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En los ultimos anos se ha generado una gran conciencia sobre la importancia de reducir las
emisiones de gases de efecto invernadero producto del cambio climatico. Bajo este contexto,
se estan desarrollando numerosas tecnologias y estudios para poder enfrentar este desafio
de la mejor manera posible, siendo una de las tecnologias mas llamativas la utilizacion de
hidrogeno en las redes energéticas.

La presente memoria se enfoca en la modelacién de redes energéticas en la region de Ma-
gallanes, con especial atencién en la incorporacion de tecnologias de hidrégeno verde (HyV')
como una alternativa sostenible para la generacion y almacenamiento de energia. El objetivo
principal de este estudio es evaluar la integracion del hidrogeno verde y sus derivados en
dicha region del pais.

Para alcanzar este objetivo, se replica y valida un modelo de expansion de programacion
lineal, publicado en la literatura especializada, que considera redes de electricidad e hidro-
geno en el estado de Texas (EEUU), adaptéandolo a las condiciones especificas de la regiéon
de Magallanes. El modelo se implementa utilizando las librerias Pyomo y Gurobi Solver,
permitiendo su validacién y estudio de casos a través de distintas simulaciones. El caso de
estudio evalia un escenario base con sensibilidades que consideran la sustitucién de una parte
de la demanda de gas natural por Hs en un esquema de blending y donde la demanda de
H, contempla consumos de nuevas industrias que se pueden desarrollar con este producto,
también sensibiliza con respecto al costo de emisiones.

Los resultados obtenidos muestran que la incorporacién de tecnologias de HyV pueden
contribuir a la reduccién de emisiones de C'O,, siendo de 5% cuando se usa un nivel de
blending de 20 %, mientras mayor sea el nivel de blending mayor sera la reduccién de emi-
siones. Demostrando asi, su potencial como una solucién viable y sostenible para la region
de Magallanes. Las sensibilidades a la demanda de hidrégeno indican que la mejor forma de
producir hidrogeno es utilizando el recurso edlico de la region. La sensibilidad al costo de
emisiones entrega una reduccion de 19% en las emisiones totales frente a un costo de 100
[USD/ton]. Finalmente, los casos desarrollados presentan comportamientos coherentes con
las expectativas y sugieren que el hidrégeno verde es una opcién prometedora para apoyar la
transicion hacia una economia baja en carbono.
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Capitulo 1

Introduccion

1.1. Motivacion

En el dltimo tiempo se ha necesitado promover la biisqueda de soluciones sostenibles para
abordar la creciente demanda de energia y combatir el cambio climatico. En este contexto,
el sector que produce mas emisiones de efecto invernadero es el sector energético, represen-
tando el 73 % de las emisiones totales en el ano 2020 [1]. Por esto se ha potenciado el avance
y desarrollo de tecnologias que permitan la reduccién de las emisiones de este sector. Tecno-
logias como las energias renovables, los sistemas de almacenamiento, sistemas de generacion
térmica y el hidrogeno verde (HyV') que ha aparecido como una de las mas prometedoras,
siendo un vector energético producido a partir de energfa renovable y agua. Este es capaz
de desempenar un papel fundamental en la transicién hacia una economia baja en carbono
actuando como un combustible limpio y como base para la produccion de otros derivados
verdes capaces de ser utilizados como fuente de energia para descarbonizar diversos sectores
que hasta el dia de hoy no tenfan una alternativa menos contaminante [27]. El hidrégeno trae
consigo posibles beneficios y desafios. Como desafio se plantea la dificultad de almacenar y
transportarlo debido a su alta volatilidad y densidad energética, y deben ser enfrentados de
la mejor forma posible.

Actualmente, hay mas de 60 proyectos que se estan desarrollando en el pais relacionados
con este nuevo vector energético, concentrados especialmente en las zonas del desierto de
Atacama y la region de Magallanes [83]. Especificamente, la regiéon de Magallanes se posicio-
na como uno de los mejores lugares del mundo para la producciéon de hidrégeno verde, con
un enorme potencial para el desarrollo de la energia edlica en la zona y en consecuencia para
producir hidrogeno, exportarlo a otros paises y posicionarse como uno de los tres principales
exportadores de este a nivel mundial, donde, segtin un estudio realizado por el Ministerio de
Energia, la region de Magallanes podria llegar a generar el 13% de la produccién de hidré-
geno verde del mundo [2]. Actualmente, Magallanes cuenta con 10 proyectos en desarrollo que
buscan exportar e-fuels. También, tiene ya en operacién el parque edlico Vientos Patagonicos
con una capacidad instalada de 10 [MW].

Para lograr esto, la industria del hidrégeno en Chile debe tomar las decisiones correctas
desde el principio y estar preparada para los distintos escenarios de desarrollo tecnolégico y
econdmico. Uno de los caminos a seguir, es guiarse por el camino que siguen los paises lideres
en temas energéticos como Estados Unidos, Alemania, Australia, China, etc. El problema



de esto, es que no hay tiempo y se deben tomar decisiones oportunas y al mas breve plazo.
También, se pueden realizar modelos que consideren numerosas variables y entreguen como
salida: indicadores de rentabilidad, crecimiento econémico, eficiencia de insercion de la tec-
nologia y mas. De esta forma se puede tener un buen respaldo al momento de la toma de
decisiones.

Hay numerosos proyectos de gran capacidad que estan siendo desarrollados en la region de
Magallanes, los cuales tienen capacidades del orden de los GigaWatts. La matriz energética
de la zona se compone por 4 sistemas medianos donde el que tiene mayor capacidad es el de
Punta Arenas, con una capacidad instalada de 102,36 [MW] [70]. Por lo tanto, se producirdn
volimenes de energia renovable y de hidrogeno que serian capaces de abastecer la demanda
de la region solo con el excedente de la produccion de estas plantas. Entonces, es importante
evaluar distintas opciones para aprovechar el mercado creciente del hidrégeno. Tales como,
usar la regién como un lugar para probar tecnologias relacionadas con este energético, eva-
luando la factibilidad técnica de estas mismas, como también dandole visibilidad. Una de las
opciones que se pueden implementar son sistemas de almacenamiento que guarden hidrégeno
para luego usarlo en generacion eléctrica haciendo uso de turbinas o celdas de combustible,
es decir, se pasa la energia eléctrica generada por turbinas edlicas a hidrégeno y luego se
reconvierte a electricidad. Otra opcién es utilizar la infraestructura existente de gas natural,
inyectando hidrégeno en las redes de distribucion o transporte. De esta forma, se reducen
las emisiones producidas por el consumo de este gas y también sirve como puerta de entrada
para el hidrogeno al uso doméstico, comercial e industrial.

En el contexto senalado, es imperativo para Chile estudiar y determinar la mejor forma
de integrar HsV en los sistemas energéticos en nuestro pais, especialmente en las regiones
que poseen el potencial de posicionarlo como uno de los principales productores de HyV del
mundo.

En base al contexto dado de la situacion actual de la region de Magallanes, ya se puede
definir el desafio:

Si las empresas que buscan desarrollar proyectos en la region de Magallanes no tienen
una metodologia eficiente para integrar el hidrégeno verde en el sistema energético, no se
aprovechara el potencial que tiene la zona para el desarrollo de dicha tecnologia. De esta
forma, podria perderse la oportunidad de ser uno de los principales exportadores de hidrogeno
verde en el mundo, migrando en forma coherente desde el sistema actual.

1.2. Objetivos del trabajo de titulo

1.2.1. Objetivo general

El objetivo general de este trabajo es evaluar la integracion del hidrégeno verde y sus
derivados en la region de Magallanes por medio del estudio de la planificaciéon conjunta de
redes de hidrégeno, gas y electricidad en la region. La finalidad es disponer de una metodologia
eficiente para incorporar el hidrégeno en el sistema, considerando las fuentes energéticas e
infraestructura existente en la zona.



1.2.2. Objetivos especificos
Los objetivos especificos de este trabajo son:

» Comparar las tendencias internacionales en generacion, transporte y conversion de HaV,
junto a las metodologias que permiten representarlos en redes de suministro tanto eléc-
tricas, gasoductos y otros modos de transporte.

* Elaborar escenarios alternativos del desarrollo del HsV en la regiéon Magallanes. Esto
considerando objetivos de abastecimientos locales, consumos a nivel nacional y expor-
tacion a otras regiones del mundo.

* Proponer una metodologia de diseio de la red de transmisién energética para la region de
Magallanes (eléctrico, hidrogeno verde y derivados). Esto por medio de recomendaciones
para la implementacion de las distintas tecnologias y el impacto que pueden tener en la
economia de la zona y del pais.

* Aplicar la metodologia desarrollada a distintos escenarios y parametros criticos. Esto
con el fin de recomendar las mejores opciones de desarrollo para la red eléctrica de la
region.

1.2.3. Alcance del trabajo

Los principales alcances de la memeoria de titulo son:

* Se busca desarrollar una metodologia especifica para la region de Magallanes y sus
caracteristicas particulares para el afio 2050.

* Se toma como referencia metodolégica el modelo de planificacién conjunta de redes ener-
géticas compuestas por electricidad e hidrégeno verde desarrollado en “ Decarbonization

synergies from joint planning of electricity and hydrogen production: A Texas case study”
[26].

* Incorporar distintos niveles de insercion de las diferentes tecnologias en la regién.

* El modelamiento se limita a la red de gas natural, electricidad e hidrégeno. Esto, con-
siderando la red energética ya existente en la region de Magallanes, la cual se compone
por una red de gas natural y una red eléctrica.

1.2.4. Estructura del trabajo

El documento se estructura en seis secciones. En la seccion 2 se presenta el marco tedrico
y conceptual esencial para comprender y situar el tema de estudio. Se abordan temas relacio-
nados con el hidrogeno verde en el contexto nacional e internacional, estrategias, proyectos
en desarrollo y el modelo que se usa como referencia para modelar la regiéon de Magallanes.
Luego, en la seccién 3, se describe el modelo utilizado con su implementacion. Se detallan
las metodologias y procedimientos llevados a cabo para desarrollar el modelo especifico para
Magallanes. Seguido a esto, en la seccién 4 se presenta la validacién del modelo de referencia
y del modelo desarrollado. En la seccién 5 se muestra la descripcion del caso de estudio, junto
con los resultados de la evaluacién del modelo y sensibilidades realizadas. Se analizan los da-
tos y se discuten las implicaciones de los hallazgos en el contexto de la region de Magallanes.
Finalmente, en la seccién 6, se resumen las conclusiones derivadas del trabajo realizado y se
sugieren posibles lineas de investigacion futuras para continuar el desarrollo del tema.
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Capitulo 2

Recopilacién de antecedentes y marco
tedrico

En esta seccion se presenta el marco tedrico y conceptual para comprender y situar el tema
de estudio. Dado que este trabajo consiste en la modelacién de redes integradas de suministro
energético en la regién de Magallanes con foco en la integracion de hidrégeno verde. Se debe
tener claridad de como es el sistema energético en la region, también se deben entender las
politicas que Chile estd implementando para promover el desarrollo de la industria del hidro-
geno a lo largo del pais. Se debe conocer que es el hidrogeno verde, su produccién, ventajas,
desafios y aplicaciones. También se muestran metodologias para realizar modelos como el que
se busca desarrollar y se estudia sobre la mirada internacional frente a la integracion de HyV'
en las redes energéticas.

2.1. Matriz energética de la region de Magallanes

La Regién de Magallanes y de la Antartica Chilena se encuentra en el extremo austral de
Chile y comprende una vasta area de tierras y aguas, incluyendo parte de Tierra del Fuego
y la isla Navarino. Su ubicacién en el extremo sur de América del Sur le confiere caracteris-
ticas geograficas Uinicas, con una gran extension de costa, numerosos canales y fiordos, y una
cercania significativa a la Antartida. Esta ubicacion se traduce en un clima frio y ventoso
que alza la regiéon como uno de los mejores lugares del mundo para la produccién de energia
edlica. Por lo general, el factor de planta (cociente entre la energia real generada por una
central eléctrica durante un periodo y la energia generada si hubiera trabajado a plena carga
durante ese mismo periodo) de las centrales edlicas estd entre 20 % y 40 %. Pero en la regién
de Magallanes se tienen factores de planta superiores al 50 % [3].

A lo largo de su historia, la matriz energética de Magallanes ha estado fuertemente influen-
ciada por la disponibilidad de petroleo y gas natural. La regién ha dependido en gran medida
de la importacién de combustibles fosiles, lo que la hacia vulnerable a las fluctuaciones de los
precios internacionales y a las preocupaciones ambientales asociadas con los hidrocarburos,
es por esto que se ha fomentado la busqueda de nuevos yacimientos de gas natural en la zo-
na, labor que es hecha principalmente por ENAP y Geopark. También, al depender de estos
combustibles fosiles trae consigo la emision de gases de efecto invernadero y problemas a la
calidad del aire. Esto, es algo que se mantiene en la actualidad, atin se depende fuertemente
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del gas natural y el petréleo, especialmente para calefaccion y generacion de electricidad. Las
tecnologias mas utilizadas actualmente incluye plantas termoeléctricas y sistemas de cale-
faccion. El tema de electrificar o reducir las emisiones de los sistemas de calefaccion es algo
que enfrentan todas las regiones frias y que representa una de las principales limitaciones en
términos de sostenibilidad.

