costos totales aumentan un 34% respecto al caso 0.
Al reducir las emisiones de CO2 a cero, se tiene una reducción de un 1.3% de emisiones de
material particulado. Dado que los generadores diésel no pueden operar, el modelo invierte
en tecnología de generación eólica, hidroeléctrica de embalse y pasada, solar y baterías. La
inversión en tecnología solar, pese a tener un bajo factor de planta, se justifica por el hecho
de que no se requiere de instalar de líneas adicionales entre ciudades ni desde el punto de
generación al punto de consumo. Con respecto a las tecnologías de generación térmica, se
mantiene como solución las bombas de calor de usuario junto a calefactores, teniendo un
leve aumento en el tamaño de las inversiones en bombas de calor, pero una reducción en la
inversión en calefactores convencionales respecto al caso 1. Dado que en este caso solamente
se está restringiendo las emisiones de CO2 y la leña se considera carbono neutral, se observa
que esta misma sigue siendo muy económica frente a los costos de inversión de las demás
tecnologías y no se ve desplazada de forma natural sin restricciones a las emisiones de material
particulado.

Para el caso 3, se tiene un aumento del costo total de un 180%, una reducción de aproxi-
madamente un 83% y de un 50% de las emisiones de material particulado y CO2 respectiva-
mente, considerando como base al caso 0. Al igual que en los casos 1 y 2, el modelo decide la
inversión en bombas de calor y calefactores eléctricos para abastecer mayores requerimientos
de calefacción y de agua caliente sanitaria, dados los límites de emisiones impuestos. Exis-
ten inversiones en generación eólica e hidroeléctrica y baterías, pero a diferencia del caso 2,
no existe inversión en generación solar. Para este caso, se invierte en líneas eléctricas entre
ciudades, reforzando las líneas Baguales-Tehuelche, Tehuelche-Lago Atravesado y Tehuelche-
Monreal con líneas en paralelo, dado que se requiere de mayor capacidad de estas mismas
para evacuar la energía desde los sectores donde existe la generación eólica e hidro que se
decidió invertir, hasta los puntos de demanda la cual se vio incrementada con el ingreso de
bombas de calor.

Para el caso 4, se observa un aumento de 189% de los costos totales respecto al caso 0. En
este caso, el desplazamiento total de leña provoca un aumento de un 300% de las emisiones de
CO2 respecto al caso 0. En este caso existe inversión en tecnología de cogeneración y bombas
de calor distritales, requiriendo de infraestructura para redes de calefacción distrital dentro
las ciudades Puerto Chacabuco y Coyhaique. Solo se requiere de refuerzo de la línea que
conecta las barras Tehuelche-Lago Atravesado. Las inversiones en hidroeléctrica de pasada,
generación eólica y baterías disminuyen respecto al caso 3, dado que la cogeneración aporta
también con capacidad eléctrica, además de un mayor uso de la tecnología diésel existente. La
condición que gatilla la inversión en redes de calefacción distrital se explica por la relajación
en las restricciones de emisiones de CO2, resulta más económico para el modelo la inversión en
cogeneración, utilizando importaciones de gas natural sin restricción ambiental para generar
energía térmica y eléctrica a la vez, reduciendo la inversión en bombas de calor eléctricas,
refuerzos de líneas eléctricas de media y baja tensión y de nuevas centrales renovables para
abastecer la demanda térmica. Por otra parte, al comparar los casos 2 y 4, se infiere que
el desplazamiento de leña para calefacción es bastante más costo que el de GLP para agua
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caliente sanitaria.

