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DISEÑO DE UN PROCEDIMIENTO REVERSIBLE BASADO EN HIDRÓGENO VERDE 

COMO VECTOR ENERGÉTICO DE APOYO A LA GENERACIÓN RENOVABLE EN 

CHILE. 

En los últimos años, Chile ha hecho grandes avances en materia energética. En el 2019 se trazó 

un plan de retiro de la totalidad de las centrales térmicas a carbón y las energías renovables no 

convencionales (ERNC) han ido aumentando su participación en el parque generador. El cierre de 

las centrales a carbón requiere de la entrada de tecnologías de reemplazo que permitan mantener 

las reservas operacionales. Por otra parte, el aumento de ERNC ha vuelto imperativo el desarrollo 

de inversiones en transmisión y en almacenamiento para evitar vertimientos de energía.  

El objetivo de este trabajo es diseñar y evaluar un procedimiento de conversión de energía a 

hidrógeno y de hidrógeno a energía sobre la base de tecnología existente. El estudio considera la 

cadena completa de transformación del gas, es decir, desde el punto de producción, donde la 

generación de hidrógeno mitigaría las reducciones de energía en una central renovable, pasando 

por el transporte y almacenamiento para, finalmente, utilizar el hidrógeno en reemplazo del 

combustible en una central de ciclo combinado, con el fin de reducir sus emisiones. 

Los resultados obtenidos durante el periodo de verano indican que el sistema es técnicamente 

viable. En el mejor caso, con el electrolizador operando a la mayor presión y temperatura factibles, 

y considerando el transporte por gasoductos, la cadena de suministro completa tiene una eficiencia 

de un 34,3%. Por otra parte, el funcionamiento del sistema está estrechamente relacionado con la 

estación de análisis. Una consecuencia de esto es que en cada temporada se tendría un 

requerimiento distinto de hidrógeno, con un sobredimensionamiento en aquellos meses donde la 

turbina opera a una menor capacidad. 

La solución propuesta abarca 2 problemas: los vertimientos de energía y las emisiones de 

termoeléctricas a gas, que serán fundamentales en la operación una vez que se cierren las plantas a 

carbón. La aplicación estudiada podría ser de gran utilidad en el futuro, considerando que en 

algunos países de Europa ya se cuenta con altos impuestos al dióxido de carbono y que Chile posee 

importantes niveles de reducciones de generación renovable. El presente trabajo, además de evaluar 

la solución en un contexto chileno, constituye una base técnica para el estudio de esta clase de 

proyectos en cada una de las etapas de la conversión del gas, desde la producción hasta su 

transformación en energía. 
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Capítulo 1 

Introducción 
 

1.1. Motivación 

El mayor causante del cambio climático son los gases de efecto invernadero (GEI) producidos 

por la actividad humana. En el año 2019 las concentraciones atmosféricas de estos gases alcanzaron 

niveles sin precedentes, con una concentración de dióxido de carbono de un 148%, superior 

respecto a valores preindustriales [1]. Con el ritmo de crecimiento actual, para alcanzar la meta de 

un aumento máximo de temperatura de 1,5 °𝐶, se debe llegar a cero emisiones netas de 𝐶𝑂2 en el 

año 2050 [2], lo que implica una transformación económica y social. En este contexto, en el año 

2015 fue firmado el Acuerdo de París, un tratado internacional adoptado por 196 naciones, entre 

ellas Chile, creado con el fin de detener el cambio climático [3].  

En Chile, el sector de la energía es el que más genera GEI según datos del 2018. Un 39% de 

las emisiones son producidas por la generación de energía eléctrica, seguido del transporte con un 

33%, un 18% de las industrias manufactureras y el 9% restante de otros sectores [4]. En 

consecuencia, uno de los ejes para combatir el cambio climático es el reemplazo paulatino de las 

tecnologías actuales de generación térmica basadas en carbón y gas natural; y el desarrollo de 

nuevas técnicas que permitan cubrir las necesidades energéticas a nivel país. Como parte del 

tratado, Chile también debe proponer soluciones y adoptar compromisos en aras de reducir sus 

emisiones de GEI.  

Sobre este último punto, en Chile se han hecho grandes avances en materia energética. En el 

año 2019 se trazó un plan de retiro de la totalidad de las centrales térmicas a carbón al año 2040 

[5], que comprenden un 18% de la capacidad instalada. Por otra parte, la generación de energías 

renovables no convencionales (ERNC) ha ido aumentando su participación en el parque generador, 

alcanzando 6.815 𝑀𝑊, un 28,15% de la capacidad instalada total [6], y se espera que esta cifra 

aumente a un 40% en el año 2030, según la meta propuesta por el Ministerio de Energía [7]. 

El cambio de paradigma en el sector energético no está exento de desafíos. El cierre de las 

centrales a carbón requiere de la entrada de tecnologías de reemplazo que permitan mantener las 

reservas operacionales, con el fin de asegurar la suficiencia y seguridad del suministro eléctrico. 

Por otra parte, el aumento de las energías renovables ha vuelto imperativo el desarrollo de 

inversiones en transmisión y en almacenamiento, de manera de aprovechar al máximo su aporte a 

la descarbonización [5]. Actualmente, existen numerosas alternativas basadas en tecnologías con 

capacidad de regulación, como son las centrales de Concentración Solar de Potencia (CSP), las 

centrales de bombeo (PHS por su sigla en inglés Pumped Hydro Storage) y los sistemas de 

almacenamiento a base de baterías (BESS), cada una de las cuales permite apoyar a la 

descarbonización de la matriz energética en distinta medida [8].  
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Otra alternativa que ha surgido en el último tiempo es el Hidrógeno, que extraído a partir de 

energías renovables constituye un combustible de cero emisiones. Algunas ventajas de este recurso 

son su abundancia, además de tener una alta eficiencia de conversión y facilidad para transformarlo 

en otras formas de energía. También existen diversas maneras de almacenarlo, posibilitando su 

transporte en largas distancias. Además, posee un alto poder calorífico comparado con otros 

combustibles [9]. 

El hidrógeno se puede obtener a partir de 3 métodos: fotólisis, termólisis y electrólisis. Este 

último consiste en separar las moléculas de agua en hidrógeno (H2) y Oxígeno (O2) aplicando una 

fuente de energía eléctrica, que de ser renovable le da la denominación de ''hidrógeno verde''. Luego 

del proceso de conversión, el hidrógeno puede ser transportado en forma líquida o gaseosa, usando 

ductos al igual que otros combustibles y almacenado a gran escala para, finalmente, ser 

transformado en electricidad empleando celdas de combustible o mediante combustión en 

generadoras a gas de ciclo combinado tradicionales, adaptadas a hidrógeno [8]. 

Dadas las características del hidrógeno y las ventajas que Chile posee para la producción de 

este combustible, que se estima será la más barata a nivel mundial [10], se genera una oportunidad 

de aprovechar sus características, explorando su aplicación como vector energético en apoyo a 

otras fuentes de generación renovables, con el fin de darles flexibilidad adicional en la producción 

de energía. 

1.2. Descripción del problema 

Las energías renovables catalogadas como “no convencionales” corresponden a: eólica, 

hidroeléctrica a pequeña escala (< 20 𝑀𝑊), biomasa, biogás, geotermia, mareomotriz y la energía 

solar [11]. En Chile, un 54,5% de la capacidad instalada de generación eléctrica corresponde a 

energías renovables, de los cuales un 28,15% son ERNC [12]. Este porcentaje está conformado 

por solar fotovoltaica, con un 14,3%, seguida de energía eólica con 9,6% y en porcentajes menores 

por Minihidráulica de Pasada (2,3%), biomasa (1,8%) y geotérmica (0,15%) [6].  

Chile está experimentando grandes avances gracias a su enorme potencial para el desarrollo 

de energías renovables, que supera ampliamente el crecimiento de la demanda de energía a nivel 

nacional, con más de 2,2 𝑇𝑊 entre potencial eólico, solar fotovoltaico, concentración solar e 

hidroeléctrico [13]. A enero del año 2022 se encuentran en construcción 86 proyectos de los cuales 

un 98,4% corresponden a energías renovables, con un 57,5% de centrales solares [14]. Incluso, en 

los escenarios más conservadores de las proyecciones de la Comisión Nacional de Energía, las 

energías renovables no convencionales ocupan un 38% de la capacidad instalada total al 2030 [15]. 

La integración de las ERNC supone numerosas ventajas e impactos en el desempeño de los 

sistemas eléctricos. La variabilidad y las restricciones de localización traen consigo desafíos 

relacionados con los flujos de potencia, en los que se ha observado el reenvío o reducción de la 

producción de energía debido a las congestiones en sistemas de transmisión (vertimiento); con la 

estabilidad, donde la falta de generadores sincrónicos incrementa los tiempos de recuperación 

luego de fallas, además de hacer más complejo el control de voltaje y frecuencia, y en el balance 
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de energía, acrecentando los desbalances entre oferta y demanda [16]. En particular, los excesos se 

originan cuando los generadores producen más energía que la demandada o cuando el sistema de 

transmisión alcanza su máxima capacidad y no puede evacuar los flujos de potencia hacia la 

demanda. En estos casos se debe reducir la producción de la planta, lo que comúnmente se conoce 

como curtailment o vertimiento [17].   

El desarrollo de nuevas tecnologías es fundamental para abordar los desafíos que supone el 

aumento de energías renovables variables en el parque generador. Para reducir las consecuencias 

de la variabilidad de algunas energías, se tienen las “fuentes de flexibilidad”, que aportan la 

capacidad de modificar la producción o el consumo en los sistemas eléctricos. Algunos ejemplos 

son: la generación flexible, contar con recursos del lado de la demanda, interconexión, 

almacenamiento de energía y conversión de electricidad en gases (power-to-gas o P2G) [18].  

El concepto de convertir la electricidad en gas consiste en usar el exceso de energía eléctrica 

para producir hidrógeno, por medio de electrólisis del agua. El hidrógeno puede ser usado 

directamente como vector energético o convertido en metano, gas de síntesis, combustibles 

líquidos, químicos o nuevamente en energía eléctrica (H2P) [19].  

En este trabajo se explora la conversión de electricidad en hidrógeno y viceversa como método 

para mejorar la flexibilidad del sistema, utilizando energía que de otro modo sería vertida dadas las 

limitaciones en la transmisión. 

1.3. Objetivos 

1.3.1. Objetivo general 

El objetivo de este trabajo es diseñar y evaluar un procedimiento de conversión de energía 

a hidrógeno y de hidrógeno a energía sobre la base de tecnología existente, considerando la cadena 

completa de transformación del gas, desde el punto de producción hasta la reinyección a la red. 

1.3.2. Objetivos específicos 

• Estudiar los procesos de producción de hidrógeno, con especial énfasis en la electrólisis del 

agua, de manera de determinar cuál electrolizador es el más adecuado dada la aplicación 

junto a fuentes de generación variable. 

• Investigar sobre las variables involucradas en el almacenamiento del hidrógeno, tales como 

los métodos principales usados actualmente, el volumen, la conservación, el transporte, 

entre otros, para determinar los requerimientos de este gas e incluirlos en el diseño. 

• Modelar el reemplazo de un combustible en una central térmica de ciclo combinado por 

hidrógeno. 

• Obtener un modelo que permita determinar las variables del proceso completo, es decir, la 

potencia a convertir, el almacenamiento (volúmenes, procesos de conservación, transporte, 

entre otros) y la energía resultante de convertir el hidrógeno nuevamente en energía.  

• Evaluar el potencial de este combustible como vector energético de apoyo a fuentes de 

generación renovable variable en Chile para evitar el vertimiento. 
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1.4. Alcances 

Los alcances de este trabajo comprenden el desarrollo de un modelo de cálculo en Matlab y la 

evaluación del procedimiento de convertir la energía eléctrica en hidrógeno y viceversa. La 

metodología contempla: 

• Estimar el hidrógeno a producir a partir de reducciones de generación en una central. 

• Obtener volúmenes a reemplazar de gas natural por hidrógeno en una turbina a gas. 

• Evaluar las pérdidas en almacenamiento y transporte considerando distintos métodos.  

• Un estudio de sensibilidad sobre la base de parámetros como la distancia, condiciones de 

operación del electrolizador, entre otros.  

Si bien se mencionan algunas variables económicas como impuestos y el precio del hidrógeno, 

esta memoria solo cubre los aspectos técnicos de la cadena de suministro, no está contemplada una 

evaluación económica. 
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Capítulo 2  

Marco teórico 
 

2.1. Introducción 

El hidrógeno es el primer elemento de la tabla periódica y el más común en el universo. Este 

gas es también uno de los elementos más abundantes en el planeta Tierra, formando parte de una 

amplia variedad de compuestos orgánicos e inorgánicos como el agua, hidrocarburos, 

carbohidratos y aminoácidos. Dado que las moléculas de hidrógeno son livianas, las fuerzas 

gravitacionales de la Tierra son insuficientes para atraparlas en la atmósfera. El hidrógeno puro es 

extremadamente raro en la Tierra y para obtenerlo debe aplicarse energía para romper los enlaces 

con otros elementos [20]. Algunas propiedades del hidrógeno se muestran en la Tabla 0-1. 