10%

14,8%

= Gas Natural Diésel mEdlica

Figura 2.1: Participacion de tecnologias en el Sistema Eléctrico de Magalla-
nes. Extraido de [4].

En Fig.(2.1) se puede ver la proporcion de las distintas tecnologias que se utilizan para la
generacion de electricidad en el sistema eléctrico de Magallanes (SEM), el cual cuenta con
una capacidad instalada neta de 129,3 [MW] [4].

Los desafios que enfrenta la Region de Magallanes en su bisqueda de una matriz ener-
gética mas sostenible incluyen la distancia a los centros de suministro de combustibles, las
condiciones climaticas extremas que pueden afectar la generacion de energia renovable y la
necesidad de reducir las emisiones de carbono para cumplir con los compromisos de reduccion
de gases de efecto invernadero. Sin embargo, estas dificultades se ven contrarrestadas por las
abundantes oportunidades que ofrece la region, tales como, la disponibilidad de recursos na-
turales, en particular el recurso edlico que brinda la posibilidad de convertirse en una fuente
importante de energia. Por otra parte, surgen como oportunidad, el desarrollo de tecnologias
de almacenamiento de energia y la integracién de sistemas inteligentes en la red eléctrica
pueden ayudar a estabilizar la generacién y distribucion de energia en condiciones climaticas
desafiantes.

Las autoridades regionales y nacionales estan implementando politicas y estrategias para
promover la transicion hacia una matriz energética mas sostenible en Magallanes. Esto inclu-
ye la creacion de incentivos para la inversion en energias renovables, la mejora de la eficiencia
energética y la diversificacién de las fuentes de energia. Ademas, se estan estableciendo pro-
gramas de capacitacion y concientizacién para promover el uso eficiente de la energia y la
adopcién de tecnologias limpias en la regién. Un ejemplo de lo anterior, se puede ver en [5]
que se estan derivando recursos para financiar la elaboracién de las Estrategias Energéticas
Locales (EEL) en los siete municipios de la regién.

Por otro lado, las empresas también se estan organizando. Esto se puede ver con la creacién
de la Asociacion Gremial de Productores de Hidrégeno Verde y sus Derivados de Magalla-



nes (HyV Magallanes AG). Esta fue creada el ano 2023 por 5 empresas que cuentan con
proyectos de hidrégeno verde en la regién en distintas etapas de desarrollo. Estas empresas
son: HIF Global, TEG Chile, Total Eren, EDF Andes y EDF Renewables. Dicha asociacién
estd enfocada principalmente en: incentivar la industria de hidréogeno verde y sus derivados
para fortalecer el crecimiento econémico y social de Magallanes de forma sostenible; promo-
ver la formacion de capital humano y de capacidades técnicas locales; generar sinergias y un
desarrollo arménico con otras actividades productivas de la region; y facilitar la transicién
energética y la descarbonizacion a través de proyectos que generen valor compartido para las
comunidades, estableciendo lineamientos de buenas préacticas en materia social y ambiental

[6].

g
®  TEG Chile
IL®, HIF Global
L+ EOF Chile
Tierra del Fuego

¥ v

Figura 2.2: Proyectos de empresas miembro de HoV Magallanes AG. Ex-
traido de [28].

En la Fig.(2.2) se pueden ver los proyectos de las empresas miembros de HoV Magallanes
AG con su ubicacién en las provincias de Magallanes y Tierra del Fuego. Posteriormente, se
entra mas en detalle en cada uno de estos proyectos.

A continuacion se presenta la red energética actual de la regiéon de Magallanes. Se muestra
solo la red eléctrica y la red de gas. Esto, porque son estas dos redes las que son modeladas
y analizadas en este trabajo.

2.1.1. Red eléctrica

Como se menciona anteriormente, el SEM cuenta con 129.3 [MW] de capacidad instalada.
Esta se encuentra dividida en 4 sistemas medianos (SSMM). Se definen los sistemas medianos
en Chile como sistemas eléctricos con capacidad instalada entre los 1.500 kW y los 200 MW
[29]. Ahora, los SSMM de Magallanes tienen las siguientes caracteristicas [68]:

* SSMM Puerto Natales: cuenta con 10.879 clientes totales dentro de la comuna de Puerto
Natales y Torres del Paine. La capacidad instalada es de 13,51 MW y la generacion se
realiza por 7 unidades a gas y 5 unidades diésel.

e SSMM Punta Arenas: cuenta con 56.033 clientes totales dentro de la comuna de Punta
Arenas. La capacidad instalada es de 102,36 MW y la generacién se realiza por 8 unidades
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a gas, 3 unidades diésel, 3 turbinas edlicas del Parque Vientos Patagénicos y 3 turbinas
edlicas de Packet Energy SA.

e SSMM Porvenir: cuenta con 2.708 clientes totales dentro de la comuna de Porvenir. La
capacidad instalada es de 11,07 MW y la generacion se realiza por 7 unidades diésel y
5 unidades a gas.

¢ SSMM Puerto Williams: cuenta con 777 clientes totales dentro de la comuna de Porvenir.
La capacidad instalada es de 2,38 MW y la generacion se realiza por 5 unidades diésel.

Cada localidad tiene su propio sistema eléctrico independiente, no se tiene un segmento
de transmisién. Salvo por tres lineas, la linea de 66 [kV] que une la central de Tres Puentes
con la Central Punta Arenas. Dicha linea tiene una longitud de 8,5 [km| y permite abastecer
de energia a la region centro sur de la ciudad de Punta Arenas [30]. También, se tiene la linea
de 23 [kV] que une la central Vientos Patagénicos con la central Tres Puentes. Por tltimo,
se tiene la linea de 13,2 [kV] que une el parque eélico Cabo Negro con el Alimentador N°6 [70].

La informacion de las lineas de transmision se puede encontrar en el Estudio de Planifi-
cacion y Tarificacién de los Sistemas Medianos de Punta Arenas, Puerto Natales, Porvenir y

Puesto Williams [60].

Tabla 2.1: Caracteristicas lineas de transmision del SSMM Punta Arenas

[60]
Linea Punta Arenas - Tres Puentes ~ Vientos Patagénicos - Tres Puentes 23 [kV] | Cabo Negro - Alimentador N°6 13.2 [kV]
Tipo de circuito Simple Simple Simple
Longitud [km] 8,5 28,7 1,101
Tensién [kV] 66 23 13,2
Capacidad [MVA] 33 13,2 14,2
Nombre conductor AWG 3/0 CANTON N°2 AWG
Material Cobre AAAC Cobre

La empresa responsable del sistema eléctrico en la region es Edelmag, la cual cuenta
exclusivamente con méquinas térmicas, donde el 98 % de la generacién se realiza usando
como combustible el gas natural, dejando solo un 2% de generacién con turbinas diésel. Por
otro lado se tiene ENAP y Pecket Energy S.A que cuentan con generacién edlica.



Figura 2.3: Sistemas medianos en la region de Magallanes [29].

2.1.2. Red de gas natural y gas licuado

Las empresas encargadas de la produccion y la distribucion del gas natural en la region
son ENAP y GASCO Magallanes, abasteciendo a los 160.000 habitantes. Dichas empresas
cuentan con una red de gasoductos que se encargan de mover el gas natural a través de la
region, los cuales se ven en la Fig.(2.4).

El mercado del gas natural en Magallanes se estructura en torno a varias entidades clave
que juegan roles especificos. GASCO Magallanes es quien compra gas natural, adquiriéndolo
principalmente de ENAP. En situaciones de exceso de oferta, también cuenta con envios adi-
cionales de YPF, una empresa argentina que complementa el suministro regional. Por otro
lado, Geopark, bajo la propiedad de Methanex, es otro productor local de gas natural. Este
entramado de actores asegura un suministro constante y eficiente de gas natural, con GASCO
Magallanes desempefniando el papel de la distribucion de este recurso en las distintas ciudades
de la region. Es importante tener en cuenta que Punta Arenas concentra el 82 % de la venta
total de gas natural, seguida por Puerto Natales y Porvenir, con participaciones del 13% vy
5% respectivamente [31].

ENAP es la empresa que cuenta y busca constantemente nuevos yacimientos de gas en
Magallanes. Tiene puertos de embarque; una red de gasoductos, oleoductos y poliductos;
poblaciones; maestranzas; talleres y bodegas en diversos puntos de la regién. Las principales
instalaciones de ENAP en Magallanes son: Refineria y terminal de Gregorio, Planta Pose-
sién, Planta Cullén y el Parque Industrial Cabo Negro-Laredo. Las instalaciones de ENAP
se pueden ver en Fig.(2.4).

En la propuesta de matriz energética para Magallanes al 2050 [71], se muestra la valori-
zacion que tienen los gasoductos de ENAP existentes en la regiéon. También, en el Estudio



Inyeccién de Hidrégeno en Redes de gas natural [43] se presenta informacion sobre las re-
des de gas de Magallanes. Utilizando la informacién de ambos estudios se ha elaborado la
Tab.(2.2). Es importante destacar que cuando se trata de gasoductos terrestres se les asigna
un costo de 23.600 [USD/in-km]. Por otro lado, el costo de los gasoductos maritimos es de
41.667 [USD/in-km].

Tabla 2.2: Gasoductos de transporte regiéon de Magallanes [43] [71].

Gasoducto Longitud [km] | Capacidad [Mm?/dia] | Inversién [MUSD]
Cabo Negro - Posesiéon 180 6,3 51

Posesiéon - Planta Daniel 24 4.5 6,8

Esperanza - Nodo Pecket 122 0.3 17,3

Planta Cullen - Planta Daniel | 70 4.5 26,3

Clarencia - Planta Cullen 84 0,3 11,9

ENAP MAGALLANES
PLANTAS

REFINERIA Y TERMINAL
MULTIBOYAS DE GREGORIO

Tipe Destilacion
atmosférica

Procesamiento Gas Na-
tural (Turboexpander]

Tipo

Unidad Compresora y
ajuste Punto de Rocio

PARQUE INDUSTRIAL
CABO NEGRO - LAREDD

Tipo Fraccionamiento de LPG, Ter-
minal Maritima de LPG Refrige-
radoy Planta de Combustibles,

RED DE GASODUCTOS RED DE POLIDUCTOS (LPG] Astillero y Maestranzas

Tipo

Figura 2.4: Mapa de instalaciones de ENAP en Magallanes. Extraido de
[72].

Las plantas de extraccion de gas natural son: la Planta Posesion, la cual inicié sus opera-
ciones en el afio 1971 y tiene una capacidad de procesamiento de 9,6 [Mm?/dia] de gas. Y,
la Planta Cullen, la cual tiene una capacidad de procesamiento de 4 [Mm?/dia] de gas. Esta
ultima se encarga de suministrar los requerimientos de gas de las instalaciones de ENAP y
de consumo domiciliario en Porvenir [73].

La Planta Cabo Negro, ubicada en el parque industrial Cabo Negro a 28 kilometros de
Punta Arenas, se encarga de fraccionar el propano, butano y la gasolina natural del gas natu-
ral enviado por las plantas Posesion y Cullen. Luego, el gas natural es destinado a consumos
industriales y domiciliarios. Abasteciendo a plantas de Methanex y también la totalidad de
la demanda de la red de distribuciéon de Punta Arenas [73].

Gasco Magallanes también se encarga de la distribucion de gas licuado en la regién, esto
lo hace por medio de transporte en camiones y por via maritima. Cabe destacar que la lo-
calidad de Puerto Williams y los clientes que se encuentren en zonas mas aisladas donde no
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esta disponible la red de gas natural, son abastecidos con gas licuado.

2.2. Estrategia nacional del hidrégeno verde

La estrategia nacional del hidrogeno verde fue lanzada por el Ministerio de energia en el
ano 2020. En esta se muestra el potencial que tiene Chile en términos de energias renovables
y especificamente en hidrégeno verde. Se establece que si se toman las decisiones correctas,
Chile podria llegar a producir el HoV més competitivo del planeta, especialmente el produ-
cido en la regién de Antofagasta y en la regién de Magallanes, se estima que tendra el costo
nivelado de producciéon mas bajo del mundo al afio 2030. Incluso, se compara el potencial de
la industria de produccién de hidrégeno verde en Chile con lo que es la industria minera, que
como bien se sabe es la industria que mayores ingresos le genera al pais [1].

En el documento se define una estrategia, donde se proponen 3 etapas en el desarrollo de
la industria del hidrégeno en el territorio nacional. Estas etapas son las siguientes [1]:

1.
2.

Activacién de la industria doméstica y desarrollar la exportacién (2020-2025).

Apalancamiento de la experiencia local para entrar con fuerza en mercados internacio-
nales (2025-2030).

. Explotacion de las sinergias y economias de escala para avanzar como proveedor global

de energéticos limpios(desde 2030).

Se ha fijado como meta que de aqui al 2025 se tengan 5 [GW] de capacidad de electrdlisis
construida o en desarrollo, tener una produccion de 200 [kton] de H2V al afio y posicionarse
como el mejor lugar para hacer inversiones de hidrégeno verde en Latinoamérica. También
se define un plan de accién que se sustenta en 4 pilares [1].