Finalmente, en el caso 5 se tiene un aumento de un 650% de los costos totales respecto
al caso 0. De los casos de estudio, este es el único en cual aparecen inversiones en electro-
lizadores y cogeneradores en base hidrógeno, no obstante, predominan las bombas de calor
de usuario final. Dado que se trata de un sistema con nulas emisiones, se vuelve necesario
el almacenamiento tanto de corto plazo en baterías como en almacenamiento estacional con
hidrógeno. A diferencia del hidrógeno, las baterías no pueden almacenar energía de un mes a
otro, limitando la flexibilidad de desplazar los excedentes de los meses con mayor recurso y
menor demanda a los meses con mayores requerimientos de calor. Para las redes entre ciuda-
des, se requiere de las mismas inversiones del caso 3, además de la construcción de una red
de hidrógeno entre Puerto Aysén y Puerto Chacabuco. Se observa que se construye una red
distrital en Puerto Chacabuco. Todas las ciudades requieren de refuerzos en la red eléctrica
de distribución debido a la electrificación.

Caso 0 Caso 1 Caso 2 Caso 3 Caso 4 Caso 5
Costo total [MM USD] 18.99 16.12 25.48 53.44 54.96 142.42

Costo inversión [ MM USD] 0.00 3.02 14.41 49.98 40.21 142.41
Costo operación [ MM USD] 18.99 13.10 11.07 3.46 14.75 0.01

Emisiones C02 [ton] 22087 13488 0 11043 88338 0
Emisiones MP [ton] 2796 2781 2759 466 0 0
ENS (eléctrica) 0 0 0 0 0 0
ENS (térmica) 0 0 0 0 0 0
CHP [MWth] 0 0 0 0 22.3 0

CHP-H2 [MWth] 0 0 0 0 0 6.9
ASHP Distrital [MWe] 0 0 0 0 11.6 9.66
ASHP Distrital [MWth] 0 0 0 0 29.71 24.74

ASHP Usuario final [MWe] 0 6.6 8.3 63.9 55.3 65.8
ASHP Usuario final [MWth] 0 16.9 21.3 163.6 141.6 168.5
Boilers Distrital [MWth] 0 0 0 0 0 0

Boilers Usuario final [MWth] 0 0 0 0 0 0
Calefactor [MWth] 0 7.3 3.1 6.2 1.9 0.0

Electrolizador [MWe] 0 0 0 0 0 15.2
Hidro Embalse [MW] 0 0 5.9 18.5 21.2 34.5
Hidro Pasada [MW] 0 0 10.2 41.1 13.4 95.8

Eólica [MW] 0 2.9 19.9 47.1 1.34 328.7
Solar [MW] 0 0 18.7 0 0 5.8
Batería [MW] 0 0 4.3 7.3 5.8 13.1

CT unitario [USD/MWh] 23.35 19.82 31.32 65.70 67.56 175.08
CI unitario [USD/MWh] 0.00 3.71 17.71 61.44 49.43 175.07
CO unitario [USD/MWh] 23.35 16.08 13.61 4.25 18.13 0.01
CT’ unitario [USD/MWh] 39.40 35.87 47.37 81.75 83.61 191.13

Tabla 5.1: Portafolios y métricas para casos de estudio
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Redes entre zonas (eléctrica/térmica/hidrógeno) : 1 si se instala, 0 sino
Línea Caso 0 Caso 1 Caso 2 Caso 3 Caso 4 Caso 5
Chacabuco-Pto Aysén 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/1
Pto Aysén-Baguales 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0
Baguales-Tehuelche 0/0/0 0/0/0 0/0/0 1/0/0 0/0/0 1/0/0
Tehuelche-L.Atravesado 0/0/0 0/0/0 0/0/0 1/0/0 1/0/0 1/0/0
Tehuelche-Monreal 0/0/0 0/0/0 0/0/0 1/0/0 0/0/0 1/0/0
Alto Baguales-Villa Ortega 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0
Villa Ortega-Mañihuales 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0
Villa Ortega-Ñirehuao 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0
Redes dentro de zonas (eléctrica/térmica/hidrógeno): km a instalar
Chacabuco 0/0/0 3.67/0/0 3.67/0/0 23.26/0/0 16.87/11.79/0 1.15/28.75/0
Puerto Aysén 0/0/0 7.34/0/0 7.34/0/0 30.98/0/0 53.07/0/0 60/0/0
Tehuelche 0/0/0 11.02/0/0 11.02/0/0 89.34/0/0 63.45/26.17/0 90/0/0
Mañihuales 0/0/0 1.83/0/0 1.83/0/0 1.83/0/0 14.60/0/0 15/0/0
Ñirehuao 0/0/0 0.73/0/0 0.73/0/0 0.73/0/0 5.34/0/0 6/0/0