 

Tabla 0-1: Propiedades del hidrógeno [8]. 

Propiedad Valor Unidad 

Densidad (gas) 0,0899 Kg/Nm3 

Densidad (líquido) 70,79 Kg/m3 

Temperatura de 

ebullición 

21,15 

-252 

K 

°C 

Poder calorífico inferior 33,33 kWh/kg 

 

El hidrógeno puede ser extraído de otros compuestos a partir de 3 procesos: termólisis, 

fotólisis y electrólisis. La termólisis transforma materiales como etanol, gas natural o gasolina en 

hidrógeno, mediante reacciones químicas desencadenadas por una fuente de calor. La fotólisis, en 

cambio, usa la energía de la luz para producir hidrógeno a partir de procesos fotobiológicos o 

fotoelectroquímicos. La última forma consiste en extraer el hidrógeno presente en el agua aplicando 

energía eléctrica [21]. La mayor parte del hidrógeno se obtiene de combustibles fósiles como gas 

natural, petróleo y carbón, como se muestra en la Figura 0-1. 

Actualmente, el hidrógeno es usado como materia prima en la industria. Sus aplicaciones 

incluyen: en refinerías en el tratamiento de crudo pesado mediante hidrocraqueo y la eliminación 

de sulfuro, nitrógeno y metales administrando hidrotratamientos; la producción de amoníaco 

aplicando procesos de Haber-Bosch, síntesis de metanol, en la elaboración del acero, hidrogenación 
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de grasas y aceites (industria alimentaria), fabricación de vidrio (como gas inerte), en la industria 

electrónica, procesamiento de metal y en generación térmica como refrigerante [8]. 

 

 

 

 

  

Figura 0-1: Aplicaciones y principales materias primas a partir de las cuales  

se extrae el hidrógeno. Adaptado de [22] y [23]. 

Dada la condición del hidrógeno como vector energético, también tiene potencial 

reemplazando a combustibles fósiles en otros sectores económicos como el transporte, donde ya 

existen avances, y de sustituto del gas natural [8].  

En la Figura 0-2 se muestra la cadena de suministro del hidrógeno. Este combustible se 

puede obtener a partir de combustibles fósiles (hidrógeno gris o azul) y de fuentes renovables como 

la biomasa o el agua. Luego del proceso de conversión, el hidrógeno puede ser almacenado en 

forma líquida o gaseosa, transportado usando ductos al igual que otros combustibles o camiones, 

para, finalmente, ser transformado en electricidad mediante celdas de combustible o por 

combustión en generadoras a gas de ciclo combinado tradicionales, adaptadas a hidrógeno. 
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Figura 0-2: Cadena de suministro del hidrógeno. 
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2.2. Producción de hidrógeno 

Los principales métodos de producción de hidrógeno se presentan en la Tabla 0-2. El método 

con mayor eficiencia es el reformado con vapor, que puede llegar a tener una eficiencia de un 85%. 

La electrólisis, por otra parte, es el procedimiento más costoso con 2,28 dólares por kilogramo de 

hidrógeno producido en el mejor caso, pero se proyectan precios en torno al dólar por kilogramo 

al 2030 en lugares favorables para su explotación [24]. 

Tabla 0-2: principales métodos de producción de hidrógeno y sus características. Adaptada de [25], [26]. 

Método de 

producción 

Ventajas Desventajas Eficiencia 

[%] 

Costo 

[$/kg] 

Reformado 

con vapor 

Tecnología 

desarrollada e 

infraestructura 

existente 

Produce 𝐶𝑂 y 

𝐶𝑂2, suministro 

variable 

74-85 2,27 

Oxidación 

parcial 

Tecnología 

establecida e 

infraestructura 

existente 

Produce crudo 

pesado y coque 

60-75 1,48 

Reformado 

autotérmico 

Tecnología 

establecida e 

infraestructura 

existente 

Produce 𝐶𝑂2  y 

usa combustibles 

fósiles 

60-75 1,48 

Gasificación Cantidad abundante 

suministro y en 

algunos casos 

carbono neutral 

Eficiencia 

variable 

dependiendo de 

las impurezas 

30-40 1,77-2,05 

Electrólisis Tecnología 

establecida, limpia, 

oxígeno como 

subproducto 

Almacenamiento 

y transporte. Alto 

costo 

60-80 2,28-7,39 

 

2.2.1. Hidrógeno a partir de combustibles fósiles 

El gas natural es la materia prima más común a partir de la cual se produce hidrógeno, 

cubriendo, aproximadamente, un 48% de la demanda [22]. Para obtener el hidrógeno, se aplica una 

técnica llamada reformado con vapor, que consiste en calentar un combustible que puede ser un 

hidrocarburo o alcohol, en conjunto con vapor, hasta convertirlo en una mezcla de gases desde los 

cuales se extrae el hidrógeno puro mediante termólisis. La reacción que representa el reformado 

con vapor de un combustible se muestra en la ecuación (1). 
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𝐶𝐻4 + 2 ⋅ 𝐻2𝑂(𝑔) ↔ 𝐶𝑂2(𝑔) + 4 ⋅ 𝐻2(𝑔) (1) 

Otro de los métodos principales de producción de hidrógeno es la gasificación de 

combustibles sólidos para convertirlos en un gas de síntesis, al que, posteriormente, se le aplican 

tratamientos adicionales con el fin de extraer el 𝐻2 puro. La relación simplificada que describe este 

proceso se muestra en la ecuación (2). Debido al alto contenido de carbono presente en el carbón, 

el procedimiento libera una gran cantidad de 𝐶𝑂2 al ambiente, por lo que se debe aplicar en 

conjunto con algún método de captura de carbono [20]. 

𝐶 + 𝐻2𝑂(𝑔) + 𝐶𝑎𝑙𝑜𝑟 ↔ 𝐶𝑂2(𝑔) + 2𝐻2(𝑔)  (2) 

Cuando el hidrógeno se produce a partir de combustibles fósiles, se le da la denominación 

de hidrógeno “gris”, en cambio, si este cuenta con métodos de captura y almacenamiento de 

carbono, se le llama hidrógeno “azul” [27]. 

2.2.2. Hidrógeno a partir de fuentes renovables 

Existen numerosas materias primas a partir de las cuales se puede obtener hidrógeno, que 

no se basan en la descomposición de combustibles fósiles, sino que en fuentes que pueden 

encontrarse en la naturaleza y que tienen la cualidad de ser inagotables. Un ejemplo de esto es la 

biomasa, que, mediante procesos termoquímicos y biológicos, que aún se encuentran en etapas de 

desarrollo, es capaz de producir hidrógeno [28]. Otros compuestos a partir de los cuales es factible 

la producción de este gas son los alcoholes, desde los cuales se extrae el hidrógeno mediante 

procesos de reformado [29].  

El hidrógeno se puede extraer del agua, un material abundante en la tierra y que, al ser 

transformado en 𝐻2, no genera dióxido de carbono. Existen 3 rutas a través de las cuales se separan 

las moléculas de agua en hidrógeno y oxígeno: fotólisis, termólisis y electrólisis [30]. Los métodos 

de producción por fotólisis se basan en el aprovechamiento de la luz del sol como energía para 

separar las moléculas del agua con hasta un 12% de eficiencia, mientras que la termólisis consiste 

en calentar el líquido lo suficiente como para romper las moléculas de agua en hidrógeno y oxígeno 

con una eficiencia de un 40%. Ambas se encuentran a una escala de laboratorio [20]. 

𝐻2𝑂 + 𝐸𝑛𝑒𝑟𝑔í𝑎 →  𝐻2 +
1

2
𝑂2 

(3) 

La molécula de agua también es separada aplicando una corriente externa mediante 

electrólisis. Si bien existen varios tipos de electrolizadores, todos se basan en el mismo principio 

de funcionamiento. Estos aparatos cuentan con un electrodo positivo llamado ánodo, un electrodo 

negativo llamado cátodo, una sustancia electrolítica que facilita el transporte de iones y una fuente 

de corriente continua [31]. Cuando se aplica corriente a los electrodos, se genera una reacción de 

oxidación en el ánodo, donde se produce el oxígeno y una de reducción en el cátodo, donde se 

forma el hidrógeno. Combinando las ecuaciones de la Figura 0-3 se tiene la reacción general, donde 

a partir de agua se originan hidrógeno y oxígeno en una proporción 2:1 [32].  
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La demanda de energía Δ𝐻 para lograr la electrólisis puede ser cubierta por calor 𝑇 ∙ Δ𝑆 y 

el cambio en la energía de Gibbs Δ𝐺 por energía eléctrica según la ecuación de Gibbs-Helmholtz. 

Donde Δ𝑆 corresponde al cambio de entropía y se tiene a la temperatura 𝑇 y la presión 𝑃 como 

variables de estado. 

Δ𝐻(𝑇, 𝑃) = Δ𝐺(𝑇, 𝑃) + 𝑇Δ𝑆(𝑇, 𝑃) (4) 

La influencia de la temperatura y la presión en la reacción se puede resumir en los siguientes 

puntos: 

• La demanda de energía Δ𝐻 es casi constante con la temperatura. Aumentar la temperatura 

reduce la demanda de energía eléctrica necesaria para disociar el agua, produciendo una 

mejor reacción de transferencia entre la interfaz electrodo-membrana [33], [34]. 

• Δ𝐺 se reduce con un aumento en la temperatura 𝑇 a 1000 °C. El aporte de la temperatura 

a la demanda de energía es de un tercio del total aproximadamente. 

• A mayor presión, aumenta la demanda de energía eléctrica y el calor requerido disminuye 

[33].  

Actualmente, existen 3 tipos principales de electrolizadores: electrolizador alcalino (AWE por 

alkaline water electrolysis), electrolizador de membrana de intercambio de protones (PEM por 

proton exchange membranes) y electrolizador de óxido sólido (SOE o SOEC por solid oxide water 

electrolysis), cada uno de los cuales cuenta con distintos materiales y condiciones de operación, 

como se muestra en la Tabla 0-3.   

Tabla 0-3: Tipos de electrólisis y características principales. Adaptada de [31]. 

Características AWE PEM SOE 

Temperatura 20-80 °C 20-200 °C 500-1000 °C 

Eficiencia 59-70% 65-82% Hasta 100%  

Estado de 

desarrollo 

Comercial Comercial  Laboratorio 

Ventajas Bajo costo relativo, 

relativamente estable, 

tecnología madura 

Diseño compacto, rápida 

respuesta y arranque, 

hidrógeno de alta pureza 

Menor requerimiento de 

energía, menores costos de 

capital 

Desventajas Electrolito corrosivo, 

dinámicas lentas y 

permeabilidad del gas 

Alto costo de membrana Mecánicamente inestable, 

problemas de seguridad 
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En la Figura 0-3 se muestra un diagrama de las reacciones químicas que se llevan a cabo 

dentro del electrolizador, para cada tipo de celda.  

   

(a) (b) (c) 

Figura 0-3: Diagrama de electrolizador alcalino (a), electrolizador PEM (b) y electrolizador SOEC (c). 

adaptado de [32]. 

Los electrolizadores PEM presentan numerosas ventajas con respecto a las tecnologías AWE 

y SOE. Por un lado, pueden operar con densidades de corriente mucho más altas, limitadas por las 

pérdidas Óhmicas, lo que reduce los costos operacionales. Además, son capaces de trabajar en un 

amplio rango de potencias de entrada debido a que el transporte de protones responde rápidamente 

a cambios en la fuente de energía, sin retardos producidos por la inercia como es el caso de 

electrolitos líquidos [35]. El electrolito sólido también permite tener un diseño compacto y 

resistente dependiendo del grosor de la membrana, soportando presiones de hasta 350 𝑏𝑎𝑟 [25]. 

Sobre el electrolizador de óxido sólido, el principal desafío en el desarrollo comercial es la vida 

útil limitada que posee en comparación a las celdas alcalinas y PEM. Mientras los electrolizadores 

AWE y PEM tienen una vida útil de entre 10 y 20 años, las celdas SOE se degradan luego de apenas 

2 o 3 [36]. 