1.

Fomento al mercado y a la exportacion: se busca construir un acuerdo Publico-Privado
para el H2V en la mineria y el transporte junto con los actores publicos y privados
encargados de estas areas. También, se quiere promover junto con los potenciales pai-
ses importadores de este producto iniciativas comerciales y de estudio para fomentar el
comercio de este. Otro punto importante es establecer sistemas de certificacion interna-
cional de origen y huella de carbono del H2V en Chile. Por ultimo se quiere analizar,
reservar y entregar en concesion terrenos fiscales de buenas condiciones para el desarrollo
de proyectos de hidréogeno verde y derivados.

Normativa, seguridad y pilotajes: uno de los puntos importantes es modificar leyes con
el fin de incluir el hidréogeno como energético. También, se quiere entregar informa-
cién sobre el proceso de autorizacién de proyectos de este tipo de la Superintendencia
de Electricidad y Combustibles, asi como sobre los procedimientos y condiciones para
realizar pilotajes de diversas aplicaciones. Por tltimo, es importante revisar y actuali-
zar la normativa del mercado eléctrico para permitir la participacion de las tecnologias
del hidrogeno para proveer distintos servicios, incluyendo energia, capacidad y servicios
complementarios.
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3. Desarrollo social y territorial: se quiere difundir conocimiento sobre H2V al publico
general con foco en aspectos ambientales y de seguridad para generar confianza en la
poblacién. También, es importante analizar y fomentar la reconversion y /o reutilizacién
de infraestructura ya existente para la produccién y/o utilizacién de hidrégeno. Otro
punto clave es identificar oportunidades de desarrollo local. Por tltimo, se debe revisar la
normativa de uso de suelo aplicable a los procesos del hidrogeno y sus permisos asociados
para identificar y reducir potenciales barreras en el desarrollo de esta.

4. Formacion de capacidades e innovacion: se debe capacitar a distintos funcionarios pu-
blicos sobre hidrégeno y sus implicancias para sus ambitos y accién. Dentro de esto, se
debe elaborar un plan de preparacion para equipos de respuesta ante emergencias rela-
cionadas con esta tecnologia. Un punto clave es la identificacién y conexion de actores
que desarrollen actividades de I+D para fomentar innovacién en soluciones que aborden
desafios locales que sean prioridad para el pais.

2.3. Hidrégeno verde (H,V)

El hidrégeno verde es el hidrogeno producido a partir de fuentes de energia renovables.
Este tipo de hidrogeno se utiliza como combustible sin emitir C'Oy durante su produccion
ni durante su uso para la generacion de electricidad, a diferencia de los combustibles fésiles,
que liberan C'O, [7]. Cabe destacar que el hidrégeno no es una fuente de energia en si, sino
un portador que puede servir para almacenar, transportar y distribuir energia, es decir, un
vector energético y de ahi su gran importancia.

El hidrogeno es el elemento més liviano y abundante en el universo, pero en nuestro
planeta este no puede ser encontrado en estado puro, sino unido a otros compuestos, como
el agua, hidrocarburos y compuestos organicos. Ahora bien, dependiendo de la forma en la
que se logre obtener el hidrégeno a este se le denomina con distintos colores [9].

e Gris: hidrégeno extraido de gas natural usando el proceso de reformado con vapor de
metano.

* Turquesa: hidrégeno producido por pirélisis de metano. Este método produce carbon
solido en vez de C'Oq

e Café: hidrégeno extraido de combustibles fésiles usando gasificacion.

* Azul: hidrégeno gris o café producido con bajas emisiones de carbono usando tecnologias
de captura de carbono.

* Rosa: hidrégeno producido mediante el proceso de electrélisis haciendo uso de energia
nuclear como fuente de energia.

* Verde: hidrogeno producido mediante el proceso de electrélisis utilizando energias reno-
vables y producidas con cero emisiones como fuente de energia.

* Blanco: hidrégeno que se obtiene de manera natural y, por lo tanto, no requiere procesos
industriales ni generacion artificial. Se encuentra excepcionalmente principalmente en el
subsuelo terrestre, donde se produce a partir de reacciones geoquimicas en la corteza
terrestre.
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La clasificacion por colores ayuda a los consumidores, empresas y gobiernos a entender y
tomar decisiones sobre el tipo de hidrogeno que estan utilizando o produciendo, considerando
su impacto ambiental y su contribucién a la mitigacién del cambio climético. Actualmente,
la producciéon de hidrégeno a nivel mundial estd dominada por el método de reformado
de metano, representando un 95 % de esta misma. Esto supone la emisién 830 millones de
toneladas de C'O, al ano. Por otro lado, solo un 2% de la produccién total de hidrégeno
se hace por medio de electrolisis, esto se debe principalmente a que estas tecnologias estan
siendo desarrolladas y presentan costos superiores de produccién que los otros métodos [67].
Se espera que los costos de electrolizadores disminuyan significativamente en los préximos
anos [61].

2.3.1. Usos

En la Fig.(2.5) se puede ver la cadena de valor del hidrégeno verde. Incluyendo su fabri-
cacion, almacenamiento, transporte y usos finales.

PRODUCCION ALMACENAMIENTO Y TRANSPORTE USOS FINALES
e° © 00 ,
Penionos LAscos 2]
ENERG! . -

M

- ’ INDUSTRIA
4

Figura 2.5: Cadena de valor del hidrégeno. Extraido de [11].

Aqui se pueden ver los distintos sectores en los cuales el hidrogeno puede jugar un rol
importante. Estos son [11]:

* Industria: se puede emplear tanto en la industria de la refineria, como en la industria
quimica y la metalturgica. Un ejemplo es la fabricacion de fertilizantes que requieren del
hidrégeno.

* Transporte y Movilidad: para vehiculos destinados a grandes trayectos y a cargas pesa-
das. Es ttil para transporte ferroviario, cuyas locomotoras diésel se pueden sustituir por
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las de hidrégeno. En cuanto al transporte maritimo, ademas de abastecer de energia a
los grandes buques, puede ser una energia limpia para la logistica de los puertos. En el
caso de la aviacion, el queroseno podria sustituirse por combustibles sintéticos a partir
de hidrogeno.

* Generaciéon de electricidad: haciendo reaccionar el hidrégeno y oxigeno en una pila de
combustible, se consigue generar electricidad. El mercado de las celdas de combustible
estd en rapido crecimiento y las principales tecnologias que se utilizan son las celdas
PEM vy las de é6xido soélido. También se estan desarrollando turbinas que utilicen el
hidrégeno como fuente de energia, ya sea mezclado con otros combustibles o por si solo.

* Almacenamiento de energia: el hidrégeno permite ser almacenado en tanques durante
largos periodos de tiempo, y, ademas, permiten ser manejados facilmente al ser mas
ligeros.

* Generacion de calor: utilizando distintas tecnologias se puede utilizar el hidrégeno para
generar calor, la cual es una de las tareas mas costosas de realizar utilizando energia
eléctrica. Ejemplos de esto, es utilizar celdas de combustible a hidrégeno para generar
electricidad y usar el calor que liberan debido a las altas temperaturas de operacion,
para suministrar calor.

2.3.2. Ventajas y desventajas

Una de las caracteristicas méas positivas del hidrégeno para su uso como combustible, es su
alta densidad energética, lo que implica que, en una baja cantidad de masa, guarda una gran
cantidad de energia, siendo incluso mas denso en este aspecto que combustibles fésiles como
el carbdn, el petrédleo y el gas natural. Por otro lado, uno de sus inconvenientes es que, al ser
un gas tan liviano, ocupa una gran cantidad de volumen, por lo que es necesario comprimirlo
a presiones altas, o licuarlo a temperaturas minimas, para poder ocupar mejor su potencial.
También, existen métodos, que se encuentran actualmente en desarrollo, como almacenar el
hidrégeno en metales capaces de absorberlo tales como los hidruros metélicos.

Las ventajas de utilizar hidrégeno como combustible son senaladas en [7] y son las siguien-
tes:

* Es una fuente de energia renovable y limpia. El hidrégeno es un combustible que no
emite C'Os, el cual es el principal gas de efecto invernadero. Ahora bien, si se pueden
formar 6xidos de nitréogeno pero estos no representan un problema.

e No es tOxico ni corrosivo.

e El hidrégeno es un combustible que tiene una energia especifica [kWh/kg| aproximada-
mente 3 veces mayor a la mayoria de las fuentes de combustibles de origen fosil.

Luego, las desventajas que trae consigo la utilizaciéon del hidrogeno son las siguientes,
tomando como referencia lo mostrado en [7]:

* Es dificil de almacenar. El hidrégeno es un elemento que se encuentra en estado gaseoso
en condiciones normales de presién y temperatura. Al ser un gas ocupa una gran cantidad
de espacio, es por esto que lo ideal seria pasarlo a estado liquido para poder almacenarlo.
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Pero esto es dificil ya que para lograrlo se debe alcanzar la temperatura de -252°C o
presurizarlo, lo que en términos practicos es sumamente costoso y complejo.

* Altos costos de produccién. Las tecnologias asociadas a la produccién de hidrégeno
verde siguen siendo sumamente costosas. Donde el componente principal del costo de
produccién es el de la energia eléctrica. Esto, desincentiva la inversion en este tipo de
proyectos. Pero, se compensa con el gran potencial que puede llegar a tener el hidrégeno
en el mundo.

» Seguridad. El hidrégeno es una sustancia inflamable y volatil. Es también un gas dificil
de detectar, al ser incoloro e inodoro, es por esto que se debe manipular con cuidado.

En conocimiento de lo anterior, se requieren abordar las formas existentes para transportar
hidrégeno, para este fin, se pueden utilizar camiones, gasoductos o barcos, sin embargo, para
que esto sea efectivo el hidrégeno debe ser comprimido o licuado, de lo contrario ocupara
demasiado volumen y no serd rentable. En cuanto a las formas de transportarlo, lo ideal seria
hacerlo como gas licuado, siendo el problema principal, la temperatura de condensacién que
es de -252°C, no obstante, las tecnologias para hacer esto de forma eficiente estan aun en
desarrollo [8].

La European Hydrogen Backbone (EHB) es una iniciativa que busca la construccién de una
red pan-Europea integrada de hidrégeno antes del ano 2030. Esto dada su importancia para
poder cumplir con los objetivos de la transicién energética, incluidas la energia, asequibilidad,
seguridad e independencia. La EHB tiene como objetivos el reacondicionamiento y puesta
en operacion de 31.500 km de gasoductos de hidrégeno. En su reporte IMPLEMENTATION
ROADMAP-CROSS BORDER PROJECTS AND COSTS UPDATE muestran los proyectos
que tienen en marcha y también incluyen informacion sobre los costos CAPEX y DEVEX en
los que se debe incurrir para la implementacién de dicha infraestructura [58].

Tabla 2.3: CAPEX para distintos tipos de gasoductos de hidrégeno [58]

Parametro CAPEX (M€ /km) (M€/MW)
20" pipes 1,8
36”7 pipes 3,2

Nuevas 48" pipes 44

36”7 offshore pipes | 5,44
48” offshore pipes | 7,48

207 pipes 0,54
36”7 pipes 0,64
Reacondicionadas | 48" pipes 0,88

36”7 offshore pipes | 1,09
48” offshore pipes | 1,5
Estacion de compresion 4

Aparte de la utilizacién de gasoductos para el transporte del hidrégeno, se han buscado
otras formas de transportarlo, siendo una de las soluciones mas atractivas transportarlo por
medio de liquidos organicos portadores de hidrogeno (LOCH) y amoniaco. El LOHC consiste
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en cargar de hidrégeno un compuesto organico que sea capaz de absorberlo y transportarlo
de este modo hasta su momento de uso final. Estos compuestos que actiian como medio de
transporte para el hidrégeno tienen las ventajas de poder recuperarlo si se desea o también
se pueden usar para su propia industria. Por ejemplo, el amoniaco cuenta con un comercio
internacional desarrollado desde hace muchos anos, puesto que se utiliza como materia prima
para la fabricaciéon de muchos productos que se usan diariamente, como pléasticos, farmacos,
fertilizantes, etc. Dado esto, se puede afirmar que se dispone de experiencia e infraestructura
para el transporte de hidrégeno por medio de amoniaco.

2.3.3. Tendencias internacionales para HsV

Ahora bien, partiendo por el primer objetivo especifico se ha encontrado la siguiente in-
formacion sobre los planes de integracion de hidrégeno que se estan aplicando en las distintas
partes del mundo. Segin lo expuesto en [13], los paises que liderardan el mercado del hidré-
geno de aqui a 10 anos seran Estados Unidos, Australia y Espana. Por lo tanto, se presenta
informacion relacionada a los planes de integraciéon de HsV en estos paises.