Tabla 5.2: Inversión en redes para casos de estudio

5.3. Descripción de la operación en casos de estudio

A continuación, se realiza una breve descripción de la operación esperada anual y la
operación en una condición de estrés para los casos 0 (caso actual) y 3 (con emisiones de MP
de acuerdo con límite OMS). En la sección de Anexos, se pueden encontrar estos resultados
para todos los casos de estudio.

Para el caso 0, en la figura 5.5 se presenta la operación esperada de energía térmica para
cada día representativo. Se observa que la operación de la leña y del GLP son los actuales.
Por su parte, en la figura 5.6 se presenta la operación esperada de energía eléctrica. Se
observa que la generación es mayoritariamente en base a recursos renovables, operando con
la generación diésel existente en meses en los cuales existe menor factor de planta para la
central de embalse. La generación eólica tiene un mayor perfil de generación en los meses de
verano.

Figura 5.5: Operación térmica anual para Caso 0

En la figura 5.7 se observa la operación del día representativo de Julio (de mayor demanda)
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Figura 5.6: Operación eléctrica anual para Caso 0

en el escenario de menor disponibilidad de recursos renovables. A la izquierda se observa la
operación de la energía térmica, el peak de demanda ocurre cerca de las 8 de la mañana en
la cual existe mayor consumo de agua caliente sanitaria. La demanda eléctrica en este día
es abastecida principalmente por generación hidroeléctrica, dado que el perfil de generación
eólica es escaso. La central de embalse modula la operación de diésel de forma de optimizar
la operación del sistema. Dado que no existe electrificación de los requerimientos de calor, el
perfil de generación eléctrica agregado no tiene relación con el perfil de demanda térmica.

Figura 5.7: Operación día típico de Julio en peor escenario para Caso 0.

En la figura 5.8 se observa la operación de energía térmica esperada en cada día represen-
tativo para el caso de estudio 3. La demanda es abastecida a lo largo del año principalmente
por bombas de calor, que abastecen requerimientos tanto de agua caliente sanitaria como
de calefacción. Se observa que se disminuye considerablemente el uso de leña, manteniendo
el perfil horario a lo largo del año pero en menor proporción, esto representa que existen
viviendas que pueden seguir utilizando leña y reemplazan el GLP por bombas de calor pa-
ra abastecer la demanda de agua caliente sanitaria. El resto de las viviendas abastecen su
demanda total de energía térmica mediante bombas de calor. Los calefactores eléctricos con-
vencionales sólo operan en las horas en las cuales existe una disminución de la eficiencia de
las bombas de calor debido a la menor temperatura ambiente.

En la figura 5.9 se presenta la operación esperada del vector de energía eléctrica. A dife-
rencia del caso 0, el perfil de generación sigue el perfil de demanda térmica, dado que existe
electrificación de los requerimientos de calor. Dada la mayor inversión en renovables, la ge-
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neración eólica toma una relevancia mayor respecto al caso base y la generación diésel opera
solamente en días más fríos.

Figura 5.8: Operación térmica anual para Caso 3

Figura 5.9: Operación eléctrica anual para Caso 3

Para la situación de estrés descrita anteriormente, se observa que el calefactor opera en
la hora de mayor demanda y la leña sigue su perfil actual en menor proporción. Desde el
lado eléctrico, se observa que la demanda eléctrica punta del sistema pasa de ser cercana a
los 20 [MW] en el mediodía, a ser de aproximadamente 87 [MW] en horas de la mañana,
evidenciando la necesidad de la inversión en las líneas eléctricas entre zonas y dentro de
zonas descritas anteriormente. La generación hidroeléctrica de embalse opera abasteciendo
las demandas punta, así mismo se realiza un arbitraje energético con baterías, de forma
cargarse en horas con mayor disponibilidad de energía eólica, descargándose en horas de
mayor demanda.
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Figura 5.10: Operación día típico de Julio en peor escenario para Caso 3.