 

2.3. Almacenamiento y transporte de hidrógeno 

2.3.1. Almacenamiento  

Una parte sustancial de la cadena de conversión del hidrógeno de energía a gas y viceversa 

es el almacenamiento. La conservación del hidrógeno requiere de características especiales dado 

que es la molécula más liviana. La densidad del hidrógeno es tan baja, que 1 𝑘𝑔 de este gas ocupa 

un volumen de 11 𝑚3 a temperatura ambiente y presión atmosférica, por lo que se deben aplicar 

métodos que permitan comprimirlo, enfriarlo o atraer las moléculas usando algún material, de 

manera de aumentar su densidad energética. 
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Los métodos de almacenamiento del hidrógeno se pueden clasificar según la naturaleza de 

las interacciones de la molécula con el medio o material de conservación. Los 3 grandes grupos se 

catalogan como medios físicos, químicos y de adsorción, de los cuales los últimos 2 están en etapas 

de desarrollo [37]. Los métodos físicos consisten en almacenar el gas en los distintos estados de la 

materia, los químicos implican una reacción reversible donde el hidrógeno queda confinado junto 

a otro material [38] y los de adsorción se basan en interacciones débiles de las moléculas de 

hidrógeno con otros materiales debido a las fuerzas de Van Der Waals [39]. 

Los métodos de almacenamiento físicos consisten en mantener el hidrógeno como gas 

comprimido o líquido. De los distintos estados del hidrógeno, la forma más extendida de 

almacenamiento es como gas comprimido con, aproximadamente, un 80% de los procesos a nivel 

mundial aplicando esta técnica [40].   

Para alcanzar la presión deseada, usualmente, se usa compresión mecánica, que consiste en 

reducir el volumen en el que el hidrógeno está confinado usando un pistón, aumentando las 

colisiones entre las partículas, lo que resulta en un aumento de presión. Aunque la compresión 

mecánica es ampliamente usada, las altas presiones a las que se debe almacenar el hidrógeno 

requieren una gran cantidad de energía, por lo que una posible solución es bajar la temperatura del 

gas a niveles criogénicos [41]. Este último método está reservado para aplicaciones especiales, 

como en la industria automotriz [42].  

Otro método de almacenamiento de hidrógeno es en su forma líquida. Teóricamente, solo 

una pequeña parte de la energía total contenida en el hidrógeno tiene que ser removida para alcanzar 

los −253 °𝐶 a los que este gas se condensa a presión atmosférica. Sin embargo, el proceso de 

refrigeración del hidrógeno es complejo, involucrando ciclos de Carnot y efectos físicos. En 

términos de eficiencia, para plantas grandes, alrededor de un 40% de la energía del hidrógeno 

guardado es consumida en el proceso de licuefacción [43]. A la fecha, no existen referencias de 

diseño de contenedores de hidrógeno líquido a gran escala (entre 20.000 y 100.000 𝑚3), los 

proyectos existentes contemplan tamaños de menos de 6.000 𝑚3 (424.740 𝑘𝑔) [44]. 

En la Tabla 0-4 se muestran los distintos métodos de almacenamiento, junto con sus ventajas y 

limitaciones. 

Tabla 0-4: comparación de métodos de almacenamiento físico del hidrógeno. Adaptada de [45]. 

 Método de 

almacenamiento 

Temperatura 

[K] 

Presión 

[bar] 

Ventajas Limitaciones 

Hidrógeno 

comprimido 

gaseoso 

233-300 150-800 Liviano Baja densidad energética. Se 

pierde un 10% de la energía 

Hidrógeno líquido 20-33 1-12,76 Alta 

densidad 

energética 

Requiere aislación estricta, 

licuefacción requiere un 40% de 

energía aproximadamente 
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2.3.2. Transporte 

El hidrógeno es transportado desde el punto de producción hasta el lugar de la demanda 

mediante tuberías, en camiones cargados con tanques de hidrógeno líquido y en cilindros de gas 

por carretera o por ferrocarril.  El transporte mediante cilindros y tanques de hidrógeno se utiliza 

para demandas de pequeña escala que se encuentran lejos del punto de generación de hidrógeno. 

El método principal son los hidroductos, con estaciones de almacenamiento intermedias. El 

transporte marítimo, en tanto, ha sido estudiado como opción para transporte de larga distancia en 

países de Europa y Japón [46]. 

Los ductos para el transporte de hidrógeno se construyen a partir de aceros de construcción 

comunes y las presiones varían según la red, comúnmente teniendo valores de 10 y 70 𝑏𝑎𝑟 (a 

presiones bajas se evita la fragilización por hidrógeno, que puede afectar la duración de los 

materiales), pero pudiendo alcanzar presiones de hasta 100 bar. El diámetro de los ductos es de 

entre 25 y 30 𝑐𝑚 [47]. La eficiencia de este método de transporte es muy alta, teniendo pérdidas 

de menos de un 1% cada 1000 km [48]. 

Actualmente, existen varios hidroductos en funcionamiento. En Francia existe una tubería 

de 550 𝑘𝑚 de largo que transporta 200 𝑀𝑚3 de hidrógeno. También existen en Bélgica, 

Inglaterra, Estados Unidos, Canadá y Alemania. En este último país se encuentra una de los 

conductos más antiguos y largos, que conecta Dusseldorf y Recklinghausen.  

En las redes de gas natural tradicionales, a medida que la masa de gas se traslada sufren pérdidas 

de energía y presión debido a la fricción con las paredes internas de las tuberías y a las trasferencias 

de calor con el ambiente. Si la presión baja, debe ser restaurada periódicamente a lo largo de la red 

por estaciones de compresión. Las redes de transporte de hidrógeno se derivan de la misma 

tecnología, sin embargo, para usar directamente las redes de gas natural en el transporte de 

hidrógeno se deben considerar varios aspectos: 

•  Cuando el hidrógeno es transportado debe suministrar la misma cantidad de energía que el 

gas natural para satisfacer la demanda, por lo que el volumen de hidrógeno debe ser el triple 

que el de gas natural, debido a la baja densidad de este en estado gaseoso.  

• El hidrógeno se puede esparcir hasta 4 veces más rápido que el gas natural, por lo que los 

componentes deben estar diseñados con estándares de seguridad más altos para evitar fugas.  

• El nivel de filtración del hidrógeno es de hasta 5 veces más que el gas natural, por lo que 

los polímeros usados para las tuberías de gas natural deben ser reemplazados por acero al 

carbono.  

• Para transportar el hidrógeno se debe aumentar la capacidad de compresión a casi el doble, 

de manera de hacer eficiente la transmisión de combustible [49]. 
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2.4. Generación eléctrica a partir de hidrógeno 

2.4.1. Celda de combustible 

Las celdas de combustible producen electricidad combinando hidrógeno y oxígeno. Estos 

compuestos reaccionan dentro de una celda electroquímica, produciendo además agua y calor. El 

uso de celdas de combustible en vehículos es uno de los mayores focos de investigación, sin 

embargo, las celdas de combustible tienen potencial para alimentar dispositivos pequeños como 

celulares o computadores y aplicaciones de mayor escala, como generador de respaldo en edificios 

o en microrredes aisladas [50]. Algunas de las ventajas de esta tecnología incluyen flexibilidad del 

combustible, operación libre de ruido y construcción modular. 

Las celdas de combustible constan de un cátodo y un ánodo separados por un electrolito que 

conduce iones y bloquea electrones. Las celdas, al igual que los electrolizadores, difieren en el 

electrolito usado y en la temperatura de operación. La investigación actual se enfoca en los 

siguientes tipos: 

• Celda de combustible alcalina (AFC) 

• Celda de combustible de ácido fosfórico (PAFC) 

• Celda de combustible de membrana de intercambio de protones (PEMFC) 

• Celda de combustible de carbonato fundido (MCFC) 

• Celda de combustible de óxido sólido (SOFC) 

La eficiencia varía según el tipo de pila y va de un 50 a un 70%, con un máximo teórico de un 

83% y algunas pueden funcionar con gas natural (con una menor eficiencia) [8]. 

2.4.2. Combustión en centrales de ciclo combinado 

Para aplicaciones a gran escala, desde 30 𝑀𝑊 hacia arriba, es preferible el uso de centrales 

de ciclo combinado. Estas plantas consisten en una turbina que quema gas natural u otro 

combustible y una turbina a vapor que utiliza el gas liberado durante la combustión para producir 

electricidad [51].   

Las centrales térmicas de ciclo combinado cuentan con 3 componentes principales: una 

turbina a gas, una caldera de recuperación de calor y una turbina a vapor. El ciclo comienza cuando 

el aire es trasladado y comprimido dentro de la turbina a gas. En la cámara de combustión se mezcla 

el aire a alta presión y el combustible. Luego, se quema el combustible y la expansión de los gases 

de escape mueve el compresor y a un generador que produce electricidad. Los mismos gases 

producidos por este ciclo son aprovechados y dirigidos a la caldera de recuperación de calor, que 

contiene intercambiadores de calor para producir vapor. El agua en estado gaseoso entra en la 

turbina a vapor y acciona un segundo generador, como se muestra en la Figura 0-4 [52].  

La unión de los ciclos de Brayton (gas) y Rankine (vapor) aumenta la eficiencia que tendría 

cada uno por sí solo. La CCGT tiene una eficiencia de entre un 50% y un 60%, siendo actualmente 

la de mejor desempeño entre las plantas de producción de energía basadas en combustibles fósiles 

[53].  
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Figura 0-4: esquema de central térmica de ciclo combinado. Adaptado de [52]. 

Como se observa en la Tabla 0-5, el hidrógeno posee un poder calorífico menor que el gas 

natural (GN), límites de flamabilidad más amplios y una mayor velocidad de llama. Estas 

diferencias presentan varios desafíos en el uso de hidrógeno en infraestructura existente, 

especialmente en la cámara de combustión. La mayor reactividad del hidrógeno con respecto al gas 

natural origina un riesgo pre-ignición y retorno de la llama. Adicionalmente, el hidrógeno tiene un 

menor poder calorífico por volumen, por lo que el flujo volumétrico debe ser mayor para 

compensar, modificando las condiciones de operación de los compresores y turbinas. Por otra parte, 

los gases de escape poseen más humedad en el caso del hidrógeno, lo que ocasiona un mayor 

calentamiento de las paredes de la cámara debido al aumento en la transferencia de calor y 

problemas de corrosión.  
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Tabla 0-5: Comparación entre hidrógeno y gas natural [54]. 

 
Hidrógeno Gas natural 

Densidad (0°C) [kg/m3] 0,09 0,7-0,9 

LHV [MJ/m3] 10,8 31-41 

Límites de inflamabilidad [%]  4-75  4,5-13,5 

Velocidad de llama [m/s] 3,25 0,45 (metano) 

Índice Wobbe inferior [MJ/m3] 40,7 46,5-48 

 

Un parámetro usado para evaluar la intercambiabilidad de un combustible por otro es el 

índice Wobbe (WI), que se define como la relación mostrada en (5). Dado un determinado 

suministro de combustible y condiciones de temperatura y presión, dos gases con el mismo índice 

entregan igual cantidad de energía al sistema. Mientras mayor sea el rango de WI con el que se 

puede operar una máquina, mayor es su flexibilidad. Generalmente, la variación del índice es 

entregada por el fabricante y toma valores cercanos o menores a un 10%, con algunas turbinas 

teniendo variaciones de hasta un 2%.  

𝑊𝐼 =
𝐿𝐻𝑉

√𝐷𝑒𝑛𝑠𝑖𝑑𝑎𝑑 𝑟𝑒𝑙𝑎𝑡𝑖𝑣𝑎 
 

(5) 

Aplicando la fórmula (5), se obtiene el gráfico mostrado en la Figura 0-5, donde se observa 

que para una variación de un 2%, el porcentaje de mezcla con el que se puede operar la máquina 

debería contener un 8% de hidrógeno en unidad de volumen como máximo. Para una variación de 

un 5%, el volumen de hidrógeno puede ser de hasta un 20% del total de la mezcla. 
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Figura 0-5: Índice Wobbe para mezclas de hidrógeno y gas natural. En rojo se muestran los límites de 

variación del índice de un 2 % y un 5 % 

Actualmente, se encuentran en operación plantas de Gasificación integrada en ciclo combinado 

que pueden operar con gas de síntesis rico en hidrógeno, con hasta un 45% en su composición [54]. 