Australia: En el reporte hecho por LETA [14], se presenta la siguiente informacién al
respecto. En primer lugar, se menciona la importancia del amoniaco verde, el cual actia
como un carrier energético para el hidrogeno. Este puede ser descompuesto para extraer
el hidrégeno o ser usado directamente como combustible. Para Japén y Corea del Sur es
interesante el hecho de importar derivados del hidrégeno de este tipo desde Australia. Ademas,
se quieren adaptar plantas que usan otros tipos de combustibles al amoniaco. Es importante
que la demanda y la produccion de hidrogeno crezcan simultaneamente, entonces, los pasos
a seguir son:

» Crear mercados para que crezcan.
* Bajar los costos de esta tecnologia.

Se hace énfasis en que usar hidrégeno generado con pocas emisiones (no necesariamente
verde) puede ser de utilidad para fomentar el mercado si se usan captadores de COy co-
mo lo son los CCUS (carbon capture utilisation storage), CCS (carbon capture and storage).
También, se preguntan sobre la evaluacién de la infraestructura para maximizar el valor de
la industria del hidrégeno en este pais. Se debe alinear la planificacién de la industria de
electricidad, gas y mas.

Espana: aqui también se plantearon como va a afectar la llegada del hidrégeno a su terri-
torio y han desarrollado una planificacion que impulsa el despliegue de este vector energético.
El plan de Espana para volverse un referente tecnoldgico en términos de produccién y aprove-
chamiento del hidrégeno, se basa en impulsar la cadena de valor de este mediante la creacién
de clusters tecnologicos y proyectos piloto a escala regional, el fomento de la innovacion in-
dustrial, el apoyo a las zonas de transicién justa y la disponibilidad de energia renovable a
precios competitivos [15].

Estados Unidos: hacen referencia a que el uso de hidréogeno puede llegar a reducir las
emisiones del pais en hasta un 10 % de aqui al 2050. Tienen 3 estrategias claves para garantizar
el maximo beneficio de la adopcién del hidrégeno verde en su pais:
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» Aplicar el hidrégeno en sectores con alto impacto: las agencias federales se centraran en
lograr decarbonizar sectores dificiles de la economia como el industrial, de transporte y
aplicaciones en sistemas eléctricos.

* Reducir los costos del hidrégeno verde.

» Centrarse en redes regionales: estas redes permitiran generar hidrégeno limpio a gran
escala de produccion cerca de los mismos usuarios de este, permitiendo el desarrollo y
utilizaciéon conjunta de una masa critica de infraestructura.

Para finalizar, se estima relevante tomar en cuenta la "POLITICA ENERGETICA Ma-
gallanes y Antartica Chilena", publicado el anio 2017, donde se habla de la importancia de
disponer de energia para el crecimiento econémico y el desarrollo de la Regiéon de Magallanes
y la Antartica Chilena, dada su ubicacion geografica aislada. Se destaca la necesidad de tomar
decisiones estratégicas en el sector energético que impactaran en el crecimiento econémico, la
inclusiéon social y la explotacion sostenible de los recursos naturales y turisticos de la region.
Serialando que la regién enfrenta desafios significativos a largo plazo, en cuanto al desarrollo
energético, y la politica energética se presenta como una herramienta crucial para guiar el
funcionamiento del sector energético y lograr los objetivos de la comunidad. La singularidad
de la Regiéon de Magallanes y la Antartica Chilena, debido a su aislamiento geografico y la
diversidad de recursos energéticos disponibles, justifica la necesidad de contar con una poli-
tica energética propia.

Se explica que la Politica Energética para Magallanes y la Antartica Chilena se basa en
cuatro pilares estratégicos: uso eficiente de la energia, desarrollo diversificado de recursos
energéticos, acceso a energia segura y de calidad, y fortalecimiento regional. Cada uno de
estos pilares establece metas y acciones especificas para alcanzar una matriz energética mas
sostenible y accesible en la regién [16].

2.4. Gas natural

El gas natural (GN) es una mezcla de gases entre los cuales se encuentra en mayor pro-
porcién el gas metano. La proporcién del gas metano en el gas natural estd entre un 75 % y
95% del volumen total de la mezcla. Los otros gases que lo componen son etano, propano,
butano, nitrégeno, diéxido de carbono, sulfuro de hidrégeno, helio y argén. Este gas se ex-
trae de las profundidades de la tierra y se le denomina "natural", dado que no es sometido a
ningtn proceso de transformacién desde que se extrae de los yacimientos hasta que llega a los
puntos de consumo. Esto hace que sea tenga un menor impacto en el medio ambiente, siendo
a la vez més econémico y seguro en su uso en domicilios, comercios, industrias y vehiculos [32].

Las principales caracteristicas del gas natural son que es: inodoro e incoloro; tiene una
combustion mas limpia que otros combustibles; es un combustible fosil; es altamente infla-
mable; no es toxico en pequenas cantidades; es muy versatil en su aprovechamiento y es mas
ligero que el aire.

Un aspecto importante es la distribucion del gas natural. Su viaje comienza desde su
extraccién en los pozos de perforacion para luego ser transportado por medio de redes de
gasoductos, barcos, camiones y trenes hacia las plantas de procesamiento, donde se refina y
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se limpia antes de ser distribuido a los consumidores. El tratamiento consiste en la purifi-
cacion y filtrado del gas para eliminar impurezas, contaminantes e hidrocarburos de mayor
masa molecular. Una vez realizado este proceso se obtiene gas natural seco de calidad para
gasoductos [36].

El gas natural licuado (GNL) se utiliza para facilitar el transporte del gas natural desde
los centros de produccion hasta los mercados de destino. Para esto, se enfria el gas a una
temperatura de -160°C, pasando a estado liquido y reduciendo su volumen aproximadamente
600 veces [36]. Asi, el gas natural se transporta via maritima por medio de buques tanques
especiales denominados metaneros y, también via terrestre, utilizando camiones cisterna di-
sefiados especialmente para mantener el combustible a bajas temperaturas. Una vez en los
puntos de consumo, se procede a la regasificacién del combustible.

2.4.1. Usos

El gas natural actualmente se utiliza como combustible doméstico e industrial y también
como materia prima en la industria quimica. La ventaja de usarlo como combustible es su
gran poder calorifico, su combustion es regulable y produce escasa contaminacion. Pero, hay
que tener en cuenta que si emite gases de efecto invernadero, siendo su produccion de C'Oq
un poco superior a la mitad de la producida por el resto de los combustibles fésiles. El
gas natural es usado como combustible en su uso domestico para alimentar la calefaccion,
cocinas, vehiculos, calentar agua y generar electricidad. Luego, en su uso industrial se utiliza
para alimentar hornos industriales, calderas y centrales de generacion eléctrica. Por otro lado,
se utiliza en la industria petroquimica para la obtencién de compuestos como el amoniaco,
metanol, etileno, butadieno y propileno [32] [33].

2.4.2. Almacenamiento de gas natural

Al igual que la mayoria de las materias primas, el gas natural puede almacenarse pa-
ra asegurar un suministro energético confiable. Ayudando a equilibrar las variaciones en la
demanda y en la produccién segiin los cambios estacionales, geopoliticos y en la infraestruc-
tura de produccién y transmision del gas. A continuacién se muestran los distintos tipos de
almacenamiento para el gas natural.

Subterraneo

Se define almacenamiento subterraneo como el almacenamiento de grandes cantidades de
gas natural no autéctono, es decir, que no se produce localmente, en formaciones de roca
porosa a distintas profundidades bajo presion [51]. El uso de este tipo de almacenamiento
se origina en 1915 cuando se agotaron yacimientos y quedaron disponibles para su uso como
almacenamiento en Estados Unidos y Canada [50]. Histéricamente las companias distribuido-
ras y productoras de Estados Unidos y Europa han utilizado tres tipos de almacenamientos
subterraneos ubicados cercanos a los principales puntos de consumo [50], estos son los que se
pueden ver en Fig.(2.6). A continuacién se entra en detalla cada uno de estos.

Antes de entrar a ver los tipos de almacenamiento subterraneo se deben tener en cuenta
las siguientes definiciones [51]:

* Gas base: también conocido como gas de amortiguamiento, es el volumen de gas na-
tural que debe permanecer en la instalacion de almacenamiento para proporcionar la
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presion necesaria para extraer el gas y unos indices de entrega adecuados durante toda
la temporada de extraccion.

* Gas de trabajo: es el volumen de gas natural en la instalaciéon de almacenamiento que
puede ser extraido durante el funcionamiento normal de la instalacién de almacenamien-
to.

Figura 2.6: Tipos de almacenamiento subterraneo de gas natural. Extraido
de [51].

1. Yacimientos agotados de hidrocarburos: son aquellas formaciones donde ya se ha extrai-
do gas natural recuperable. Por lo que queda un yacimiento geolégicamente capaz de
contener gas natural [51]. Uno de los beneficios de este tipo de almacenamiento es que se
pueden utilizar los equipos de extraccién y distribuciéon como los que se trabajaba cuan-
do el yacimiento era productivo, lo que trae consigo una disminuciéon en los costos de
inversién. Siendo més baratos, faciles de desarrollar, operar y mantener [51]. En general,
en este tipo de yacimientos, el gas base es alrededor de un 50 % del total, el periodo de
inyeccion esta entre 200 y 250 dias y el periodo de produccién varia entre 100 y 150 dias.

Respecto de los aspectos econémicos de este tipo de almacenamiento [50], se tiene que
la, distribucion de los costos de inversion es la siguiente: Gas base: 28 %, pozos: 24 %,
compresores: 17 %, unidades de deshidratacion: 9 %, equipos auxiliares: 8 %, gasoductos:
7%, edificios: 7%. Y, segtn la International Gas Union, las inversiones de este tipo de
almacenamiento estdn entre 0,1 y 0,2 [USD/m?| para profundidades entre 1.000 y 2.000
metros.

2. Cavernas de sal: consiste en almacenar gas natural dentro de cavernas de sal que se
forman a partir de depésitos de sal existentes. Una vez que se descubre una caverna que
se considera adecuada para el almacenamiento de gas, se pasa a desarrollar la caverna
de sal de la formacién, esto consiste en disolver y extraer sal utilizando agua, dejando
un volumen vacio para el almacenamiento del gas [51]. Este tipo de almacenamiento
puede almacenar menos gas que los yacimientos agotados, pero ofrecen mayores tasas

18



de inyeccién y extraccién de gas, lo que se traduce en un mayor nimero de ciclos [50].
Las cavernas de sal tienen un gas base entre un 20 y 30 % de la capacidad total, un pe-
riodo de inyeccién entre 20 y 40 dias y un volumen de produccién entre 10 y 20 dias [50].

La distribucién de los costos de inversién es la siguiente: Lixiviacién: 32 %, gas base: 12 %,
pozos: 15 %, compresores: 18 %, unidades de deshidratacién: 8 %, equipos auxiliares: 5 %,
gasoductos: 4 %, edificios: 6 %. Las inversiones de este tipo de almacenamiento podrian
superar entre 0,4 y 0,5 [USD/m?|, para profundidades entre 1.000 y 2.000 metros y
almacenamientos de 0.5 millones de metros ctibicos [50].

3. Acuiferos: los cuales son yacimientos de agua y tienen caracteristicas geoldgicas simi-
lares a los yacimientos agotados de hidrocarburos. Por lo general, son las instalaciones
de almacenamiento subterraneo menos deseables y con costos mayores. Esto se debe a
las caracteristicas geoldgicas de la formacién, de las cuales no se tiene tanta informa-
cién comparado con un yacimiento agotado. Luego, para recopilar esta informacién se
requiere de tiempo e inversiéon [51]. También, el gas natural almacenado en acuiferos
suele tener que pasar por un tratamiento de deshidratacién cuando es extraido. Por lo
general, los acuiferos requieren un gas base entre 50 a 80 %, el periodo de inyeccién estd
entre 200 a 250 dias y el de produccién entre 100 a 150 dias [50]

Por ultimo, se pasan a ver los aspectos econdmicos de los acuiferos, donde la distribucion
de los costos de inversion es la siguiente: Gas base: 28 %, pozos: 34 %, compresores:
14 %, unidades de deshidratacion: 8 %, equipos auxiliares: 6 %, gasoductos: 4 %, edificios:
6 %. Segun la Internacional Gas Unién, las inversiones de este tipo de almacenamiento
podrian suponer entre 0,2 y 0,3 [USD/m?], para profundidades entre 1.000 y 2.000 metros
y almacenamiento de 1000 millones de metros ctibicos [50].

Como gas natural licuado

Como se menciona anteriormente, pasar el gas natural a estado liquido facilita el trans-
porte y el almacenamiento de este. Para esto, se requieren instalaciones que soporten las
condiciones criogénicas especificas, de forma que se recurre a tanques semi-sumergidos en el
terreno, en la superficie o en islas artificiales en el mar. Por lo general, para el almacena-
miento del GLP se utilizan tanques de contencion total, lo que consiste en la construccién de
una pared exterior de hormigén reforzado y un tanque interior de una aleacién de acero con
un porcentaje de niquel, incluyendo también un aislamiento eficiente entre las paredes para
mantener la temperatura deseada (-161 [°C]) [51].

Los tanques de almacenamiento de gas natural pueden estar fijos o ser transportados. Los
tanques fijos suelen oscilar entre 1.000 y 160.000 [m?]. Existiendo tanques de hasta 200 mi-
llones de litros. Por otro lado, los tanques de transporte se construyen para ser transportados
en camion o barco. Estos, tienen elementos de seguridad para cumplir con la normativa de
los organismos reguladores nacionales o internacionales [53].