5.4. Valor de la planificación integrada
Para verificar el aumento en el desempeño económico y ambiental de la planificación inte-

grada por sobre la planificación separada de los vectores de energía, se realizó el ejercicio de
planificar el sistema sin permitir inversiones para la expansión de la generación eléctrica, pero
sí permitiendo la electrificación del calor, inversión en electrolizadores y en redes distritales.

En la tabla 5.3 se observan los costos de la planificación integrada y de la planificación
solo del calor para los límites establecidos en el caso 3. Como se observa, bajo los supuestos
y alternativas consideradas en este trabajo, una planificación solo del vector del calor es
infactible, dado que los requerimientos de energía térmica aumentan considerablemente la
demanda eléctrica, que no se puede abastecer sin considerar expansión de la generación
eléctrica y sin considerar demanda no suministrada. Por otra parte, si bien se permite la
instalación de cogeneradores en base a gas natural, sus emisiones de CO2 no permiten alcanzar
los límites impuestos.

Planificación CT[MMUSD] ENS [MWh] HNS [MWh] MP [ton] C02 [ton]
Solo calor Infactible 0 0 466 14464
Integrada 53.44 0 0 466 14464

Tabla 5.3: Valor de planificación integrada.

Luego, si se elimina la restricción de emisiones de CO2, permitiendo mayor instalación
en cogeneración a gas natural y mayor uso de la generación diésel existente, se obtienen los
resultados presentados en la tabla 5.4. Como se observa, mediante la planificación integrada
se logra una reducción de costos y de emisiones de CO2 respecto a la planificación solo del
calor.

Planificación CT[MMUSD] ENS [MWh] HNS [MWh] MP [ton] C02 [ton]
Solo calor 52.38 0 0 466 154122
Integrada 45.92 0 0 466 64835

Tabla 5.4: Valor de planificación integrada al eliminar restricción de emisiones de CO2.
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5.5. Sensibilidad frente al costo de red distrital
Finalmente, dado que uno de los parámetros con mayor incertidumbre es el costo de las

redes de calefacción distrital, existiendo diferentes valores en la literatura internacional y en
estudios nacionales, se realizó un análisis de sensibilidad de las soluciones frente a la variación
de este costo. Se utilizó la cota superior para el costo por kilómetro de red del rango entregado
en [45].

En la tabla 5.5 se presenta el portafolio junto a las métricas descritas anteriormente para el
problema original. En la tabla 4.3 se presentan las inversiones en redes. Se observa que si bien
las soluciones siguen apuntando a la electrificación mediante bombas de calor, predominan la
instalación de bombas distritales por sobre las de usuario final. No obstante, en la ciudad de
Puerto Aysén, se opta por la electrificación mediante bombas de calor de usuario final, dada
su baja densidad de demanda térmica respecto a las otras ciudades, es decir, la instalación de
un kilómetro de red en esta localidad abastece una menor fracción de la punta de demanda
térmica que un kilómetro de red en Coyhaique o Chacabuco.

Se infiere que, para estos parámetros de costos, el aumento de costos de inversión debido
a la instalación de redes de calefacción distrital por sobre la instalación en redes eléctricas de
baja tensión, es menor que el ahorro generado al optar por la tecnología de bombas de calor
distritales sobre bombas de calor de usuario final, no obstante, este resultado depende de la
densidad lineal de demanda térmica en las ciudades.