Existen proyectos de turbinas a gas existentes que operan con porcentajes de hidrógeno, como la 

Planta Dow Plaquemine en Estados Unidos, que inyecta un 5% de hidrógeno a una central de ciclo 

combinado GE 7FA desde el año 2010 y una turbina 6B.03 cuyo combustible es un gas de refinería 

rico en hidrógeno (puede llegar a tener un 32% del volumen) [55], [56]. También se ha analizado 

el remplazo total de gas natural en centrales de ciclo combinado [57], [58]  con algunas 

modificaciones. Adicionalmente, hay interés en proyectos diseñados para funcionar con hidrógeno 

[59].  
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Capítulo 3 

Estado de arte 
En Chile existe la oportunidad de producir hidrógeno a partir vertimientos de generación. En 

noviembre del año 2020 se registró la más alta reducción de energía en centrales solares y eólicas 

de los últimos años; con 59,7 𝐺𝑊ℎ [60]. Existen varios estudios al respecto. Algunas opciones que 

se manejan en la literatura son los sistemas de almacenamiento de baterías (BESS), que cuentan 

con una eficiencia de un 80% [61]–[63], centrales de bombeo (PSH) con una eficiencia de un 80% 

[64], [65] y el almacenamiento de energía de aire comprimido (CAES) con un 50% de eficiencia 

[66], que se encuentra en etapas de investigación. Las diferencias instantáneas entre generación y 

demanda pueden ser solucionadas por sistemas BESS y PHS de forma económica y en intervalos 

cortos, el uso de hidrógeno, en tanto, puede servir como almacenamiento a largo plazo [67], por lo 

que su potencial debe ser evaluado. 

En “Optimal configuration of hydrogen storage system and hydrogen supply chain equipment 

for regional integrated energy system” se explora la planificación de almacenamiento y distribución 

de hidrógeno en un sistema de energía regional para reducir el vertimiento y los costos totales [68]. 

La configuración comprende un electrolizador, sistemas de almacenamiento y la transformación 

de hidrógeno en energía eléctrica, mediante una celda de combustible, y en energía térmica usando 

una caldera. En “Expanding flexibility with P H for integrated energy systems” y “A multi energy 

storage system model based on electricity heat and hydrogen coordinated optimization for power 

grid flexibility” se estudia un tema similar, considerando una unidad cogeneradora (energía y calor) 

que entrega flexibilidad adicional [69], [70]. En “Active operation of hydrogen fuelling stations to 

support renewable integration” se explora la posibilidad de operar una estación de servicio de 

hidrógeno para combatir sobrecargas y vertimientos, aplicando distintas estrategias de operación 

[71]. 

En un futuro las tecnologías basadas en hidrógeno también podrían aportar al sistema con 

servicios complementarios. En el trabajo “Ancillary services from hydrogen based technologies to 

support power system frequency stability” se estudia la habilidad de electrolizadores y celdas de 

combustible de membrana de intercambio de protones (PEM) para apoyar en el control de 

frecuencia, participando activamente del mercado de servicios complementarios [72]. En 

“Modelling and evaluation of PEM hydrogen technologies for frequency ancillary services in 

future multi-energy sustainable power systems” se analiza la efectividad de celdas y 

electrolizadores como reserva primaria, demostrando que la rápida respuesta dinámica de estos 

aparatos puede ayudar a mitigar los efectos de la reducción de la inercia en el sistema [73]. En 

“𝐶𝑂2 emission assessment of the provision of ancillary services by hydrogen storage power plants” 

se muestra que el uso de tecnologías basadas en hidrógeno puede reducir en más de un 90% las 

emisiones de dióxido de carbono generadas por unidades convencionales aportando con servicios 

complementarios a la red [74].  
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El potencial del hidrógeno como vector energético también ha sido explorado en aplicaciones 

a pequeña escala (microrredes) como método de almacenamiento [75]–[78]. 
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Capítulo 4 

Cadena de suministro del hidrógeno 
 

4.1. Introducción  

Sobre la base de lo visto en el capítulo 0, se determinaron los siguientes puntos: 

• Los electrolizadores alcalinos tienen una lenta respuesta ante fuentes de generación variable 

y los de tipo óxido sólido se encuentran en etapas de investigación, por lo que en el modelo 

se considerará un electrolizador de membrana de intercambio de protones.  

• Dado que la aplicación es a gran escala, se opta por la combustión del hidrógeno en un ciclo 

combinado.  

• Se toma una variación máxima de un 2% en el índice Wobbe por ser un “peor caso”. Con 

esto, el porcentaje de adición de hidrógeno máximo que se puede agregar a una mezcla con 

gas natural es de un 8% por unidad de volumen.  

• Se considera el transporte por carretera y por gasoductos, y se toman como opciones de 

almacenamiento el hidrógeno líquido y gaseoso, por ser métodos que son usados en la 

actualidad. 

En función de esto, se desarrollan los modelos de electrólisis para la producción de hidrógeno, 

reemplazo en turbina a gas y transporte. 

4.2. Producción de hidrógeno  

La celda es el elemento básico de un electrolizador. Para producir hidrógeno a gran escala, las 

celdas se ensamblan en pilas. Como se muestra en la Figura 0-1, los principales componentes de 

una celda PEM son un conjunto de electrodos de membrana (MEA) que dividen a la celda en 2 

mitades (ánodo y cátodo).  
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Figura 0-1: Celda PEM. Adaptado de [25], [82]. 

Existen numerosos modelos que describen el comportamiento de los electrolizadores. Algunos 

están enfocados en fenómenos particulares, como mecanismos de degradación, en el control de 

electrolizadores y también se han desarrollado para evaluar el rendimiento [80]. Dependiendo del 

objetivo, estos modelos se desarrollan en distintas escalas temporales y físicas. El modelo aplicado 

en este trabajo se basa en una formulación analítica simple, que permite evaluar la influencia de la 

temperatura, la presión y las pérdidas en el rendimiento general de una celda [34]. Este modelo 

considera los siguientes supuestos:  

• La celda es unidimensional (distribución uniforme de corrientes, temperatura y reactivos). 

• Los únicos gases que interactúan son el hidrógeno, el oxígeno y el vapor de agua. 

• No existen gradientes de presión entre los electrodos y solo se incluyen los fenómenos de 

difusión y de arrastre electro-osmótico en el transporte de gases. 

En la Figura 0-2 se muestra un diagrama de bloques del modelo y sus ecuaciones más 

importantes; el detalle y las fórmulas faltantes se encuentran en [34]. Como se aprecia en la Figura 

0-2, el electrolizador se divide en 4 partes, cuyo funcionamiento se explicará a continuación: 

• Ánodo: en el ánodo el agua se disocia en oxígeno y protones de hidrógeno, siendo los 

reactantes el agua y el oxígeno. Las ecuaciones que describen el comportamiento del ánodo 

son balances de masa de estos 2 gases. De este bloque se extrae la presión del oxígeno 

𝑃𝑂2(𝑃𝑎), con la cual se calculará el voltaje de la celda.  

• Cátodo: en el cátodo los protones de hidrógeno se transforman en moléculas. Los reactantes 

son el agua y el hidrógeno. De este bloque se extrae la presión del hidrógeno 𝑃𝐻2 (𝑃𝑎). 

Tanto en el cátodo como en el ánodo se usan las leyes de Faraday de la electrólisis para 

calcular las cantidades de las sustancias. Las leyes indican que el cambio químico es 

proporcional a la corriente y la cantidad de cambios químicos son proporcionales a los pesos 

equivalentes (masa molar sobre número de valencia). El hidrógeno generado puede ser 



22 

 

calculado como �̇�𝐻2 = (𝑛 ∙ 𝐼)/(2 ∙ 𝐹), donde 𝑛 son las celdas, 𝐼 (𝐴) es la corriente y 𝐹 (𝐴 ∙

𝑠/𝑚𝑜𝑙) es la constante de Faraday. 

• Membrana: La membrana es el lugar donde se transportan los iones de hidrógeno y el agua. 

El agua se transporta mediante 2 procesos: electro-osmosis y difusión (se ignoran gradientes 

de presión y temperatura). De este bloque se extrae el contenido de agua en la membrana 

𝜆𝑚𝑒𝑚. 

• Voltaje: El voltaje 𝐸 (𝑉) se calcula con la ecuación de Nernst y corresponde al voltaje 

reversible de la celda que existe a cierta temperatura y presión. Al “voltaje Nernst” se 

le suman las sobretensiones por pérdidas de activación, óhmicas y por cambios de 

concentración. Las pérdidas dependen de la temperatura, presión y densidad de corriente a 

la que opera el electrolizador (𝑇𝑒𝑙 (𝐾), 𝑃𝑒𝑙 (𝑃𝑎) y 𝑖𝑒𝑙 (𝐴/𝑚
2), respectivamente).  

 

 

4.3. Reemplazo de gas natural por hidrógeno en una turbina a gas 

El hidrógeno posee un poder calorífico inferior (LHV) menor que el gas natural (GN) por 

unidad de volumen, con 10,8 𝑀𝐽/𝑚3 frente a los 31 − 41 𝑀𝐽/𝑚3 del GN. En consecuencia, en el 

caso de trabajar con una mezcla de hidrógeno y gas, el flujo volumétrico del combustible debe ser 

Figura 0-2: Diagrama de bloques de modelo de electrolizador. Adaptado de [34]. 
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mayor para compensar, de forma de alcanzar los requerimientos de temperatura que permiten 

mantener la potencia máxima de la máquina [54]. 

El modelo de cálculo se basa en ecuaciones termodinámicas, balances de masa y energía. En 

la Figura 0-4 se muestra el esquema de un ciclo de Brayton, donde se observan los 4 estados por 

los que pasan los gases que participan en la generación de energía. 

Primero, se determina la temperatura 𝑇2 (𝐾) del aire luego de ser comprimido, aplicando la 

ecuación (6). El término 𝑟𝑝 corresponde a la relación de presión del compresor,  𝜂𝑐 es la eficiencia 

isentrópica (toma valores entre un 85 − 90%) y 𝛾𝑎 es el coeficiente de dilatación adiabática del 

aire, cuyo valor es 1,4. Adicionalmente, se definen los términos 𝑅𝑝𝑔 y 𝑅𝑝𝑎 [81]. 

𝑇2 = 𝑇1 ∙

[
 
 
 
 

1 +
𝑟𝑝

𝛾𝑎−1
𝛾𝑎 −1

𝜂𝑐

⏞    
𝑅𝑝𝑎

]
 
 
 
 

 ,    𝑅𝑝𝑔 = [1 −
1

𝑟𝑝

𝛾𝑔−1 

𝛾𝑔

] 

(6) 

La temperatura 𝑇3 (𝐾) se determina aplicando la ecuación (7), donde 𝜂𝑡 es la eficiencia de 

la turbina. 

𝑇3 =
𝑇4

(1 − 𝜂𝑡 ∙ 𝑅𝑝𝑔)
  [𝐾] 

(7) 

Una vez que se tienen las temperaturas 𝑇2 y 𝑇3, es posible estimar las capacidades 

caloríficas de los gases que participan en el ciclo de Brayton. La capacidad calorífica del aire 

𝐶𝑝𝑎(𝑇) y del gas natural 𝐶𝑝𝑓(𝑇) se estiman usando las fórmulas de variación de 𝐶𝑝̅̅ ̅ con la 

temperatura [82]. Para conocer la capacidad calorífica de los gases de escape, es necesario hacer 

un balance estequiométrico considerando que se modifica la cantidad de agua como producto de la 

combustión al agregar hidrógeno. En la ecuación (8) se muestra la reacción de combustión de la 

mezcla de hidrógeno y gas natural, que por simplicidad se tomará como gas metano. Los términos 

𝛼 y 𝛽 corresponden a las fracciones molares de la mezcla de gas e hidrógeno. 

𝛼 ∙ 𝐶𝐻4 + 𝛽 ∙ 𝐻2 + 𝑎 ∙ (𝑂2 + 3,76 ∙ 𝑁2) → 𝑏 ∙ 𝐶𝑂2 + 𝑐 ∙ 𝐻2𝑂 + 𝑑 ∙ 𝑁2 (8) 

Imponiendo cierto porcentaje de mezcla %𝐻2 por unidad de volumen, se puede asumir que 

𝛼 ≈ 1 −%𝐻2 y 𝛽 ≈ %𝐻2 debido a que un mol de un gas ideal siempre ocupa el mismo espacio 

(22,7 𝐿)  en condiciones estándar de presión y temperatura [83], manteniéndose la proporción en 

unidades de volumen y molares. En (9) se muestran las ecuaciones para calcular el balance 

estequiométrico y la conversión de mol a gramo (solo interesa la proporción). 

𝑏 = 𝛼 ∙ 𝑀𝐶𝑂2; (9) 
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𝑐 = 𝑀𝐻2𝑂 ∙
(4 ∙ 𝛼 + 2 ∙ 𝛽)

2
; 

𝑎 =
2∙𝑏+𝑐

2
;   

𝑑 = 𝑀𝑁2 ∙ 3,76 ∙ 𝑎 ∙ 2;   

𝑒 = 𝑀𝑂2 ∙
(𝑎 ∙ 2 − 2 ∙ 𝑏 − 𝑐)

2
; 

Con la proporción de los gases de escape, se calcula la capacidad calorífica con la regla de 

las mezclas [84]. Las capacidades de los gases se estiman usando las fórmulas de variación de 𝐶𝑝̅̅ ̅ 

con la temperatura [82]. 