Almacenamiento en Gasoductos

El uso de los gasoductos de las redes de gas natural para almacenar el mismo gas es un
proceso que se denomina empaquetamiento de la linea. Este proceso consiste en introducir
mas gas en el ducto del que se tendria normalmente, lo que provoca un aumento en la presion
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de las tuberias. Luego, en los periodos de alta demanda, se extrae el gas de estos gasoductos
con exceso de combustible para satisfacer dicha demanda. Es importante destacar que este
tipo de almacenamiento solo proporciona una soluciéon temporal a corto plazo, ya que los
gasoductos se consideran principalmente como infraestructura de transporte [51].

2.4.3. Gas natural en Chile

En Chile, el gas natural se comenzé a emplear como una alternativa energética a principio
de los anos 70. Siendo la Empresa Nacional del Petréleo (ENAP) aquella que comenzé a
distribuir el combustible en la region de Magallanes. Mas adelante, en 1981, Gasco Magalla-
nes comienza a distribuir gas natural a las ciudades Punta Arenas, Puerto Natales y Porvenir.

En 1997, el gas natural se introduce en la zona central de Chile. Luego de que Argentina
desregulara y privatizara su sector energético. Esto permitio que en 1995 los paises suscribie-
ran el Protocolo de Integracion Gasifera.

El suministro de gas natural argentino hacia Chile se vio enfrentado a sucesivas restriccio-
nes a partir del ano 2004, disminuyendo las exportaciones y aumentando el precio a través
de nuevos impuestos. Estas restricciones finalmente derivaron en la llamada "crisis del gas",
la cual duré 5 anos. Esta crisis incentivo la construcciéon de terminales de regasificacion gas
natural licuado (GNL) en el centro y norte del pais para importar el combustible de distintos
paises. Surgiendo en 2009 el terminal de regasificacion de GNL Quintero, ubicado en la region
de Valparaiso. Y, en 2010 la terminal de regasificaciéon de GNL Mejillones, en la regién de
Antofagasta. Finalmente en el ano 2018 Argentina reanudé las exportaciones de gas natural
a la zona central de Chile.

Con la llegada del GNL, Chile asegur6 la disponibilidad de gas natural desde cualquier
origen. Garantizando un abastecimiento a todos los segmentos de clientes.

2.5. Blending de hidrégeno

El blending de hidrégeno con gas natural consiste en inyectar hidrogeno en las redes de
gas natural para reducir emisiones a corto plazo y facilitar la entrada de este en los mercados
energéticos. La principal ventaja del blending es utilizar la infraestructura existente, evitando
los costos de desarrollar una nueva infraestructura dedicada exclusivamente al hidrégeno. La
descarbonizacién del mercado del gas natural enfrenta numerosos desafios e incertidumbres,
y el blending con hidrégeno puede contribuir significativamente a esta transicion.

Un concepto que es importante cuando se habla de blending de hidrégeno con gas natural
es el indice de Wobbe, este es la relaciéon entre el poder calorifico (superior o inferior) de un
gas por unidad de volumen y la raiz cuadrada de su densidad relativa con respecto al aire,
bajo las mismas condiciones de referencia. Este indice se utiliza para clasificar combustibles
gaseosos sin conocer su composicion detallada.

En el Estudio de Inyeccion de Hidrogeno en redes de Gas Natural hecho por la Agencia de

Cooperacion Técnica Alemana GIZ, se presenta informacién sobre blending. Dentro de esta,
se muestra como se refleja el porcentaje de hidrégeno en la mezcla en las emisiones de C'O,
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que se producen al utilizar el gas natural. Esta reducciéon en las emisiones se puede ver en
Fig.(2.7).
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Figura 2.7: Reduccion de CO5 en funcién de la concentracion de hidrégeno
en el gas natural. Extraido de [43].

También se muestra en dicho estudio que el consumo total de gas natural en Chile en
el afio 2019 fue de 4.699.252.920 [m3], siendo las emisiones producidas por este consumo
de 9.279.184 [tonCO,]. De esto se puede extraer que las emisiones producidas por consumo
de gas natural en los sectores industrial, comercial, residencial y de generacion, es decir, en

general, son de 0,001974608 [tonCOy/m3GN] [43].

Actualmente, se estan estudiando los efectos de mezclar gas natural con hidrégeno en las
redes de gasoductos de transmisiéon y distribucion ya existentes, asi como en almacenamientos
subterraneos o en estanques. Esto se debe a que el hidrogeno, al ser mucho maés ligero que el
gas natural, puede generar fugas més rapidamente en estos sistemas. Por otro lado, se esta
investigando la implementacién del blending para alimentar turbinas de gas natural, lo cual
también presenta desafios, como la mayor velocidad de llama del hidrégeno en comparacion
con el gas natural. Esta diferencia puede provocar complejidades en la combustién, como la
posibilidad de retroceso y retencion de llama.

La inyecciéon de hidrogeno en redes de gas se realiza a través de estaciones de inyeccion.
Estas se encargan de mezclar el hidrégeno con el gas, asegurando que el nivel de mezcla y la
presién sean adecuados. Como se ve en [43] el proceso de inyeccion es el siguiente:

* Entrada de hidrégeno producido a un tanque.

* Se mide el indice de Wobbe del gas natural y se determina cuanto hidrégeno debe ser
inyectado para alcanzar el porcentaje de mezcla deseado.

* Se realiza la mezcla y el gas resultante se hace circular por un "volumen loop" para medir

su composicion.

* Se inyecta el gas a la red de gas natural.
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El hecho de que la mezcla de gas natural con hidrégeno deba tener una composicion uni-
forme indica que toda la red de gas en cuestién pasa a operar con la mezcla.

Tabla 2.4: Comparativa de propiedades del Gas Natural vs Hidrégeno [42]

Pardmetro Gas natural (metano) | Hidrégeno
Peso molecular (g/mol) 16,04 2,02
Poder calorifico inferior (MJ/m3) 35,8 10,8
Poder calorifico inferior (MJ/kg) 50 120
Temperatura de ignicién (°C) 540 585
Velocidad de la llama (m/s) 0,45 2,82

En la Tab.(2.4) se ve la diferencia en las propiedades del hidrégeno y el gas natural, por
esto, al hacer blending se produce un cambio significativo en las propiedades termodindmicas
y de transporte de mezcla. De esta forma, si no se toman medidas se puede llegar a tener
efectos negativos en la seguridad, confiabilidad y en la economia de dicha infraestructura. En-
tonces, se deben tener en cuenta modificaciones a los equipos y cambios en los procedimientos
de operacién. A continuacién, se presentan las consideraciones que se deben tener en cuen-
ta para la inyeccién y compatibilidad del hidrégeno en las redes de gas, esto se muestra en [43].

* Pureza del hidrégeno transportado: cuando se realiza blending es importante considerar
el grado de pureza del hidrégeno que se utiliza. Esto debido a que los equipos de los
consumidores finales se pueden ver afectados en su funcionamiento.

Los grados de pureza necesarios del hidrogeno dependen de su uso final. Por ejemplo,
para procesos quimicos se requiere un grado de pureza del 99,5 %, que es mayor que
el necesario para aplicaciones térmicas. Segun la forma de producir el hidrégeno, se
pueden obtener distintos grados de pureza. Los electrolizadores PEM son capaces de
generar hidrégeno con una pureza del 99,999 %, mientras que el proceso de reformado
de metano puede producir hidrégeno con purezas que oscilan entre el 97,5 % y el 98,5 %.

» Consideraciones de seguridad y material de uso: puesto que el hidrégeno en su estado
gaseoso es inodoro, incoloro y tiene una alta inflamabilidad, se debe tener en considera-
cion la estandarizacion de las medidas de control de calidad para reducir sus riesgos y
evitar accidentes al momento de su uso.

Los potenciales riesgos y problemas de seguridad relacionados con el hidrogeno en la red
de gas natural son: fragilizacion por hidrogeno, filtracion, inflamabilidad superior a la
del gas natural y autoignicién. Por temas de seguridad se anaden odorantes y colorantes
al hidrégeno para poder detectarlo en caso de fugas.

* Densidad energética transportada: al inyectar hidréogeno en las redes de gas natural,
cambia la densidad energética del gas que se transporta, es decir, la energia que se puede
transportar por unidad de volumen. La tasa de energia despachada en [MW] en tuberias
es H=u,@Q,,, donde u,, es la densidad energética del gas y @, es el flujo volumétrico,
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ambos a presién y temperatura estandar. Otro punto a considerar es que la baja densidad
masica del hidrogeno permite tener mayores flujos volumétricos en comparaciéon con el
gas natural con la misma diferencia de presién. En Tab.(2.5) se muestra la relacién entre
el volumen que debe ser transportado y el porcentaje de blending en la mezcla.

Tabla 2.5: Relacion entre porcentaje de blending y volumen de mezcla ne-
cesario para mantener input de energia [43].

% Blending | Volumen para satisfacer req. energético
0% 100 %
5% 104 %
10% 108 %
20 % 117%

* Costos de inyeccion: segin se elija reacondicionar la infraestructura existente o reempla-
zarla por una nueva, se incurren en distintos costos. En Tab.(2.6) se muestran los costos
estimados de los componentes principales en las redes de transporte de gas.

Tabla 2.6: Costos estimados de reacondicionamiento o reemplazo de princi-
pales equipos en lineas de transporte y estaciones de compresion [43]

Componente Reacondicionamiento | Reemplazo

Tuberia transmisién 10-35% 110-150 %

Compresor 100 % 140-180 %

Estacién de medicién de gas 20-40 % 110-120 %
Vélvulas y sellos [kKEUR/km] - 40
Revestimiento interno [KEUR /km)] - 40

* Linepack: se refiere a la cantidad de volumen de gas contenido en la red. Si este es
usado para suministrar grandes cantidades de energia al sistema eléctrico, es importante
asegurar que la capacidad existente en el sistema para controlar la demanda y produccion
de gas sea adecuada.

En conocimiento de los aspectos que se deben tener en cuenta a la hora de realizar blending
de gas natural con hidrégeno y la informacién presentada sobre esto en [41], se puede pasar
a ver los impactos que tiene la implementacion de esta tecnologia en las redes de gas.

2.5.1. Gasoductos de transmision

La seccion de transmision de una red de gas natural es aquella infraestructura destinada
a transportar grandes volimenes de gas por largas distancias, llevandolo desde los puntos de
extraccion a redes de distribucién, plantas de generacion eléctrica e industrias manufacture-
ras.

Uno de los problemas que presentan los gasoductos cuando se incluye hidrégeno en la
mezcla es la aparicion de fisuras por fatiga en las tuberias. Estas fisuras o grietas por fatiga
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resultan de la acumulacién de tensiones ciclicas o fluctuantes en los materiales, cominmente
metdlicos [39]. Para medir esto se usa la tenacidad a la fractura, la cual es una propiedad
mecanica de los materiales que mide su capacidad para resistir el crecimiento de grietas o
fracturas; es decir, es una medida de la energia necesaria para propagar una grieta a través
del material [40]. Ademads, es crucial considerar la resistencia de las soldaduras y uniones a
la nueva mezcla de gas e hidrogeno.

Segtn lo mencionado en [41], las propiedades no cambian tan significativamente segin
el historial, la procedencia y la calidad (pedigri) del material que se utilice. Por otro lado,
el pedigri de la estructura y las condiciones operativas varian sustancialmente de una linea
a otra, dichas caracteristicas determinaran la idoneidad de la estructura para el transporte
de hidrogeno. También, se tiene que las propiedades de fatiga y fractura se ven afectadas
moderadamente por presion, por lo tanto, es poco probable que el porcentaje de hidrogeno
en el sistema sea un factor determinante en la integridad de las tuberias.

Dado que el hidrégeno tiene una menor densidad energética (Tab.(2.4)) que el gas natural,
cuando se hace la mezcla, la transmisiéon neta de energia por los gasoductos disminuira. Esto
se puede compensar al aumentar la presion de operacién. Pero, tomando en cuenta los efectos
que tiene la presion en la integridad de los materiales puede que no sea lo mejor realizar dicho
cambio. Lo otro que se puede hacer es aumentar el flujo de gas para mantener la capacidad de
transmision de las lineas, esto se logra reacondicionando o reemplazando dichos gasoductos.

Otro punto a tomar en cuenta es la compresion del gas. Como la mezcla es menos densa
dada la menor densidad del hidrégeno se necesita mayor energia para comprimirlo. Y, por
otro lado, se produce un aumento en la temperatura dado a un aumento en la relacién de
capacidad calorifica. Estos puntos se deben tener en consideracién para determinar si los
compresores pueden operar con la mezcla o requieren modificaciones. Como los compresores
operan haciendo uso de gas natural como combustible estos también requeriran de modifica-
ciones para operar con la mezcla.