Caso 0 Caso 1 Caso 2 Caso 3 Caso 4 Caso 5
Costo total [MM USD] 18.99 15.99 25.17 50.72 50.71 138.39

Costo inversión [ MM USD] 0.00 3.09 14.10 47.27 38.02 138.38
Costo operación [ MM USD] 18.99 12.90 11.07 3.45 12.69 0.01

Emisiones C02 [ton] 22087 12182 0 11043 85648 0
Emisiones MP [ton] 2796 2781 2759 466 0 0
ENS (eléctrica) 0 0 0 0 0 0
ENS (térmica) 0 0 0 0 0 0
CHP [MWth] 0 0 0 0 24.07 0

CHP-H2 [MWth] 0 0 0 0 0 7.42
ASHP Distrital [MWe] 0 7.29 7.58 61.30 53.92 60.22

ASHP Usuario final [MWe] 0 1.47 1.68 4.85 15.62 15.10
Boilers Distrital [MWth] 0 0 0 0 0 0

Boilers Usuario final [MWe] 0 0 0 0 0 0
Calefactor [MWth] 0 1.93 0.6 0.7 0.36 0

Electrolizador [MWe] 0 0 0 0 0 16.16
Hidro Embalse [MW] 0 0 5.15 18.16 20.44 35.95
Hidro Pasada [MW] 0 0 11.03 40.94 11.94 95.75

Eólica [MW] 0 2.63 21.44 47.65 6.28 323.57
Solar [MW] 0 0 16.20 0 0 7.01
Batería [MW] 0 0 2.04 5.14 6.54 13.03

CT unitario [USD/MWh] 23.35 19.66 30.95 62.38 62.37 170.22
CI unitario [USD/MWh] 0.00 3.80 17.34 58.14 46.76 170.21
CO unitario [USD/MWh] 23.35 15.86 13.61 4.24 15.61 0.01
CT’ unitario [USD/MWh] 39.40 35.71 47.00 78.43 78.42 186.30

Tabla 5.5: Casos de estudio - Sensibilidad
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Redes entre zonas (eléctrica/térmica/hidrógeno) : 1 si se instala, 0 sino
Línea Caso 0 Caso 1 Caso 2 Caso 3 Caso 4 Caso 5
Chacabuco-Pto Aysén 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/1
Pto Aysén-Baguales 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0
Baguales-Tehuelche 0/0/0 0/0/0 0/0/0 1/0/0 0/0/0 1/0/0
Tehuelche-L.Atravesado 0/0/0 0/0/0 0/0/0 1/0/0 1/0/0 1/0/0
Tehuelche-Monreal 0/0/0 0/0/0 0/0/0 1/0/0 0/0/0 1/0/0
Alto Baguales-Villa Ortega 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0
Villa Ortega-Mañihuales 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0
Villa Ortega-Ñirehuao 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0 0/0/0
Redes dentro de zonas (eléctrica/térmica/hidrógeno): km a instalar
Chacabuco 0/0/0 0.72/2.95/0 0/3.67/0 0/30/0 0/30/0 0/30/0
Puerto Aysén 0/0/0 7.34/0/0 7.34/0/0 20.72/0.63/0 59.76/0/0 56.89/3.11/0
Tehuelche 0/0/0 0/11.02/0 0/11.02/0 0/88.55/0 0/90/0 0/90/0
Mañihuales 0/0/0 1.83/0/0 1.83/0/0 1.83/0/0 15/0/0 15/0/0
Ñirehuao 0/0/0 0.73/0/0 0.73/0/0 0.73/0/0 5.34/0/0 6/0/0

Tabla 5.6: Inversión en redes para casos de estudio - Sensibilidad
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Capítulo 6

Conclusiones y trabajo futuro

En primer lugar, se verifica la hipótesis de investigación, ya que se demostró que la plani-
ficación integrada conlleva a un aumento del desempeño económico y ambiental respecto de
la planificación de forma separada de los vectores energéticos. Esto se evidencia claramente
al comparar los resultados del caso 0 (situación actual) y caso 1 (situación actual optimi-
zada), destacando que la situación actual puede ser optimizada sin necesidad de incorporar
restricciones de emisiones. Del mismo modo, al realizar la planificación solo del vector de
energía térmica e integrada para el caso 3, se observa un aumento del desempeño económico
y ambiental en la integración.