𝐶𝑝𝑔(𝑇) =
𝑏 ∙ 𝐶𝑝𝐶𝑂2(𝑇) + 𝑐 ∙ 𝐶𝑝𝐻2𝑂(𝑇) + 𝑒 ∙ 𝐶𝑝𝑂2(𝑇) + 𝑑 ∙ 𝐶𝑝𝑁2(𝑇)

𝑏 + 𝑐 + 𝑑 + 𝑒
  [𝑘𝐽/𝐾] 

(10) 

Con la capacidad calorífica del aire, se calcula el trabajo del compresor (11), donde 𝑇𝑎 =
𝑇2−𝑇1

2
  y 𝜂𝑚 corresponde a la eficiencia mecánica. 

𝑊𝑐 =
𝐶𝑝𝑎(𝑇𝑎) ∙ 𝑇1 ∙ 𝑅𝑝𝑎

𝜂𝑚
  [𝑘𝐽] 

(11) 

Por otra parte, con la capacidad calorífica de los gases de escape 𝐶𝑝𝑔 se calcula el trabajo 

de la turbina. 

𝑊𝑡 =
𝐶𝑝𝑔(𝑇3) ∙ 𝑇3 ∙ 𝜂𝑡 ∙ 𝑅𝑝𝑔

𝜂𝑚
  [𝑘𝐽] 

(12) 

Imponiendo la potencia 𝑃 de la máquina, se despeja la masa de aire 𝑚𝑎 (13). 

𝑚𝑎 =
𝑃

𝑊𝑡 −𝑊𝑐
  [𝑘𝑔/𝑠] 

(13) 

Con el porcentaje de reemplazo se calcula la proporción en unidades de masa 

𝑋𝐻2 = %𝐻2 ∙ 𝑀𝐻2 

𝑋𝐶𝐻4 = (1 −%𝐻2) ∙ 𝑀𝐶𝐻4 

( 14) 

A continuación, se calcula el LHV de la mezcla de hidrógeno y metano, aplicando la 

fórmula mostrada en (15) [85].  

𝐿𝐻𝑉(%𝐻2) =
𝐿𝐻𝑉𝐻2 ∙ 𝑋𝐻2 + 𝐿𝐻𝑉𝐶𝐻4 ∙ XCH4

𝑋𝐻2 + 𝑋𝐶𝐻4
  [𝑘𝐽/𝑘𝑔] 

(15) 
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Luego, haciendo un balance de energía y masa, se tiene la ecuación (16) [81], donde se 

despeja la masa de combustible. 

𝑚𝐶𝐻4+𝐻2 = 𝑚𝑎 ∙
𝐶𝑝𝑔(𝑇3) ∙ 𝑇3 − 𝐶𝑝𝑎 ∙ 𝑇2

𝐿𝐻𝑉𝐶𝐻4+𝐻2 − 𝐶𝑝𝑔 ∙ 𝑇3
  [𝑘𝑔/𝑠] 

(16) 

Las cantidades individuales de hidrógeno y metano se despejan calculando la proporción 

de cada gas en términos de masa. 

𝑚𝐶𝐻4 =
𝑚𝐶𝐻4+𝐻2

2 −
𝑋𝐶𝐻4

𝑋𝐶𝐻4 + 𝑋𝐻2

  [𝑘𝑔/𝑠] (17) 

Luego, se puede despejar la masa de 𝐶𝐻4 y 𝐻2 aplicando las relaciones mostradas en (18).  

𝑚𝐶𝐻4 +𝑚𝐻2 = 𝑚𝐶𝐻4+𝐻2 

𝑋𝐶𝐻4 =
𝑚𝐶𝐻4

𝑚𝐶𝐻4+𝐻2

 

(18) 

Con la masa de 𝐶𝐻4 se estiman las emisiones de dióxido de carbono aplicando la ecuación 

(19), donde 𝑛𝐶𝐻4  corresponde a los moles de metano, que se obtienen a partir de 𝑚𝐶𝐻4 y 𝑀𝐶𝑂2 es 

la masa molar de dióxido de carbono. 

𝑚𝐶𝑂2 = 𝑛𝐶𝐻4 ∙ 𝑀𝐶𝑂2  [𝑘𝑔/𝑠]  (19) 

La literatura sugiere que la eficiencia del ciclo combinado no cambia significativamente al 

trabajar con hidrógeno en lugar de gas natural, por lo que la eficiencia en la conversión de energía 

se toma como un valor fijo igual a un 57,57% [57], [58]. 

4.4. Pérdidas en almacenamiento y transporte 

Para esta sección se considera el transporte por carretera de hidrógeno en su forma líquida y 

gaseosa, y por gasoductos. El objetivo es calcular las pérdidas de energía y emisiones durante el 

traslado y almacenamiento del hidrógeno desde la producción hasta el punto de demanda. En la 

Figura 0-3 se muestran las etapas por las que pasa el gas. 
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Figura 0-3: 3 rutas para el transporte de hidrógeno gaseoso por tuberías (𝑇𝐻2), gaseoso por camiones 

(𝐺𝐻2) y líquido por camiones (𝐿𝐻2). 

4.4.1. Carretera 

Las pérdidas del transporte por carretera contemplan la energía usada para aumentar la 

densidad energética del gas para su traslado (licuefacción o compresión), el combustible usado por 

el camión y, en el caso del hidrógeno líquido, la evaporación del gas al ser almacenado en 

contenedores esféricos (boil-off).  

La potencia del compresor se calcula con la fórmula mostrada en (20), donde 𝛾 corresponde 

a la relación de los calores específicos, 𝑄 es el flujo de gas (𝑀𝑚3/𝑑í𝑎), 𝑇1 es la temperatura de 

succión del gas en Kelvin, 𝑃1 es la presión de succión del gas en 𝑘𝑃𝑎, 𝑃2 es la presión de descarga, 

𝑍1 y 𝑍2 son la compresibilidad del gas en condiciones de succión y descarga respectivamente. 𝜂𝑎 

es la eficiencia adiabática (sin transferencia de calor con el entorno) y varía de un 75% a un 85% 

[86]. La compresibilidad del gas se calcula aplicando el método mostrado en el Anexo B: Cálculo 

de factor de compresibilidad Z.  

𝑃𝑐𝑜𝑚𝑝𝑟𝑒𝑠𝑖ó𝑛 = 4,06 ∙ (
𝛾

𝛾−1
) ∙ 𝑄 ∙ 𝑇 ∙ 𝑍𝑝𝑟𝑜𝑚 ∙ (

1

𝜂𝑎
) ∙ (

𝑝2

𝑝1

𝛾−1

𝛾 − 1) [KW] 
(20) 

La energía necesaria para la licuefacción del hidrógeno se estima entre un 25% de la 

entalpía específica o poder calorífico del gas para plantas que procesan sobre 1000 𝑘𝑔/ℎ de 

combustible y un 45% para plantas más pequeñas (100 𝑘𝑔/ℎ), como en este caso. Una buena 

aproximación para procesos de licuefacción modernos se encuentra en torno a un 40%, por lo que 

se tomará como referencia ese valor [87]. 

En la relación (21) se muestra la energía contenida en el combustible de un camión, que se 

calcula como la masa de combustible 𝑚𝑑𝑖𝑒𝑠𝑒𝑙 (𝑘𝑔) por la energía 𝐸𝑑𝑖𝑒𝑠𝑒𝑙 (𝑀𝐽/𝑘𝑔). La masa de 

combustible se estima multiplicando la distancia (𝑘𝑚) por la eficiencia del camión 𝐹𝐸 (𝐿/𝑘𝑚) y 

la densidad del combustible 𝜌𝑑𝑖𝑒𝑠𝑒𝑙 (𝑘𝑔/L). 

𝐸𝑐𝑜𝑚𝑏𝑢𝑠𝑡𝑖𝑏𝑙𝑒 = 𝐸𝑑𝑖𝑒𝑠𝑒𝑙 ∙ 𝑚𝑑𝑖𝑒𝑠𝑒𝑙 = 𝐸𝑑𝑖𝑒𝑠𝑒𝑙 ∙ (2 ∙ 𝑉𝑖𝑎𝑗𝑒𝑠 ∙ 𝑑𝑖𝑠𝑡𝑎𝑛𝑐𝑖𝑎) ∙ (𝜌𝑑𝑖𝑒𝑠𝑒𝑙 ∙ 𝐹𝐸) [MJ] (21) 
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Debido al punto de ebullición extremadamente bajo del hidrógeno, la temperatura de un 

contenedor de hidrógeno líquido debe mantenerse siempre bajo los 20 K. La diferencia entre la 

temperatura ambiente y el interior del contenedor produce flujos de calor incluso si se cuenta con 

una buena aislación. Las pérdidas por ebullición del hidrógeno se pueden calcular con la relación 

(22), donde 𝑞𝑒 (𝑊/𝑚2) corresponde al flujo efectivo de calor y 𝑉𝑡𝑎𝑛𝑞𝑢𝑒 (𝑚
3) es el volumen del 

tanque [88].  

𝐵𝑂 = 0,01325 ∙
𝑞𝑒

𝑉𝑡𝑎𝑛𝑞𝑢𝑒
1/3

% (22) 

 

4.4.2. Gasoductos 

Las pérdidas en transporte por gasoductos son por la compresión inicial del gas, las 

estaciones de compresión (en caso de ser necesarias) y compresión final para el almacenamiento 

en forma de gas.  

En las redes de gas natural tradicionales, a medida que la masa de gas se traslada sufre 

pérdidas de energía y presión debido a la fricción con las paredes internas de las tuberías y a las 

trasferencias de calor con el ambiente. La relación que muestra el flujo de gas 𝑄 (𝑚3/hora) en 

función de las presiones de entrada 𝑃𝑖𝑛 y de salida 𝑃𝑜𝑢𝑡 se muestra en (23). 𝐷 corresponde al 

diámetro de la tubería (𝑚𝑚), 𝜆 es el coeficiente de fricción adimensional, 𝑍 es el factor de 

compresibilidad adimensional, que se calcula aplicando la metodología mostrada en el Anexo B: 

Cálculo de factor de compresibilidad Z, 𝑇 es la temperatura promedio, 𝐿 corresponde al largo del 

ducto (𝑘𝑚) y 𝑑 es la densidad relativa del gas con respecto al aire [89].  

𝑄 = 0,0129√
𝐷5

𝜆 ∙ 𝑍 ∙ 𝑇 ∙ 𝐿 ∙ 𝑑
∙ √𝑝𝑖𝑛

2 − 𝑝𝑜𝑢𝑡
2  

(23) 

Imponiendo el flujo de hidrógeno y la presión de salida es posible encontrar la presión de 

entrada necesaria en función de la distancia. Si la presión inicial es superior a la permitida dadas 

las especificaciones de las tuberías, se baja la presión inicial y se ubica una estación de compresión, 

tal como se muestra en la Figura 0-4 [86]. Con esta presión y la relación (20) es posible estimar las 

pérdidas de energía en un hidroducto. 
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4.4.3. Emisiones 

Las emisiones en el transporte se dan por la combustión del diésel en el camión y el 

consumo de energía de la compresión y licuefacción. La relación (24) calcula las emisiones a partir 

de la intensidad de las emisiones 𝐸𝐼 (𝑔 𝐶𝑂2/𝑡𝑜𝑛 − 𝑘𝑚), la distancia (𝑘𝑚), la masa del tanque 

𝑚𝑡𝑎𝑛𝑞𝑢𝑒 (𝑘𝑔) y la masa de la carga 𝑚𝐻2 (𝑘𝑔) [90]. El resto de las emisiones se calcula 

multiplicando la energía por el factor de emisiones de efecto invernadero (𝑡𝐶𝑂2/𝑀𝑊ℎ). 

𝐸𝑚𝑖𝑠𝑖𝑜𝑛𝑒𝑠 = 𝐸𝐼 ∙ 𝑉𝑖𝑎𝑗𝑒𝑠 ∙ 𝐷𝑖𝑠𝑡𝑎𝑛𝑐𝑖𝑎 ∙ (2 ∙ 𝑚𝑡𝑎𝑛𝑞𝑢𝑒 +𝑚𝐻2) (24) 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 0-4: Funcionamiento de una tubería de gas. Adaptado de [49]. 
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Capítulo 5 

Metodología 
 

5.1. Introducción 

En el presente capítulo se desarrolla la metodología que reúne los modelos de cálculo 

desarrollados en el capítulo 0. En la Figura 0-1 se muestra un diagrama de bloques de la 

metodología.  

Primero, con el porcentaje de reducción en la generación y datos de producción de una central 

renovable real, se calculan los vertimientos de energía. Con las reducciones y las especificaciones 

de un electrolizador, se obtiene la producción de hidrógeno mediante el modelo del electrolizador. 