En los puntos de la red donde se encuentran lineas de alta presion con otras con presio-
nes menores se necesitan sistemas de reduccion de presion. Estos se pueden ver afectados al
anadir hidrégeno a la mezcla ya que se produce un cambio en la variacién de temperatura
que se produce al cambiar la presion del gas. Otra parte de las redes que se tienen que tener
en consideraciéon son las valvulas. Como el hidréogeno es mas pequeno que el gas natural se
pueden producir fugas en estas.

También los medidores que se utilizan estan disenados para operar en rangos especificos de
composicion, temperatura y presién para los cuales son precisos. Entonces, se debe recurrir a
correcciones a las mediciones, dichas mediciones pueden ser mas faciles o dificiles de realizar
segun la composicion del gas que pasa por la linea. Para el caso donde la composicion del gas
es dinamica entonces es mas dificil estimar de manera precisa las correcciones a las mediciones.

2.5.2. Gasoductos de distribucion

La secciéon de distribucion de una red de gas natural es aquella que se encarga de hacer
llegar el gas hacia los usuarios finales. Esta se compone por una serie ductos de acero y plas-
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tico, valvulas, estaciones de regulacion de presion y medidores. Los medidores se encuentran
en las instalaciones de los usuarios finales ya que se utilizan para medir los consumos y por
lo mismo deben tener una alta precision.

Las diferencias que existen entre la red de distribucién y la de transmision es que por lo
general las redes de distribucion operan a presiones méas bajas, los ductos tienen un diametro
menor y estan hechos de polietileno o acero.

Entonces, uno de los temas que hay que tener en cuenta al hacer blending de hidrégeno en
las redes de distribucién de gas natural es la compatibilidad de los materiales de la red con
la mezcla. También se tiene que, al igual que en el caso de la red de transmisién, se deben
mantener las presiones en los puntos de uso final. Para esto, se tendra que requerir a ajustes
segun el nivel de mezcla que se utilice.

Otro punto a tener en cuenta son las fugas que se pueden generar en las paredes de las
tuberias dada la baja densidad y gran difusividad del hidrégeno. Segtn lo visto en [41] las
fugas de hidrogeno que se producen en las tuberias debido a la utilizacion de la mezcla
son entre el 0,0005% y 0,001 %, lo cual se puede considerar como insignificante. También
se produce un aumento en las fugas de gas natural y se tienen fugas en las junturas y
valvulas. Una consecuencia de que las fugas aumenten con la insercién del hidrégeno es que
hay que tomar mayores medidas de seguridad para evitar cualquier tipo de inconveniente.
Por tltimo, los medidores deben ser ajustados ya que la presencia del hidrogeno puede hacer
que se subestimen los flujos de gas.

2.5.3. Separacion del hidrégeno del gas natural

Existen muchos usos finales que pueden ser adaptados a las mezclas de hidréogeno con
gas natural. Pero, algunas aplicaciones necesitan hidrégeno puro o gas natural con una con-
centracién muy baja de hidrégeno. Para esto, las principales tecnologias de separacion de
hidrégeno son adsorcién por cambio de presion (PSA), destilacién criogénica, membranas y
separaciéon electroquimica de hidrégeno. Cada una de estas tecnologias cuenta con ventajas,
desventajas y escenarios en los que funcionan de mejor manera.

2.5.4. Proyectos de blending en el mundo

Dada la importancia del blending de hidrégeno en las redes de gas natural, se han desa-
rrollado numerosos proyectos a nivel mundial para probar la factibilidad de esta tecnologia
y aumentar su visibilidad. La mayoria de estos proyectos implementan el blending en redes
de distribucién de gas o en gasoductos antiguos. Esto se debe a las caracteristicas de estos
gasoductos, que suelen cubrir distancias de alrededor de 10 [km], operar a bajas presiones y
estar construidos principalmente con bajo contenido de acero [62].

Uno de los proyectos mas conocidos es HyDeploy, que inicié6 operaciones en 2019 en la
red de distribucién de gas natural de la Universidad de Keele. Este proyecto alimenta a 101
hogares y 30 edificios de la facultad con una mezcla de gas natural y hidrégeno. Hasta el
momento, se ha demostrado que una mezcla del 28,4 % cumple con los estdndares de seguri-
dad para aplicaciones domésticas de gas. Otro ejemplo es Hydrogen Park South Australia, el
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primer proyecto de blending para abastecer demandas energéticas residenciales en Australia,
que comenzoé en 2021 alimentando a 700 clientes con una mezcla inicial del 5 %; actualmente,
esta mezcla ha aumentado al 10 % y estd sirviendo a 3.000 clientes [65]. En Chile, el proyecto
H2GN de Gasvalpo contempla la inyeccién de hasta un 20 % de hidrégeno en sus redes de
distribucién de gas natural en Coquimbo y La Serena, comenzando con un 5% [64]. Este
proyecto marca el inicio de la insercién de esta tecnologia en el pafis.

Todos estos proyectos mantienen una mezcla constante de hidrégeno menor al 30 %, mez-
clando el gas dentro de estaciones especificas para alcanzar la concentraciéon deseada antes
de la inyeccion.

Por otro lado, también se han realizado proyectos que trabajan con redes de transmision.
Por ejemplo, en Falkenhagen, Alemania, se conectaron 2 [MW] de capacidad de electrdlisis
alcalina a un parque edlico, y el hidréogeno producido se inyecta en la red de transmision
de gas a 55 [bar| con una mezcla del 2% en volumen, demostrando la viabilidad de inyec-
tar hidrégeno en tuberias de alta presion, al menos en niveles bajos [63]. El proyecto Snam
ha demostrado que es posible utilizar hasta un 10 % de hidrégeno en la mezcla, aunque se
requiere més informacién sobre la integridad operativa de los gasoductos [42]. Ademas, el
proyecto "Energy Storage - Hydrogen injected into the Gas Grid via an electrolysis field", ha
demostrado la factibilidad de incorporar un 12 % de hidrégeno en un bucle cerrado y a altas
presiones.

Un ejemplo destacado es el proyecto Gasunie, que convierte gasoductos de gas natural
con una presion de operacién de 40 [bar| para transportar una mezcla de hasta un 80 % de
hidrégeno a una presién de 35 [bar|, suministrandolo a una planta de fertilizantes ubicada
aproximadamente a 14 [km] de la fuente de produccion [41].

Es importante destacar que para lograr niveles de mezcla tan altos sin comprometer la
integridad y seguridad de la infraestructura, es necesario realizar reacondicionamientos sig-
nificativos en los gasoductos.

2.6. Gas licuado de petréleo

El gas licuado de petréleo (GLP) es una mezcla de hidrocarburos compuesto principalmen-
te por propano y butano. Estas moléculas estan presentes en el gas natural y en el petréleo
crudo de forma que aproximadamente un 60 % del GLP del mundo proviene de la separacién
del gas natural y el resto de la refinacion del petréleo. Por lo tanto, si este no es utilizado,
simplemente se pierde. Dado que en un comienzo este combustible se producia solo a partir
del petroéleo se le sigue llamando GLP. A temperatura ambiente y presion atmosférica se en-
cuentra en estado gaseoso y si se somete a presiones moderadamente bajas o a refrigeracion
pasa a estado liquido.

El GLP es una fuente de energia excepcional por su origen, ventajas, aplicaciones e indus-
tria. Se le considera una energia limpia dado que cuenta con una huella de carbono menor
a la de la mayoria de los combustibles convencionales. No es toxico y no afecta de manera
negativa al suelo, masas de agua o acuiferos. El GLP es también un combustible con un alto
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poder calorifico, lo que se traduce un una alta eficiencia energética. También, es importan-
te tener en cuenta que al manejarse en estado liquido el GLP presenta facilidades para el
transporte.

2.6.1. Usos

Este combustible tiene usos similares a los del gas natural. Se utiliza en los hogares y en
el comercio para generar calor y también electricidad. Ademas, se utiliza en el transporte, en
el mundo hay méas de 25 millones de vehiculos que funcionan con GLP [37]. Por otro lado, se
utiliza en la industria, por ejemplo, en el calentamiento de agua, procesamiento de metales,
secado de materiales, produccién de alimentos, usos en la petroquimica y en la alimentacion
de hornos industriales, etc.

2.6.2. Almacenamiento

Como ya sabemos, este combustible se encuentra en estado gaseoso en condiciones ambien-
tales. Los recipientes que se utilizan para almacenamiento se denominan cilindros, tanques
estacionarios, buques tanque y tanques de almacenamiento flotantes. Los cilindros se utilizan
para la entrega del combustible a los usuarios finales, son los recipientes méas pequenos di-
senados para el almacenamiento, estos son facilmente manipulables y se cambian cuando se
termina su contenido. Por otro lado, se tienen los tanques estacionarios, estos se instalan de
manera permanente y para su carga se hace uso de camiones cisterna [55]. Luego, se tienen los
buques tanque, los que se utilizan para transportar GLP por largas distancias y en grandes
volimenes de dicho combustible [56].

2.6.3. GLP en Chile

En Chile, el gas licuado de petroéleo es el combustible residencial mas utilizado, alimen-
tando a més de 3,5 millones de hogares y miles de establecimientos comerciales e industrias.
Fue introducido con éxito al pais en el ano 1956 y actualmente produce un 30 % de lo que
consume, siendo el otro 70 % importado desde paises como Argentina, Pert y Estados Unidos.

La produccion de GLP de Chile es realizada por ENAP en sus refinerias ubicadas en las
regiones de Valparaiso, Biobio y Magallanes. Luego, las importaciones via terrestre (camién,
tren, poliducto) vienen de Argentina y Perd. En la regién de Magallanes se cuenta con un
poliducto para traer el gas de Argentina. Por otro lado, la importacion via maritima se realiza
principalmente a través del terminal criogénico de GASMAR en Bahia de Quintero. Donde
la mayor parte de combustible importado es enviado por Estados Unidos [38].

2.7. Proyectos energéticos en la regiéon de Magallanes

La region de Magallanes en Chile esta emergiendo como un polo estratégico para el desa-
rrollo de proyectos de hidrégeno verde (H2V) y energias renovables. Con méas de 60 proyectos
de H2V en desarrollo en todo el pais [83], Magallanes se destaca con siete proyectos significa-
tivos que representan una inversion considerable y un potencial enorme para la produccion
y exportacion de energias limpias. A continuacion, se presentan estos proyectos, con sus ca-
pacidades, producto a generar, inversion e informacion relacionada.
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2.7.1. H, Magallanes

La empresa francesa Total Eren estda desarrollando este proyecto en la comuna de San
Gregorio. Este contara con 10 [GW] de capacidad edlica instalada, en conjunto con 8 [GW]
de capacidad de electrolisis, una planta desalinizadora, una planta de amoniaco e instalaciones
portuarias para transportar el amoniaco verde a los mercados nacionales e internacionales.
Actualmente se encuentra en proceso de preparacién EIA (evaluacién de impacto ambiental)
y se espera que se inicie la operacién el ano 2028 [17] [84].

2.7.2. Proyecto edlico Faro del Sur y proyecto Cabo Negro

Proyecto de HIF Chile y Enel Green Power. Este contempla la instalacién de 65 aeroge-
neradores sumando una capacidad de 325 [MW]. También considera la instalacién de una
linea de transmisién subterrdanea de 33 [kV] y 12,1 [km] de longitud que conecta con la planta
de e-Fuels que HIF espera desarrollar al norte de Cabo Negro, en Punta Arenas [19]. Dicha
planta considera una capacidad de produccion de 173.600 [ton/ano] de e-Metanol que se bus-
ca convertir parcial o totalmente a e-Gasolina y e-GL, para alcanzar una produccién maxima
anual de 70.000 [ton/ano] de e-Gasolina y 8.030 [ton/ano] de e-GL. La inversién total entre
la planta edlica y la planta de e-Fuels suman los US$1.330 millones [18]. Actualmente se
encuentra en etapa de evaluacion ambiental y se espera que esté en operaciéon el ano 2027
[83] [84].

2.7.3. LLaquedona Green Hydrogen

Proyecto de Albatros Ltda. en conjuto con Alfanar y ENAP. Se trata de una planta de
amoniaco verde para exportaciéon que busca tener 1.150 [GW] de energia edlica, conectada
a una planta de electrolisis y luego a una planta Haber-Bosch para obtener el amoniaco. La
inversion realizada es de US$2 mil millones. Actualmente se encuentra en etapa de estudio
de factibilidad y se espera que esté en operacion para el ano 2027 [20] [83].

2.7.4. Haru Oni

Proyecto de Enel, AME, Enap, Porsche y Siamens Energy que ya se encuentra en ope-
racién. Este se encuentra en Cabo Negro, al norte de Punta Arenas y cuenta con 3,4 [MW]
de capacidad edlica, 1,25 [MW] de electrolizador, y una planta de e-Fuels. El proyecto piloto
busca generar 130 [lt e-gasolina/afio] y 350 [ton e-Metanol/afio] [21]. Este es un proyecto
insignia ya que es el primero en su clase, siendo la primera planta piloto de hidrégeno verde
en Latinoamérica.