También se verifica que, bajos los supuestos y alternativas utilizadas en esta modelación,
la solución que predomina para el desplazamiento de los combustibles fósiles y la leña son
las bombas de calor. Como se presentó en los resultados, la inversión en renovables favorece
la electrificación de los requerimientos de energía térmica. En cuanto a la elección de la
tecnología específica de bombas de calor, del análisis de sensibilidad se concluye que esta
depende de los costos de redes de calefacción distrital y la densidad lineal de energía térmica
dentro de la ciudad. Para un escenario con altos costos de redes distritales, predomina la
instalación de bombas de calor de usuario final, mientras que, para un escenario de menores
costos de infraestructura de estas redes, predomina la inversión en bombas de calor distritales,
ya que la diferencia entre los costos de las redes eléctricas de distribución y las redes distritales
no es suficiente para contrarrestar la diferencia de costos de inversión entre las opciones de
bombas de calor. Estas diferencias también dan cuenta del alto impacto los parámetros de
costos de inversión de las tecnologías y redes en las soluciones del problema.

La inversión en la tecnología de cogeneración se ve favorecida al permitir mayores emisiones
de CO2, llevando a emisiones mayores de este contaminante que el caso actual, por lo que
no se alinea con una política integral de descarbonización. Esto también ocurre con el uso de
diésel para abastecer los requerimientos de energía eléctrica adicionales para la electrificación.

Se concluye que la inversión en tecnología de producción y almacenamiento de hidrógeno
sólo es competitiva para abastecer demanda térmica en escenarios con muy bajas o nulas
emisiones de CO2 y material particulado, aprovechando el beneficio del almacenamiento
estacional que posee el hidrógeno.
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Se concluye que el GLP para la producción de agua caliente sanitaria puede ser despla-
zado mediante bombas de calor, reduciendo los costos totales y sin la necesidad de imponer
impuestos o límites a las emisiones de CO2 al realizar una planificación integrada. Por su
parte, la leña como combustible para calefacción, tiene un bajo costo y un alto poder calorífi-
co, lo que implica que no sea desplazada naturalmente por aspectos económicos, requiriendo
establecer límites de emisiones de material particulado o penalizando estas mismas mediante
la valorización costo social de sus emisiones en la salud de las personas. Otra alternativa para
disminuir las emisiones de material particulado no analizada en este trabajo, es el uso sus-
tentable y eficiente de la leña, a través de procesos adicionales de filtrado o mejores procesos
de combustión. Una tercera alternativa es un subsidio a las tecnologías de electrificación del
calor, incentivando la inversión de los usuarios finales en ellas.

En cuanto a trabajos futuros y mejoras a la modelación, se propone incorporar y evaluar el
impacto de medidas de eficiencia energética, tales como la decisión de inversión mejoramiento
de aislación térmica en las viviendas, la inversión en recambio de estufas de leña por otras
más eficientes y de menores emisiones de material particulado, junto a filtros de partículas
para leña y la sensibilidad frente a mejor calidad de esta misma.

En cuanto a trabajos futuros para la investigación y aportes al estado del arte, se propone
estudiar la integración del vector energético del transporte, mediante vehículos eléctricos y/o
vehículos en base a celdas combustible de hidrógeno, de forma de tener una integración aún
mayor en la planificación de los vectores energéticos del sistema. Así mismo, se propone
evaluar la exportación de hidrógeno verde a otras regiones del país o al extranjero de forma
de aprovechar los beneficios e ingresos que podría traer al sistema su venta como combustible
verde.