Paralelamente, se reúnen datos de operación de una de las turbinas del ciclo combinado, que, junto 

a las especificaciones de esta, conforman los datos de entrada en el modelo de reemplazo en el 

ciclo combinado. Con esto se tiene la producción y la demanda de hidrógeno. Posteriormente, se 

comprueba que la producción cubre la demanda para cierto porcentaje de reemplazo. De no ser así, 

se baja el porcentaje y se calcula nuevamente la demanda de hidrógeno. Una vez que la producción 

cubre la demanda de hidrógeno, se evalúa el transporte y almacenamiento de hidrógeno, con el fin 

de obtener el “estado de carga” del reservorio. 

La metodología contempla 3 etapas: 

• Antecedentes: esta etapa tiene como objetivo obtener un perfil anual de reducciones de 

energía de una central renovable variable y la operación de una central de ciclo combinado. 

• Cálculo de demanda y producción de hidrógeno: estimar hidrogeno a producir a partir de 

vertimiento y calcular el porcentaje de GN a reemplazar por hidrógeno (considerando 

operación real de la central). 

• Almacenamiento y transporte: Calcular pérdidas en transporte y estado del reservorio. 
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Figura 0-1: Diagrama en bloques de la metodología. 

5.2. Antecedentes 

En el caso del vertimiento de energía, se usan datos de operación de la central fotovoltaica real 

El Romero de 196 𝑀𝑊, extraídos del Coordinador Eléctrico Nacional (CEN) y se estima la 

reducción de energía con el porcentaje de vertido mensual %𝑣𝑒𝑟𝑡𝑖𝑑𝑜 = 𝑉𝑒𝑟𝑡𝑖𝑑𝑜/𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙. En 

paralelo, se obtienen datos de operación de la Central Térmica Atacama, que cuenta con 4 turbinas 

a gas en configuración 2x1 (2 turbinas a gas por cada turbina a vapor). Se elige la turbina más usada 

durante el año 2020, que corresponde a la VGA1 [91]. En la Figura C-1, Figura C-2 y Figura C-3 

del Anexo C: Antecedentes y ejemplos, se muestran los datos mencionados de manera gráfica. 
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5.3. Cálculo de demanda y producción de hidrógeno 

Para el cálculo de la producción de hidrógeno se usan datos de un modelo de electrolizador 

real fabricado por Siemens Co. con los valores reportados en la Tabla 0-1. El resto de los 

parámetros se toman de [34]. 

Tabla 0-1: datos de electrolizador [92]. 

Modelo Silyzer 200 (Siemens Co.) 

Cantidad de celdas 50 

Potencia nominal 1,25 [MW] 

Stacks 5 

Área activa 1.400 [𝑐𝑚2] 

Temperatura 60-70 [°C] 

Presión hasta 35 [bar] 

Corriente máxima 2,5 [
𝐴

𝑐𝑚2] 

 

El modelo entrega la producción de 𝐻2 de un stack funcionando a plena carga (250 𝑘𝑊, 

aproximadamente). Por simplicidad, se asume que el electrolizador prende y apaga stacks que 

funcionan a plena carga dependiendo de la disponibilidad de energía. La energía aprovechable es 

menor a la reportada porque se debe considerar la electrónica de potencia, cuya eficiencia se fija 

en un 90% [48].  

Para la demanda de hidrógeno, se toma la Central Atacama, ubicada 50 𝑘𝑚 al norte del 

puerto de Antofagasta, II Región, cuyas características se muestran en la Tabla 0-2. Se ingresan los 

datos de operación de la turbina VGA1 (Figura C-3) en el modelo de cálculo y se obtiene el 

consumo de combustible de la máquina en función del porcentaje de reemplazo de GN. El 

porcentaje se modifica hasta que la demanda de hidrógeno no puede ser cubierta por el 

electrolizador, quedando finalmente en una mezcla de hidrógeno y GN de un 5% por unidad de 

volumen para el caso base. El resto de los parámetros como las eficiencias 𝜂𝑐, 𝜂𝑡 y 𝜂𝑚, se fijan en 

valores reportados en [81], [93]. La temperatura ambiente se toma como 𝑇1 = 25 °𝐶. 
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Tabla 0-2: Datos Central Atacama [94]. 

Modelo PG 9171E GEC Alstom 

Cantidad de turbinas 4 

Potencia nominal 121,7 [MW] 

Relación de compresión 12,3 

Temperatura de escape 545 °C 

De esta etapa se obtienen perfiles diarios de producción y demanda de hidrógeno, tal como se 

observa en la Figura C-4. 

5.4. Almacenamiento y transporte 

5.4.1. Gasoductos 

Se fijan estaciones de compresión cada 80 𝑘𝑚 (generalmente están a 80 y 100 𝑘𝑚 de 

distancia entre sí), presión de entrega en 35 𝑏𝑎𝑟 y la presión máxima en 70 𝑏𝑎𝑟 [95], [96]. La 

razón de compresión de las estaciones es de 1,5; por ser un valor estándar [86]. Luego, se calcula 

la presión de entrada necesaria aplicando la ecuación (23) asumiendo un gasoducto de un diámetro 

fijo de 250 𝑚𝑚 y sin elevaciones, según se indica dado el flujo de hidrógeno [97]. Con la presión 

de entrada de la tubería, la presión y temperatura de salida del electrolizador (𝑃𝑜𝑢𝑡 𝑦 𝑇𝑒𝑙), se 

calculan las pérdidas de energía en la compresión inicial aplicando la relación (20). Se asume que 

al final de la tubería, los gases alcanzan la temperatura ambiente, por lo que para la segunda 

compresión se toma la temperatura final como 25 °𝐶. 

5.4.2. Carretera 

Se fija una capacidad máxima de almacenamiento en el punto de producción igual a la 

capacidad de los camiones. Cuando la capacidad máxima se alcanza, se debe llevar el hidrógeno al 

punto de demanda. Con esto se calcula la cantidad de viajes necesarios para transportar el 

hidrógeno desde el punto de producción hasta la demanda. En el punto de demanda, se fija un 

reservorio con una capacidad de 10 𝑡𝑜𝑛. En el caso del hidrógeno gaseoso, alrededor de un 20% 

de la carga debe quedarse en el camión para mantener la presión del tanque durante la descarga, 

por lo que de la capacidad nominal del tanque baja [98]. 

Tabla 0-3: especificaciones de tanque de hidrógeno líquido y gaseoso [96]. 

Tanque Capacidad [kg] Peso tara [kg] Presión [bar] 

Contenedor cilíndrico de 

acero (SC) 

400 26.298 200 

Tanque de hidrógeno líquido 4000 24.400 - 
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Con la cantidad de viajes, el peso de los camiones reportado en [98] y la distancia, se estima el 

consumo de combustible y las emisiones (que dependen del peso del camión y cuyos valores se 

presentan en [99]) aplicando las relaciones (21) y (24). En la Figura C-5 se muestra la carga y 

descarga de los 2 tanques de hidrógeno. Como se observa, la frecuencia de los viajes para llevar el 

hidrógeno gaseoso es de alrededor de 1 viaje por día, mientras que en el caso del hidrógeno líquido 

es un viaje cada 2 semanas, aproximadamente. Otro detalle importante, es que el llenado del tanque 

en el punto de la demanda no es instantáneo, a diferencia del transporte por tuberías que se da de 

manera casi inmediata. 
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Capítulo 6 

Resultados y análisis 
 

6.1. Caso base  

A continuación, se presentan los resultados durante el periodo de verano, con el electrolizador 

funcionando bajo condiciones nominales de presión y temperatura (𝑃𝑒𝑙 = 30 𝑏𝑎𝑟 y 𝑇𝑒𝑙 = 70 °𝐶) 

y fijando el punto de producción a 400 𝑘𝑚 de la demanda. 

En la Tabla 0-1 se muestra la suma de la producción estacional de hidrógeno junto a otros 

parámetros. Para producir las 26,74 toneladas de hidrógeno se usó un total de 1,36 𝐺𝑊ℎ de 

energía, que corresponde a un 10,4% de la energía de reducción disponible. 

Tabla 0-1: Resumen de resultados para el electrolizador durante el periodo de verano. 

Hidrógeno producido 

[ton] 

Agua utilizada [𝒎𝟑] Energía disponible de 

reducciones [GWh] 

Energía utilizada 

[GWh] 

26,74 298,77 12,86 1,36 

 

La Tabla 0-2 presenta el total de hidrógeno utilizado en reemplazo del gas natural, junto 

con la reducción en emisiones de dióxido de carbono y GN al mezclarlo con hidrógeno. Al 

reemplazar 58,95 𝑡𝑜𝑛 de gas natural por 23,06 𝑡𝑜𝑛 de hidrógeno, el ahorro de emisiones es de 

161,75 𝑡𝑜𝑛; es decir, con 1 𝑘𝑔 de hidrógeno, las emisiones de 𝐶𝑂2 se reducen en 7 𝑘𝑔. 

  Por otra parte, a pesar de que al usar una mezcla de hidrógeno y gas natural se reduce la 

cantidad de combustible en unidad de masa, en unidad de volumen el flujo de combustible 

necesario aumenta al agregar hidrógeno; con 5,62 𝑀𝑚3 en el caso con reemplazo y 5,43 𝑀𝑚3 en 

el caso de operar con gas natural puro, lo que es consistente con lo mencionado en la sección 4.3. 

Tabla 0-2: Resumen de resultados para la turbina a gas durante el periodo de verano. 

Porcentaje de 

reemplazo [%] 

Hidrógeno utilizado 

[ton] 

Reducción de  𝑪𝑶𝟐 [ton] Reducción de 𝑮𝑵 

[ton] 

5 23,06 161,75 58,95 

 

En la Tabla 0-3 se expone la cantidad de energía, viajes y emisiones producidas al 

transportar el hidrógeno desde el punto de producción hasta el punto de demanda. En términos de 

energía utilizada y emisiones, la opción de mejor rendimiento es el transporte por gasoductos. De 

hecho, para el transporte por carretera, a una distancia de 400 𝑘𝑚, las emisiones producidas al 
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adecuar el hidrógeno para su traslado y por el camión de transporte superan al ahorro de 𝐶𝑂2 en el 

ciclo combinado. El ahorro es de 161,75 𝑡𝑜𝑛 y las emisiones en el transporte de 

180,69 𝑦 164,72 𝑡𝑜𝑛 para los camiones de hidrógeno gaseoso y líquido respectivamente. 

 

 

Tabla 0-3: Resumen de resultados para el transporte durante el periodo de verano. 

Transporte Gasoductos Gaseoso por carretera Líquido por carretera 

Energía [GWh] 1,083 ∙ 10−3 0,383 0,391 

Viajes  - 81 7 

Emisiones [ton] 0,58 180,68 164,72 

 

En la Figura 0-1 se observa la curva de carga estacional con las 3 opciones de transporte. 

Con 1 electrolizador de 1,25 𝑀𝑊 y tomando en cuenta 2 semanas de reserva (en las que no se 

alimenta el ciclo combinado), es posible reemplazar un 5% de GN por hidrógeno en unidades de 

volumen. A diferencia de los gasoductos, el traslado por carretera no es inmediato, especialmente 

cuando se trata de hidrógeno líquido. A pesar de que la capacidad máxima del tanque de hidrógeno 

líquido se describe como de 4 𝑡𝑜𝑛 en la Tabla 0-3, cuando se simuló el traslado de hidrógeno este 

valor se bajó a 3,5 𝑡𝑜𝑛, ya que no se lograba cubrir la demanda a tiempo para el periodo de estudio. 
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(b) 

 

(c)  

Figura 0-1: Curva de carga y descarga del reservorio para el transporte por gasoductos (a), camión en 

forma de gas (b) e hidrógeno líquido (c). 

En la Figura 0-2 (a) se observa un diagrama de flujo de energía para el transporte por 

tuberías, donde se indican las pérdidas en rojo. Para el transporte por tuberías se tiene una eficiencia 

de un 34,26%. Las bajas pérdidas de transporte se explican porque al usar electrólisis de alta 

presión, se reducen los requerimientos de compresión. En el caso del transporte por carretera de 

hidrógeno gaseoso (Figura 0-2 (b)), la eficiencia del sistema completo es de un 19,5% y las pérdidas 

de transporte son, en su mayoría, por el combustible del camión. Para el hidrógeno líquido (Figura 

0-2 (c)), la mayor parte de la energía se pierde en la electrólisis y otra parte importante se pierde 

en la licuefacción. La eficiencia del sistema completo es de aproximadamente un 17,15%, el menor 

valor de los 3 métodos de transporte. 

 

(a) Transporte de hidrógeno por gasoductos. 
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(b) Transporte por camiones de hidrógeno gaseoso. 