2.7.5. Vientos Magallanicos

Proyecto de la empresa alemana RWE Renewables. Serd una planta de amoniaco verde
que contara con 1 [GW] de generacion edlica y 835 [MW] de capacidad de electrélisis y que
estard ubicada en la comuna de Laguna Blanca, aproximadamente a unos 80 [km] de Punta
Arenas. Como se espera generar amoniaco verde se puede intuir que también incluyan una
planta Haber-Bosch. Actualmente se encutentra en estudio de pre-factibilidad y se espera que
inicie sus operaciones el ano 2030 y que produzca alrededor de 475 mil toneladas de amoniaco
verde al afio, las cuales seran exportadas a mercados internacionales [22] [83].
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2.7.6. Gente Grande

Este proyecto aspira a ser el proyecto de produccién de amoniaco verde méas grande del
mundo. Busca generar entre 1,3 y 1,5 millones de toneladas anuales amoniaco verde, el cual
sera exportado a mercados globales. Este se ubicard en las comunas de Primavera y Porvenir
y el proyecto estard compuesto por una planta desalinizadora de agua de mar, un parque
edlico con capacidad de hasta 3 [GW], una planta de tratamiento quimico, infraestructura
portuaria y una linea de transmision. Actualmente se encuentra en etapa de preparacion ETA
y se espera que inicie su fase inicial de operacién el ano 2029 [23] [24] [84].

2.7.7. HNH Energy

Proyecto de Austria Energy, Okowind y CIP. Este cuenta con una inversién de US$ 3 mil
millones y quiere instalar 1,7 [GW] de capacidad edlica, 1,3 [GW] de capacidad de electré-
lisis, una planta Haber-Bosch que generara 850.000 toneladas de amoniaco verde al ano y
un terminal portuario para el envio de sus exportaciones. Dicho proyecto se ubicara en la
comuna de San Gregorio. Actualmente se encuentra en etapa de evaluacion ambiental y se
espera que entre en operacion el afio 2029 [25] [83].

En base a los proyectos presentados, se puede decir que la concentracion de estos proyec-
tos en la regién no solo destaca la importancia estratégica de esta area para la industria del
hidrégeno verde y las energias renovables, sino que también pone en evidencia el compromiso
de Chile con la transicién energética y la reduccion de emisiones de carbono. La combinacién
de condiciones naturales favorables, como vientos fuertes y sostenibles, junto con la inversién
significativa de empresas nacionales e internacionales, posiciona a Magallanes como un lider
en el desarrollo de tecnologias limpias.

Ademas, estos proyectos tienen el potencial de transformar la economia local, creando
empleos y desarrollando infraestructura avanzada. Sin embargo, sera crucial gestionar estos
desarrollos de manera sostenible, asegurando que los beneficios econémicos y ambientales
sean compartidos por las comunidades locales y que se minimicen los impactos negativos. En
resumen, la region de Magallanes aparece como un epicentro de innovacion y desarrollo en el
ambito de las energias renovables, contribuyendo significativamente a los objetivos globales
de sostenibilidad y descarbonizacion.

2.8. Modelo de referencia

A continuacién, se presenta la publicacién donde se describe el modelo que se toma co-
mo base para su adaptacion a la red energética de la region de Magallanes. Primero, se
proporciona una vision general del modelo utilizado. Luego, se detallan las ecuaciones funda-
mentales que conforman el modelo. Posteriormente, se describe el caso de estudio especifico y
los supuestos aplicados para la implementaciéon del modelo. A continuacién, se presentan los
resultados obtenidos tras evaluar el modelo. Finalmente, se muestra el proceso de replicacién
del modelo y su validacion.
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Modelo de planificacion conjunta de red eléctrica e hidrégeno

Decarbonization synergies from joint planning of electricity and hydrogen production: A
Tezas case study [26]: en este paper se estudia un modelo de programacién lineal para simular
la incorporaciéon del hidrégeno verde en las redes energéticas. Se usa como caso de estudio
el estado de Texas proyectado al afio 2050. Esto porque Texas tiene un gran potencial para
la incorporacién de energias renovables y de produccion de Hs, también porque posee una
demanda significativa ya existente de Hy por industrias presentes en la zona.

Battery Electric demand

; %1‘&. . ‘M
i GRS

Electricity Production

H, turbines

Electrolysis Fuel cells

q
1
[ — .
| -
| |
! SMR or SMR
with CCS H, demand

3
H,

Storage

(gas)

Figura 2.8: Esquema de balance energético para los nodos del modelo. Ex-
traido de [26].

El esquema mostrado en la Fig.(2.8) muestra como se conecta el suministro eléctrico con
el de hidrogeno en el modelo utilizado en el paper. La red eléctrica se conecta con la red de
hidrégeno a través de electrolizadores y de turbinas a hidrégeno y/o celdas de combustible.
Este modelo cuenta con generacion eléctrica por fuentes renovables y centrales a gas natural
y carbén. También, incluye sistemas de almacenamiento de energia eléctrica por medio de
baterias y sistemas de almacenamiento de hidrégeno. Se considera que el transporte de hidro-
geno se hace por medio de ductos y el transporte de electricidad por lineas de transmision,
estos son instantdneos. Es importante tener en cuenta que el modelo trabaja en [MWh] y
en [kgH,|. El modelo es implementado en lenguaje Python, usando Pyomo para modelar y
Gurobi solver para resolver el problema de optimizacién.

Lo importante de este trabajo es que incorpora la ubicacién de las centrales Fig.(2.10)
y permite determinar distintos parametros que logran minimizar los costos de inversion,
operacién y mantenimiento del sistema y a la vez se pueden determinar las emisiones y la
mejor forma de planificar el sistema en distintos escenarios. Los aspectos que son importantes
de modelar a la hora de implementar el modelo son:

e Produccién de H2.

* Demanda de electricidad y H2.
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* Generacién de electricidad y almacenamiento.
* Transporte de la energia y H2.

* Restricciones de las distintas tecnologias.

Momenclature £ Transmission lines and pipelines
N All nodes
Indires P Plants types for electricity or H; production
i Plant type R VRE power plants types
n, m Nodes S Storage types
t Time step T Time steps
Costs Indexed Sets
™™ Storage energy cost [$/MWh] or [$/kg] An Plants types requiring auxiliary power at node n
c Emission cost [$kg] B Modes connected to node n by transmission
C?* Fixed cost [§/plant] Ch Nodes connected to node n by conversion plants
= Investment cost [$/plant] Fa Conversion plant types at node n
CF"  Storage power cost [$/MW)] or [$/(kg/h)] Pa Flants types at node n
(- Rationing cost [$/MWh] or [$/kg] Sn Storage types at node n
= Retirement cost [$/plant] investment Variahles

e Variable cost | | or [3/kg] eF Storage charge/discharge capacity [MW] or [kg/h]

Parameters e Storage level capacity [MWh] or [kg]
m Charge/discharge efficiency for storage type i xfens Mew lines or pipes
ti Emission rate [kg CO/MWh] or [kg CO./kg H;] Xin Mew plants
Aj Au:a‘.ll_:-n_'y electricity [MWh/kg| Operation Variables
Dy Electricity or H; demand [MWh] or [kg] :
E Cost of CO,-emissions [$/kg] Ctin Energy curtailment of VRE [MWHh]

i z" injout -
F, Conversion rate [MWh/kg H,] or [kg Hy/MWh| Ein ls_,:':}’:fgo; iifffrm’:dif; [;’:{‘\”J]‘:r[rg’“] ]
P Max or min plant capacity [MW] or [kg/h] p‘m,,m Import/export [hf“?] 8
Byin Power profile [MWh] o Productios INE
R; Maximum ramping [MW] or [kg/h] Prin DEUT | L G e

it i e - S q Tin Load curtailment [MW] or [kg]
T Initial or maximum transmission capacity from < Storage level [MWH] or [kg]

tn
e i Lty | i Mumber of committed plants

XM/me jnitial or maximum number of power plants

Sets

Figura 2.9: Nomenclatura utilizada en el paper. Extraido de [26].

En la Fig.(2.9) se puede ver la nomenclatura utilizada en el modelo del paper en cuestion.
Luego, la funcién objetivo del problema de optimizacion es la siguiente:

min Z [Z(Cf””xm + Oret et + Cf”"(Xfﬁ“ + X4y — X))+ (2.1)
neN ieP
Y (CPMefl 4 O sl )+ Y0 (Cont™ )+ (2.2)
€S n,meL
YD (G 4 % C)pun + Y Cry] (2.3)
teT ieP neN

Esta corresponde a la minimizacién de los costos de inversion, retiro, operacionales fijos y
variables, siendo el costo de inversién total la suma de todos los costos de inversion indivi-
duales en plantas de generacion eléctrica PEMEL (electrolizadores PEM), SMR (plantas de
reformado de metano) con o sin CCS (mecanismos de captura y almacenamiento de carbono),
convertidores, bombas, baterias, tanques de Hy y capacidad de transmision en forma de lineas
o gasoductos. Luego, los costos de inversion en sistemas de almacenamiento se representan
separando la capacidad de potencia y de almacenamiento. Los costos variables vienen de los
costos de combustible y de operacién y mantenimiento. También, consideran que las distintas
tecnologias emiten C'O; y se tiene el costo de estas emisiones de manera uniforme. Cuando
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hay demanda que no es cubierta se aplica una penalizacion.

Una vez presentada la funcion objetivo se pueden mostrar las restricciones, estas solo se
enuncian en esta seccion. Luego, en la seccion de la propuesta del modelo se muestran estas
con mas detalle. Dichas restricciones son:

1. Limite superior de capacidad dado el potencial de energias renovables en la zona.
2. Numero de plantas que pueden ser puestas en operacion.

3. Méaximo y minimo de produccion.

4. Capacidad de rampa.

5. Balance de producciéon de energias renovables.

Balances de energia para electricidad e hidrogeno.

Balance de sistemas de almacenamiento de baterias y de H2

Limite superior de almacenamiento.

© %o N o

Ritmo de llenado y vaciado de los sistemas de almacenamiento.
10. Intercambio de potencia entre nodos eléctricos o flujo de H2 entre nodos de H2.

11. Flujo méximo por lineas y pipelines.

Ahora, con las restricciones y la funcién objetivo se puede pasar a ver el caso de estudio
en el cual se aplicé el modelo, para luego ver los resultados y aportes que tiene este.

2.8.1. Caso de estudio y supuestos

El paper busca obtener un estimado de lo que sera la red en el futuro incluyendo tecnologias
de hidrogeno en el estado de Texas al ano 2050. El sistema eléctrico en Texas es regulado por
ERCOT (Electric Reliability Council of Texas) y actualmente es dominado por tecnologias
de combustibles fosiles. En las zonas del nor-oeste y en el oeste hay un gran potencial de
energias renovables. Se utiliza un modelo de 13 nodos que representan el estado de Texas.
En la imagen se muestra la distribucion de los nodos y las posibles lineas y pipelines que se
tienen o pueden tener. El modelo se inicializa con la informacién del estado de Texas del ano
2018.
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Figura 2.10: Representacién espacial de nodos y caminos considerados para
pipelines y lineas de transmision en el estado de Texas. Extraido de [26].

A continuacién se presenta de donde se obtuvo la demanda de electricidad e hidrégeno y
todos los parametros necesarios para el modelo. En primer lugar, el perfil de cargas se ob-
tiene usando las cargas del ano 2015 de 8 zonas climéticas diferentes definidas por ERCOT.
Entonces, los perfiles se pasan a nivel de nodo distribuyendo las cargas de zona a un nivel de
condados segiin poblacion.

La demanda de H2 al afio 2050, se obtiene segtin un escenario presentado por NREL ba-
sado en el potencial del sector de transporte. Se asume un consumo constante de H2 para
cada hora del ano. La demanda anual base en este andlisis es de 0,068 [Mton/afio|. Por otro
lado, esta la informacion de la produccién de hidrégeno. Cuando se produce con SMR tiene
emisiones de entre 10-16 [kgCO2/kgH2], siendo el costo de produccién de este dominado por
el precio de los combustibles.

Se modela el costo y rendimiento de plantas PEMEL basadas en estudios de produc-
cion H2A disponibles en NREL. La planta produce 60 toneladas al dia y tiene un CAPEX
530 [USD/kW]. El consumo energético para comprimir el hidrégeno a 100 bar es de 1,3
[USDkWh /kg], y, el CAPEX es de 1.200 [USD/kW]. Se utiliza una eficiencia para las plantas
de electrolisis del 65 %, y, el almacenamiento de H2 contenedores subterrdneos a 100 [bar]
cuesta aproximadamente 516 [USD/kg].

Se tiene que si se utilizan tecnologias de captura de carbono y almacenamiento (CCS)
se puede retener un 90 % de las emisiones del proceso SMR. Esto por un costo de 47-110
[USD/(ton CO2 capturada)|. Se asume que el usar CCS se reducen las emisiones de generar
hidrégeno de gas natural a 0,93 [kgCO2/kgH2] por un precio de 83 [USD/tonCO2]. Los cos-
tos de capacidad, variables, fijos y de emisiones estan basados en la evaluacién econémica de
plantas SMR del mercado hecho por la IEA con o si CCS para una planta de capacidad de 216
[tonH2/d{a], donde el costo del gas natural y el de transporte del carbén y almacenamiento
son 5,24 [USD/MMBtu] y 11 [USD/tonCO2], respectivamente.