Otros trabajos futuros interesantes de explorar son considerar restricciones de reserva de
potencia activa para el control primario y secundario de frecuencia, y por otra parte un
mecanismo óptimo de respuesta de la demanda.
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Anexo A

Descripción de las tecnologías utilizadas

Redes de calefacción distrital

Son redes tradicionalmente subterráneas, capaces de transportar energía térmica en forma
de agua caliente sanitaria desde distintos puntos de generación hacia los usuarios finales.

Cogeneradores

Son equipos que consumen un combustible, tradicionalmente gas natural o hidrógeno, para
producir de forma simultánea energía térmica y eléctrica, haciendo un uso más eficiente del
combustible primario.

Calderas de gas

Son equipos que mediante combustión del gas generan energía térmica para el suministro
de agua caliente sanitaria. El gas que consumen puede ser gas natural, hidrógeno o gas licuado
de petróleo.

Bombas de calor

Son dispositivos que consumen energía eléctrica para alimentar un intercambiador que
calor, capaz de absorber la energía térmica del medio ambiente (ya sea de las masas de aire
del exterior del tipo air source o de los suelos) y desplazarla a un punto de consumo. Dicha
energía se utiliza directamente para calefacción como aire acondicionado, o bien, para el
suministro de agua caliente sanitaria.

Dado que la energía eléctrica consumida solo es utilizada para accionar el intercambiador
de calor, el cociente entre la energía térmica suministrada sobre la energía eléctrica consumida
suele ser mayor que 1. A dicho coeficiente se le conoce como COP y para las bombas de calor
aerotérmicas, este coeficiente está directamente relacionado con la temperatura ambiente del
medio del cual se extraer el calor. En particular, la curva de COP vs Temperatura ambiente
utilizada para este trabajo basada en los resultados presentados en [46] se presenta en la
figura A.1:
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Figura A.1: COP en función de la temperatura

Calefactores eléctricos

Son resistencias que consumen energía eléctrica para generar energía térmica en forma
de aire caliente. Dado que no utilizan una fuente de energía adicional (como las bombas de
calor), su eficiencia es menor a 1. Su ventaja es que su costo de inversión en mucho menor
que el de una bomba de calor.

Electrolizadores

Son dispositivos que consumen energía eléctrica para generar hidrógeno como producto
principal y oxígeno como producto secundario, mediante la hidrólisis del agua. Su consumo
de agua es bastante menor que su consumo eléctrico. El hidrógeno sintetizado puede ser
utilizado directamente en estado gaseoso en equipos como calderas de hidrógeno o mezclado
con gas natural. Por otro lado, el hidrógeno puede ser comprimido para ser almacenado en
tanques o en estado líquido mediante condensación.
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Anexo B

Ubicación geográfica del Sistema
Mediano de Aysén

Figura B.1: Ubicación geográfica del Sistema Mediano de Aysén
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Anexo C

Descripción de la operación para casos
de estudio

Figura C.1: Operación térmica anual para Caso 0

Figura C.2: Operación eléctrica anual para Caso 0
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Figura C.3: Operación día típico de Julio en peor escenario para Caso 0.

Figura C.4: Operación térmica anual para Caso 1

Figura C.5: Operación eléctrica anual para Caso 1
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Figura C.6: Operación día típico de Julio en peor escenario para Caso 1.

Figura C.7: Operación térmica anual para Caso 2

Figura C.8: Operación eléctrica anual para Caso 2
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Figura C.9: Operación día típico de Julio en peor escenario-Caso 2.

Figura C.10: Operación térmica anual para Caso 3

Figura C.11: Operación eléctrica anual para Caso 3
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Figura C.12: Operación día típico de Julio en peor escenario para Caso 3.

Figura C.13: Operación térmica anual para Caso 4

Figura C.14: Operación eléctrica anual para Caso 4

Figura C.15: Operación día típico de Julio en peor escenario para Caso 4.
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Figura C.16: Operación térmica anual para Caso 5

Figura C.17: Operación eléctrica anual para Caso 5

Figura C.18: Operación día típico de Julio en peor escenario para Caso 5.
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