 

(c) Transporte por camiones de hidrógeno líquido. 

Figura 0-2: Flujos de energía para el caso base. 

En la Figura 0-3 se muestran de forma gráfica las pérdidas de energía para las 3 opciones 

de transporte. Las principales pérdidas del transporte por gasoductos (Figura 0-3 (a)) se deben a la 

combustión y a la electrólisis, con un 86% del total, mientras que las pérdidas por el transporte y 

almacenamiento del gas suman menos de un 1%. En el caso del transporte por carretera de 

hidrógeno gaseoso (Figura 0-3 (b)), el transporte por camión representa un 32% de las pérdidas, 

muy superior al caso anterior. El transporte de hidrógeno líquido (Figura 0-3 (c)), en tanto, resulta 

tener menores pérdidas en el traslado por carretera, pero la cantidad de energía necesaria para la 

licuefacción del hidrógeno resulta en que este proceso siga siendo el menos eficiente de los 3.  
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(a) Transporte de hidrógeno por gasoductos. 

 

(b) Transporte por camiones de hidrógeno gaseoso. 

 

(c) Transporte por camiones de hidrógeno líquido. 

Figura 0-3: Pérdidas de energía para el caso base 
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6.2. Análisis de sensibilidad 

6.2.1. Distancia 

En las Figura 0-4 (a) y (b) se muestra la eficiencia y las emisiones en el transporte para las 

3 rutas, en función de la distancia. El transporte por hidroductos es más eficiente para cualquier 

distancia, con un valor cercano al 100%. Desde los 400 𝑘𝑚 en adelante es más eficiente el 

transporte de hidrógeno líquido que el gaseoso. Sobre las emisiones, llega un punto en el transporte 

de hidrógeno gaseoso y líquido en el que estas superan el beneficio de reemplazar el hidrógeno en 

la turbina a gas, como indica la línea punteada. Para el hidrógeno líquido esto ocurre 

aproximadamente a los 400 𝑘𝑚, mientras que para el hidrógeno gaseoso ocurre a los 300 𝑘𝑚. 

 

 

(a) 

 

(b) 

Figura 0-4: Eficiencia y emisiones en el transporte (sin considerar almacenamiento) con 𝑃𝑒𝑙=30 𝑏𝑎𝑟 y  

𝑇𝑒𝑙=70 °𝐶. 
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En la Tabla 0-4 se muestran las eficiencias del sistema completo para determinadas 

distancias. En todos los casos es preferible que la producción de hidrógeno esté en el sitio de la 

demanda, de esta forma se alcanza la mayor eficiencia posible dada la aplicación. 

Tabla 0-4: Eficiencia en función de la distancia para las 3 opciones de transporte. 

 Eficiencia [%] 

Distancia [km] Gasoductos Hidrógeno gaseoso Hidrógeno líquido 

0 34,29 34,29 18,22 

100 34,28 30,59 17,62 

400 (caso base) 34,26 19,5 17,15 

800  34,24 4,82 13,47 

 

6.2.2. Presión 

Para evaluar la influencia de la presión, se fija la temperatura en 70 °𝐶 y se cambia la 

presión del electrolizador, bajándola hasta un valor de 1 𝑏𝑎𝑟. Los resultados se muestran en la 

Figura 0-5. Comparando los resultados del caso base con el transporte por gasoductos (Figura 0-3 

(a)), se obtiene que si bien las pérdidas en el electrolizador bajan de 0,4682 𝐺𝑊ℎ a 0,4556 𝐺𝑊ℎ, 

las pérdidas en el transporte y compresión del gas aumentan de 0,001 𝐺𝑊ℎ a 0,0847 𝐺𝑊ℎ al 

reducir la presión a la que ocurre la electrólisis. Para el transporte de hidrógeno por carretera en su 

forma gaseosa, ocurre algo similar (Figura 0-5 (b)). Las pérdidas por la compresión inicial del gas 

aumentan desde 9 ∙ 10−4 𝐺𝑊ℎ a 0,1335 𝐺𝑊ℎ debido al aumento en el radio de compresión 

necesario 𝑝2/𝑝1 ahora que la presión inicial 𝑝1 se reduce, como lo indica la ecuación (20) de energía 

necesaria para la compresión de un gas.  

 

(a) Transporte de hidrógeno por gasoductos. 
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(b) Transporte por camiones de hidrógeno gaseoso. 

Figura 0-5: Pérdidas de energía para electrólisis de baja presión (1 𝑏𝑎𝑟) 

 

En la Tabla 0-5 se muestra la eficiencia de las 2 opciones de transporte cuando se baja la 

presión a 1 𝑏𝑎𝑟. A pesar de que las pérdidas en electrolizador bajan a menor presión, la eficiencia 

en la cadena de suministro se reduce en ambas rutas con respecto al caso base por los nuevos 

requerimientos de compresión.   

Tabla 0-5: Eficiencia total para la electrólisis de baja presión. 

Transporte Eficiencia [%] Eficiencia caso base [%]  

Gasoductos 31,33 34,26 

Hidrógeno gaseoso 14,4 19,5 

 

6.2.3. Temperatura 

Para evaluar la influencia de la temperatura, se fija la presión en 30 𝑏𝑎𝑟 y se modifica la 

temperatura del electrolizador, bajándola hasta un valor de 30 °𝐶. Los resultados se muestran en la 

Figura 0-6. Comparando los resultados del caso base con el transporte por gasoductos (Figura 0-3 

(a)) se obtiene que si bien las pérdidas en el electrolizador aumentan de 0,4682 𝐺𝑊ℎ a 

0,5633 𝐺𝑊ℎ, las pérdidas en el transporte y compresión del gas disminuyen de 0,001 𝐺𝑊ℎ a 9 ∙

10−4 𝐺𝑊ℎ al reducir la temperatura a la que ocurre la electrólisis. Para el transporte de hidrógeno 

por carretera en su forma gaseosa, ocurre algo similar (Figura 0-6 (b)). Las pérdidas por la 

compresión inicial del gas disminuyen desde 9 ∙ 10−4 𝐺𝑊ℎ a 7 ∙ 10−4  𝐺𝑊ℎ. 
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(a) Transporte de hidrógeno por gasoductos. 

 

(b) Transporte por camiones de hidrógeno gaseoso. 

Figura 0-6: Pérdidas de energía para electrólisis de baja temperatura (30 °C) 

En la Tabla 0-6 se muestra la eficiencia de las 2 opciones de transporte cuando se baja la 

temperatura a 30 °C. A pesar de que las pérdidas en el transporte bajan a menor temperatura, como 

lo indica la ecuación (20), la eficiencia en la cadena de suministro se reduce en ambas rutas con 

respecto al caso base por la baja en la eficiencia de la electrólisis, que, como se explicó en la sección 

2.2.2. depende de la temperatura.   

Tabla 0-6: Eficiencia total para la electrólisis de baja temperatura. 

Transporte Eficiencia [%] Eficiencia caso base [%] 

Gasoductos 31,98 34,26 

Hidrógeno gaseoso 18,38 19,5 
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6.2.4. Capacidad de contenedor gaseoso 

En un futuro puede que la capacidad de los tanques de hidrógeno gaseoso aumente, por lo 

que se busca comparar las pérdidas en el transporte considerando que la capacidad de tanque sube 

de 300 a 1000 𝑘𝑔 y la presión de compresión a 250 𝑏𝑎𝑟 [96]. Con estas modificaciones, se 

obtienen los resultados mostrados en la Figura 0-7. Las pérdidas de transporte se reducen de 0,3822 

a 0,1512 𝐺𝑊ℎ; esto debido a que los viajes pasan de 85 a 26.  

 

Figura 0-7: Pérdidas de energía para caso con una mayor capacidad de transporte de hidrógeno gaseoso 

mediante camiones. 

En la Tabla 0-7 se muestra la eficiencia de la cadena de suministro cuando se transporta 

hidrógeno gaseoso por carretera. La eficiencia pasa de un 19,5% a un 28,45%, acercándose a los 

resultados del transporte por gasoductos.   

Tabla 0-7: Eficiencia para el transporte de hidrógeno gaseoso por carretera con una mayor capacidad. 

Transporte Eficiencia [%] Eficiencia caso base [%] 

Hidrógeno gaseoso 28,45 19,5 

 

6.2.5. Estación 

             Utilizando la metodología anterior, manteniendo las condiciones base para el 

electrolizador 𝑃𝑒𝑙 = 30 𝑏𝑎𝑟, 𝑇𝑒𝑙 = 70 °𝐶 y la distancia entre el punto de producción y demanda de 

400 𝑘𝑚, se modifica la estación para la que opera la cadena de suministro, agregando los resultados 

de otoño, invierno y primavera.  

              En la Tabla 0-8 se muestra la suma de la producción estacional de hidrógeno junto a otros 

parámetros para otoño, invierno y primavera. La cantidad de hidrógeno producido depende de la 
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energía de reducción disponible y de las horas de radiación, siendo el periodo con menor 

producción el invierno y el mayor, el verano.  

 

Tabla 0-8: Resumen de resultados para la turbina a gas durante el resto del año. 

Estación Hidrógeno 

producido [ton] 

Agua utilizada 

[𝒎𝟑] 

Energía disponible de 

reducciones [GWh] 

Energía utilizada 

[GWh] 

Otoño 22,95 256,51 9,66 1,1668 

Invierno 21,43 239,48 5,62 1,09 

Primavera 25,23 281,90 6,65 1,28 

 

En la Tabla 0-9 se presenta el total de hidrógeno utilizado en reemplazo del gas natural, 

junto con la reducción en emisiones de dióxido de carbono y GN al mezclarlo con hidrógeno para 

el resto de las estaciones. En el mes de otoño se operó la central de forma intensiva, como se 

observa en la Figura C-3 (a) del Anexo C: Antecedentes, debido a lo cual el porcentaje de 

reemplazo a cubrir con la producción de ese mes fue de apenas un 2,49 %. En contraste, los meses 

de invierno y primavera tuvieron una menor ocupación, por lo que se alcanza el tope de un 8 % de 

reemplazo. 

Tabla 0-9: Resumen de resultados para el electrolizador durante el resto del año. 

Estación Porcentaje de 

reemplazo [%] 

Hidrógeno utilizado 

[ton] 

Reducción de  𝑪𝑶𝟐 

[ton] 

Reducción de GN 

[ton] 

Otoño 2,49 21,41 149,9 54,64 

Invierno 8 1,67 11,75 4,29 

Primavera 8 11,72 82,43 30,04 

En la Figura 0-8 se muestra la curva de carga y descarga del reservorio para el transporte 

por gasoductos en las 3 estaciones restantes. En los meses de invierno y primavera se puede 

observar que, durante gran parte del periodo de estudio, el reservorio alcanza su capacidad máxima 

de 10 toneladas y el hidrógeno deja de ser transportado. Dado que la operación de la turbina no es 

continua, cuando la demanda de combustible baja o la unidad no es despachada, ocurre un 
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fenómeno similar al “gas inflexible”. El hidrógeno producido no puede ser almacenado y debe ser 

usado inmediatamente o desechado como en este caso1.  

 

(a) Otoño 

 

(b) Invierno 

 

(c) Primavera  

Figura 0-8: Curva de carga y descarga del reservorio para el transporte por gasoductos en otoño (a), 

invierno (b) y primavera (c). 

 

 

1 La situación de “gas inflexible” se da porque las empresas generadoras tienen contratos con las distribuidoras de 

gas natural licuado, que obligan a aceptar el combustible y pagar por él, incluso si no se cuenta con capacidad de 

almacenamiento. Ante esta situación, al gas se le da la condición de “inflexible” y obtiene prioridad en el despacho, 

desplazando a las centrales renovables, según lo indica el artículo  .  de la “Norma técnica para la programación y 

coordinación de la operación de unidades que utilicen GNL regasificado”, junio de     . 
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Capítulo 7 

Conclusión 
 

7.1. Conclusión 

La transición energética, aunque necesaria, no está exenta de desafíos. El aumento de las 

fuentes de generación basadas en energías renovables variables ha vuelto imperativo el desarrollo 

de inversiones en transmisión y en almacenamiento, de manera de aprovechar al máximo su aporte 

a la descarbonización. El hidrógeno verde surge como una alternativa al convertir el exceso de 

energía en gas y viceversa. En este trabajo se estudió la aplicación del hidrógeno como apoyo a la 

generación renovable, pasando por todas las etapas, desde la producción hasta la combustión del 

hidrógeno en un ciclo combinado. 

Se investigó la producción del hidrógeno, su almacenamiento, transporte y conversión en 

energía, con el fin de caracterizar los avances tecnológicos existentes a la fecha y determinar los 

requerimientos del hidrógeno a lo largo de la cadena de suministro, donde se determinó que la 

mejor opción para producirlo era la electrólisis PEM. Adicionalmente, se definieron 3 opciones de 

transporte por ser las únicas que ya se encuentran en un nivel de aplicación: gasoductos, camiones 

de hidrógeno líquido y gaseoso. Por último, se fijaron los límites de reemplazo de hidrógeno por 

gas natural en una central térmica existente, cuyo porcentaje máximo quedó en un 8% en unidad 

de volumen.  

Sobre la base de la investigación mencionada, se aplicaron y desarrollaron modelos de cálculo 

para la cadena de suministro completa, es decir, se eligió un modelo que representaba el 

rendimiento del electrolizador PEM en función de la temperatura y la presión. Posteriormente se 

desarrolló un modelo de cálculo para estimar la cantidad de combustible necesario en una turbina 

a gas, al operar con mezclas a distintos porcentajes de hidrógeno con GN y se aplicaron fórmulas 

conocidas para determinar los requerimientos de energía en el transporte y almacenamiento del 

gas. Con los modelos de cálculo se estableció una metodología que relacionaba los bloques de la 

cadena de suministro y según la cual se obtuvieron los resultados. 

Los hallazgos más importantes se exponen a continuación:  

• Es posible mantener funcionando el sistema durante el mes de verano. La energía de 

reducción permite producir volúmenes de hidrógeno suficientes para cubrir un porcentaje 

superior al 2% del combustible que usa la turbina a gas, y las capacidades de 

almacenamiento y transporte están dentro de los rangos con los que se trabaja actualmente, 

por lo que el sistema se considera técnicamente viable.  

• Para producir 1 𝑘𝑔 de hidrógeno se necesitan aproximadamente 11 litros de agua y 51 𝑘𝑊ℎ  

de energía, con lo cual se pueden reemplazar 2,6 𝑘𝑔 de gas natural y de esta forma reducir 



47 

 

las emisiones de 𝐶𝑂2 en 7 𝑘𝑔. En el mejor caso el sistema tiene una eficiencia de un 34,3 

%, siendo esta menor que la de otros métodos de almacenamiento (CAES, BESS y PHS). 

• Sobre las opciones de transporte, los gasoductos son la mejor opción en términos de 

eficiencia y emisiones. El transporte por carretera de hidrógeno gaseoso para esta aplicación 

es descartado debido a la cantidad de viajes necesarios para transportar la abundante 

producción de hidrógeno con la capacidad reducida de los camiones. 

• En el caso del hidrógeno líquido, se tienen 2 dificultades. En primer lugar, el proceso de 

licuefacción requiere de una gran cantidad de energía, por lo que esta opción solo debería 

ser tomada en cuenta para largas distancias y una masa considerable de hidrógeno a 

transportar, pues, como se mencionó en la sección 4.4.1, una planta de licuefacción de 

mayor capacidad podría reducir los requerimientos de energía hasta un 25% de la entalpía 

del gas. La segunda dificultad está relacionada con la naturaleza intensiva de la aplicación. 

Es necesario que el hidrógeno producido llegue lo antes posible al punto de demanda o de 

lo contrario puede que existan momentos donde el camión de hidrógeno líquido no alcanza 

a llenar el reservorio, como ocurrió en el caso de la Figura 0-1 (c), donde se tuvo que reducir 

la capacidad del camión para cubrir la demanda a tiempo. 

• Sobre el funcionamiento del electrolizador, este es consistente con lo visto en la sección 

2.2.2. Un aumento de presión o una reducción de temperatura resulta en una pérdida de 

eficiencia en la electrólisis y, al mismo tiempo, estas modificaciones reducen los 

requerimientos energéticos en la compresión, aumentando la eficiencia en el transporte. A 

partir de los resultados mostrados en las secciones 6.2.2 y 6.2.3 se puede concluir que las 

pérdidas de eficiencia modificando estos resultados superan ampliamente a los beneficios 

de variar la presión y temperatura con respecto al caso base, resultando en una disminución 

de la eficiencia del proceso completo.  

• La operación estacional del sistema muestra variaciones de un 19,86% entre el mes de 

mayor y menor producción de hidrógeno, que fueron verano e invierno, respectivamente, 

mientras que el porcentaje de reemplazo de hidrógeno estuvo entre un 2,26% y un 8%, 

como se muestra en la Tabla 0-1. Estos resultados indican que la operación del sistema está 

estrechamente relacionada con la temporada de análisis. Una consecuencia de esto es que 

en cada estación se tendría un requerimiento distinto de almacenamiento, con un 

sobredimensionamiento en aquellos meses donde la turbina opera a una menor capacidad, 

como invierno y primavera en este caso.  

Tabla 0-1: Resumen operación de sistema basado en hidrógeno durante todo el año. 

Estación Hidrógeno 

producido [ton] 

Porcentaje de 

reemplazo [%] 

Hidrógeno utilizado 

[ton] 

Verano 26,74 5 23,06 

Otoño 22,95 2,49 21,41 

Invierno 21,43 8 1,67 
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Primavera 25,23 8 11,72 

 

 

• En relación con el reemplazo de gas natural por hidrógeno, con 1 kg de 𝐻2, las emisiones 

de 𝐶𝑂2 se reducen en 7 kg, aproximadamente. Considerando el impuesto chileno actual a 

las emisiones de dióxido de carbono, de 5 USD/ton, el beneficio del reemplazo de GN es 

de 0,035 𝑈𝑆𝐷/𝑘𝑔𝐻2. Como se mencionó en la sección 2.2, el costo actual de producción 

del hidrógeno es de entre 2,28- 7,39 𝑈𝑆𝐷/𝑘𝑔, pero podría caer en torno al dólar para el año 

2030.  

• Actualmente, en países de Europa como Suiza y Suecia ya se cuenta con impuestos mayores 

a los 100 dólares por tonelada, por lo que en el futuro puede que se den las condiciones para 

que el uso de hidrógeno en la aplicación estudiada tenga beneficios económicos. 

Considerando un costo de producción de 1 USD y a partir de un impuesto de 150 USD/ton, 

el reemplazo se vuelve rentable [100]. 

7.2. Trabajo futuro 

Se proponen como trabajo futuro los siguientes puntos: 

• Realizar un estudio económico de la solución, que contemple los costos de capital de los 

componentes de la cadena de suministro. 

• Completar el modelo de electrolizador, agregando sistemas de balance de planta, que 

incluyen equipos como: unidad de potencia, purificador de agua, bombas de agua, sistemas 

de control de temperatura, unidades separadoras agua/gas y unidades de monitoreo. 

• Hacer un estudio detallado de las reducciones de una planta, usando herramientas como 

DIgSILENT PowerFactory, que permitan simular escenarios de generación como distintas 

hidrologías, demandas, entre otros. Evaluar el sistema con otra fuente de energía, como la 

eólica. 

• El índice Wobbe por sí solo tiene varias limitaciones al determinar si un combustible es 

completamente intercambiable por otro. Se propone como trabajo futuro el estudiar en 

profundidad el reemplazo de hidrógeno en turbinas a gas.  

• Evaluar el esquema de conexión del electrolizador a la planta y proponer un sistema de 

coordinación entre la unidad y la central renovable. 
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ANEXOS 

Anexo A: Validación de modelos de electrolizador y de 

reemplazo de GN por hidrógeno en turbina a gas 

A.1. Curva de polarización 

Para validar el modelo replicado de electrolizador, se usaron datos experimentales y se 

comparó la curva de polarización. En la Figura A-1 se muestra la comparación entre el modelo y 

los datos de un electrolizador real.  

 

Figura A-1: Curva VI modelo replicado versus datos experimentales [34]. 

A.2. Reemplazo de GN 

Para validar el modelo de cálculo descrito en la sección 4.3, se usaron datos existentes para 

una turbina a gas 9F.04, que se muestran en la Tabla A-1 obteniéndose los resultados mostrados en 

la Tabla A-2. 

Tabla A-1: Especificaciones 9F.04 [101].  

Modelo PG 9171E GEC Alstom 

Potencia nominal 288 [MW] 

Relación de compresión 16,9 

Temperatura de escape 621 °C 
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Tabla A-2: Resultado para 9F.04 comparados con datos de [56]. 

 
5% H2 [𝒎𝟑/𝒉] 100% H2 [𝒎𝟑/𝒉] 

Datos GE 3.930 243.500 

Modelo 3.908 236.220 

Error 0,5 % 2,9 % 
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Anexo B: Cálculo de factor de compresibilidad Z 
En el cálculo del factor de compresibilidad Z se usa la ecuación de estado Peng-Robinson en 

su forma iterativa, donde se despeja Z encontrando las raíces del polinomio [102]: 

𝑍 =
𝑍

𝑍 − 𝐵
−

𝐴 ∙ 𝑍

𝑍2 + 2 ∙ 𝐵 ∙ 𝑍 − 𝐵2
 

(25) 

Donde los parámetros 𝐴 y 𝐵 se definen como: 

𝐴 =
𝑎 ∙ 𝑝

𝑅2 ∙ 𝑇2
 

𝐵 =
𝑏 ∙ 𝑝

𝑅 ∙ 𝑇
   

(26) 

Mientras que 𝑎 y 𝑏 se calculan como: 

𝑎 = Ω𝑎 ∙
𝑅2𝑇𝑝𝑐

2

𝑃𝑝𝑐
 

𝑏 = Ω𝑏 ∙
𝑅𝑇𝑝𝑐

𝑃𝑝𝑐
 

(27) 

Los valores de los factores numéricos son los siguientes: 

• Ω𝑎 = 0,457249; Ω𝑏 = 0,07780 

• 𝑅 = 8,314472 [𝐽/𝐾 ∙ 𝑚𝑜𝑙] (constante universal de los gases) 

• 𝑇𝑝𝑐 = 32,94 [K] (temperatura crítica hidrógeno) 

• 𝑃𝑝𝑐 = 1,2838 [MPa] (presión crítica hidrógeno) 

• 𝑝 [MPa] y 𝑇 [K] corresponden a la presión y la temperatura del gas respectivamente. 

Para validar los cálculos se usaron los puntos presentados en la Tabla B-1. El modelo se 

considera preciso para presiones menores a los 50 MPa. 

Tabla B-1: Error entre modelo y puntos de prueba [103].  

T [K] P[MPa] Z real Z modelo Error [%] 

200 1 1,0068 1,0052 0,15 

300 10 1,0599 1,0469 1,22 

400 50 1,2430 1,2225 1,65 

500 200 1,7446 1,9875 13,9 

200 300 2,8595 3,4621 21,07 
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Anexo C: Antecedentes y ejemplos 

C.1. Porcentaje de vertimiento mensual 

En la Figura C-1 se muestra el porcentaje de reducciones de una central a lo largo del año 

2020 usado en el desarrollo del trabajo, con el fin de estimar la energía disponible.  

 

Figura C-1: Porcentaje de reducciones durante el año 2020 de una central.  

C.2. Generación de central solar 

La Figura C-2 muestra el perfil de generación de una central solar real de 200 𝑀𝑊, que fue 

usada como referencia para calcular los vertimientos de energía junto con el porcentaje de 

reducción.  
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(b) Otoño 

 

(c) Invierno 

 

(d) Primavera 

Figura C-2: Perfil de generación diaria de central solar durante el año 2020. 

 

C.3. Operación de central de ciclo combinado 

La Figura C-3 muestra los datos reales de generación de la central térmica atacama durante 

el año 2020, los cuales fueron utilizados para estimar la demanda de hidrógeno necesaria para 

cubrir cierto porcentaje de combustible. 
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(b) Otoño 

 

(c) Invierno 

 

(d) Primavera 

Figura C-3: Operación de turbina VG1A durante el año 2020 

C.4. Producción y demanda diaria de hidrógeno 

La Figura C-4 muestra un resumen diario de los resultados más importantes. En la Figura 

C-4 (a) se muestra el perfil diario de demanda y producción de hidrógeno, mientras que en la Figura 

C-4 (b) se muestra la comparación entre el nivel de reducciones de la central y la energía utilizada 

por el electrolizador, que es mucho menor. 
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(a)  

 

(b) 

Figura C-4 : Demanda y producción de hidrógeno de un día típico (a), generación de la central solar y su 

reducción (b) 

 

 

 

C.5. Llenado de tanques 1 y 2 

En las Figura C-5 (a) y (b) se muestra la carga y descarga de los tanques de hidrógeno 

líquido y gaseoso en los puntos de producción y demanda. Cuando el tanque primario (en azul) se 

llena, el hidrógeno es trasladado al punto de demanda (en naranjo), donde se almacena 

permanentemente.  
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(a) Hidrógeno gaseoso 

 

(b) Hidrógeno líquido 

Figura C-5: Carga y descarga de tanques de transporte por carretera (sin considerar demanda de 

hidrógeno). 

 