Respecto a los temas eléctricos, se tiene que los costos de las tecnologias de generacién eléc-
trica se obtienen del escenario medio del Annual Technology Baseline 2019 edition de NREL.
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Luego, el costo de expandir una linea de transmisién esta dado por 3.000 [USD/(millas-MW]
para los primeros 5.000 [MW] y luego es de 4000 [USD/(millas-MW] para los siguientes
5.000 [MW]. Por otro lado, el costo de inversién para pipelines de hidrégeno es de 210
[USD/(m-GW)] y 560[USD /m].

2.8.2. Resultados

Una vez elaborado el modelo y caracterizado el caso de estudio se realizaron distintas si-
mulaciones para determinar los efectos que tienen en el desarrollo de la matriz energética y en
las emisiones el hecho de variar ciertos parametros. Los experimentos realizados se presentan
a continuacion.

En primer lugar, se evalian las implicancias del precio del CO, en el modelo. Se corre
el modelo para precios de CO5 de 0 a 270 [USD/ton] en intervalos de 30. Dichos valores se
asocian al costo estimado del carbono para el ano 2050 por la EPA.
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Figura 2.11: Arriba: Capacidad de energia solar, edlica y baterias segun
costo de C'Oy. Abajo: Capacidad de tecnologias de generacién de Hs segin
costo de CO,. En ambas la linea punteada simboliza la capacidad de alma-
cenamiento en GigaWatt-hora. Extraido de [26].

En la Fig.(2.11.1) se ve que el aumento en el costo del CO; de 0 a 30 [$/ton] produce un
aumento en las energfas renovables de 58 a 78 [GW]. Esto es importante ya que estos son los
costos de C'Oy asignados en la Uniéon Europea en los anos 2019 y 2020. EL aumento en la
capacidad de energias renovables se vuelve mas gradual a medida que sigue aumentando el
precio del C'O,. También, se produce un aumento en la capacidad de baterias, pero esta no
aumenta significativamente cuando los costos al carbono aumentan a mas de 120 [USD /ton)].
Pero, lo que si incrementa es la capacidad de almacenamiento, pasando de 2 a 7 horas.

Por otro lado, en la Fig.(2.11.2) se ve que se pasa de producir todo el hidrogeno con SMR
a tener una gran capacidad de PEMEL y de almacenamiento de hidrégeno con solo aumentar
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el precio del COq de 0 a 30 [USD/ton]. Luego, una vez superados los 90 [USD/ton| comienza a
ser factible la tecnologia de captura de carbono y almacenaje. También, aumenta la duracién
del almacenamiento de 13 a 36 horas cuando la capacidad de PEMEL se implementa.

30 $/tonne CO; 120 $/tonne CO; 270 $ftonne CO;

Transmission

77 GWh e 3 GW o 7 W L W

Salar Battery Storage ;

O 7GW O IBGWOZQG‘W . 23 GWh . 46 GWh

[0y

30 $/tonne COy 120 $/tonne CO; 270 sitonne CO;

Wind H; Storage Pipeline
O 6 GW O llGWOIQ GW . 12 GWh . 26 GWh .13 GWh e 0,5 GW E 0.9 GW [ 5 cw

(2)

Figura 2.12: Arriba: Capacidad de energias solar, baterias y lineas de trans-
misién. Abajo: Capacidad de energia edlica, almacenamiento de Hy y de
gasoductos. No se incluyen pipelines ni lineas de capacidad menor a 1 [to-
n/h] y 1 [GW]. Extraido de [26].

La Fig.(2.12) muestra el desarrollo de las capacidades de energias renovables, almacena-
miento y transmision para costos al carbono de 30, 120 y 270 [USD/ton]. En la Fig.(2.12.1)
se puede ver como se instala una gran capacidad de baterias en los puntos de produccion de
energia solar, entonces estas son mas convenientes que instalar nueva capacidad de transmi-
sion dada la intermitencia de la producciéon de electricidad y las condiciones geograficas para
la produccién de dicha energfa. También, con lo mostrado en la Fig.(2.12.2) se puede decir
que la integracién del hidrégeno en la red fomenta el desarrollo de la energia solar y edlica.
La mayoria de la capacidad de almacenamiento de Hy se desarrolla a un costo del carbono de

120 [USD/ton], en contraste con el desarrollo de baterias que sigue en aumento con el precio
del COQ

El otro experimento que se realizo fue variar la demanda de hidrogeno de la zona de es-
tudio. La demanda base que se tomo es solo una pequena porcion de lo que es la demanda
de electricidad. Entonces, para ver el impacto que tendria un aumento en la demanda de
hidrégeno también se evalué con una demanda de 10 y 50 veces la demanda base. Se puede
interpretar este aumento en la demanda como la demanda de las industrias, transporte de
alta carga o exportacion de Hs dentro del mismo pais y a otros.
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Figura 2.13: 1) Porcentaje de energias renovables en el sistema. 2) Capacidad
de baterias. 3) Capacidad de lineas de transmisién. Cada uno comparado
con el precio de CO4 para diferentes escenarios de demanda de Hs. Extraido
de [26].

En Fig.(2.13.1) se ve que el porcentaje de energias renovables en el sistema aumenta con-
siderablemente con la demanda de hidrégeno. En Fig.(2.13.2) notamos que la capacidad de
baterias disminuye, lo que se debe a el aumento en la producciéon de hidrogeno que entrega
la flexibilidad necesaria para aumentar la capacidad renovable sin necesidad de baterias o
plantas de gas natural. Luego, en Fig.(2.13.3) se ve el aumento en la capacidad de transmisién
de las lineas, donde la mayoria de esta capacidad es necesaria al llegar a un costo de C'O5 de
60 [USD/ton]. También, se muestra que una mayor demanda de Hy trae consigo una dismi-
nucién en la energia que se vierte. Esta cambia de (a) 6-13%, (b) 5-10% y (c) 4-20 % para
precios de C'Oy sobre 30 [USD/ton]. En el caso con demanda 50x y altos costos al carbono
se tienen mas de 500 [GW] de capacidad renovable con un 20 % de energia vertida. Pero, con
un precio del COy de 60 [USD/ton] se tienen 425 [GW] de capacidad renovable y niveles de
vertimiento de energia de 13 %, siendo considerablemente menor al caso anterior.
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(2) Share of Hy demand by production technology for the different Hz demand scenarios.

Figura 2.14: Participacién de tecnologias de produccion de electricidad y Ho
para diferentes costos al carbono y escenarios de demanda de H,. Extraido
de [26].
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En Fig.(2.14.a) se ve que el aumento en los precios del carbono primero elimina la pro-
duccién de electricidad con carbono y luego se reemplaza lentamente el gas por energias
renovables. A costos de CO, sobre los 180 [USD/ton] aparece la generacién con gas y CCS
(Captura de carbono y almacenamiento) para el caso de demanda base de Hs. La flexibilidad
que da el hidrégeno cubre la necesidad de generacion de electricidad con CCS. Luego, en
Fig.(2.14.b) se ve que en los casos con mayor demanda de H, para precios bajos de carbono
la produccién con PEMEL (Electrolizadores con membrana de intercambio de protones) no es
tan competitiva con SMR (Reformado de metano porque el niimero de horas con vertimiento
de energia es limitado y la demanda de H; aumenta. Se ve también en la figura como se va
volviendo una opcion la produccién de hidrégeno usando SMR con CCS.
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Figura 2.15: Emisiones totales de C'Oy segun tipo de planta. Extraido de
[26].

Fig.(2.15) se ve que con solo poner un precio de 30 [USD/ton] al CO; se produce una dis-
minucién significativa en las emisiones en los casos (a) y (b) siendo esta disminucién mucho
menor en el caso (c¢) dada la necesidad de usar SMR de todas maneras. En los casos (b) y (c)
un alto porcentaje de las emisiones es producido por SMR. Para costos de carbono sobre los
120 [USD/ton] el hidrégeno es mayormente producido por PEMEL o SMR con CCS, lo que
se traduce en una diferencia baja entre las emisiones del caso (a) con el (b). El caso (c) trae
consigo un aumento sumamente significativo en las emisiones y se sustenta con produccion de
hidrégeno y electricidad usando gas natural, lo que cambia a medida que aumenta el costo del
C'Os. Si solo se toman en consideracion las emisiones por produccién de H, se tiene que para
costos de COq entre 0 y 90 [USD/ton] se reducen las emisiones de 10 a 1,2 [kgCOy/kgHs]
dado que se reemplaza una gran parte de la capacidad de SMR por PEMEL y SMR con CCS.
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Figura 2.16: 1) Costo medio de produccién de electricidad. 2) Rango inter-
cuantil (IQR) del costo de la electricidad. 3) Costo de produccién de Hj.
Todos en funcién del precio del COs y de la demanda de Hy. IQR es la
diferencia entre el precio de los cuartiles 25 y 75. Extraido de [26]

Fig.(2.16) muestra costos medios de generacién eléctrica y de hidrogeno. Estos costos se
obtienen con la participacion de las tecnologias de produccion en las distintas ubicaciones.
En Fig.(2.16.1) muestra que el costo de la energia es similar para precios bajos de carbono en
todos los casos ya que se produce H, usando SMR. Luego, el costo de la electricidad se vuelve
menor cuando hay una mayor demanda de H,. Esto se explica porque no se necesita tanto
almacenamiento en baterias ni capacidad de transmision. Viendo Fig.(2.16.2) se ve que en
los casos (a) y (b) a medida que aumenta el precio del carbono también aumenta el IQR del
costo de la electricidad dado los costos de baterias que generan esta diferencia en los precios.
Pero, en el caso (c) produce el efecto contrario dada la flexibilidad que da el almacenamiento
de Hy. Por tltimo, la Fig.(2.16.2) al igual que para la produccién de electricidad, si no hay
costo al carbono, entonces, el costo marginal de produccién de Hs es similar en cada caso.
Luego, al pasar a 30 [USD/ton] como costo del C'Oy los casos (b) y (¢) aumentan més com-
parados con el caso base, esto se explica porque como se vio en Fig.(2.14.2), la produccion
de Hj se hace principalmente utilizando SMR. Para costos de CO, sobre los 120 [USD/ton]
se ve que los casos (a) y (b) no se ven tan afectados por el aumento de este, a diferencia del
caso (c) donde el aumento se explica por la implementacién de SMR con CCS, aumentando
los precios de produccion.

Los principales aportes que hace este paper son:

* Desarrollan un modelo coordinado de expansién de capacidad para sistemas de electri-
cidad e Hy con una alta resolucién temporal y espacial que tiene en cuenta la dinamica
entre la electricidad y el Hy en términos de las principales opciones tecnologicas para la
produccién, almacenamiento y transporte.

* Realizan un estudio de caso exhaustivo sobre la produccién de electricidad e Hy para el
estado de Texas en los Estados Unidos, con supuestos realistas, considerando el impacto
de diferentes precios de CO; y demandas de Hs.

* Los resultados muestran que el suministro flexible de Hy a partir de PEMEL (electroliza-
dores PEM) permite una mayor integracién de las fuentes de energia renovable variable
(VRE) y reduce el almacenamiento de baterias y los requisitos en la red. Ademas, el
aumento en la demanda de H2 hace que PEMEL sea mas costoso, desplazando asi la
produccién de Hy hacia SMR. Debido a las sinergias entre la generacion de energia re-
novable variable (VRE) y las cargas de PEMEL, encontramos que la adopcién de CCS
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es atractiva para SMR a precios mas bajos de CO, en comparacion con la adopcion de
CCS para la generacion de electricidad en el sector eléctrico.
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Capitulo 3

Propuesta de modelo integrado

En esta seccion se presenta la propuesta de modelo a implementar para cumplir con los
objetivos propuestos. Se comienza por una descripciéon general del modelo, mostrando la
estructura que tiene este mismo. Luego, se hace una descripcion sobre cada una de las etapas
del modelo, con el fin de dejar claro el funcionamiento y todo lo necesario para evaluarlo.
Seguido de esto, se pasa a revisar la implementacién del modelo, revisando las ecuaciones
que lo conforman y comentando diferencias con el modelo base. Finalizando con la validacion
del modelo propuesto.

3.1. Descripcion general

Como ya se mencion6 anteriormente, el modelo propuesto se basa en aquel modelo pre-
sentado en el paper [26]. Dicho modelo considera una optimizacién a minimo costo para la
expansion de una red compuesta por electricidad e hidrégeno, considerando infraestructura
existente.

Entonces, se toma este modelo y se le incluye la red de gas natural, la que no esta consi-
derada en el modelo anterior, incluyendo plantas de extraccién, sistemas de almacenamiento,
gasoductos de transporte y demandas de gas natural. También, sabiendo que hay tecnologias
de generacion que utilizan gas natural como combustible, estas se transforman en tecnologias
de conversion.

Otra tecnologia que se ha incluido en el modelo dadas las ventajas que trae consigo, es la
utilizacion de blending de hidrogeno en las redes de distribucién de gas natural. Tales venta-
jas son la reduccién de las emisiones de efecto invernadero producidas por el consumo del gas
natural, como también, la decarbonizacién de sectores dificiles de alcanzar y la facilitacion a
la inclusion del hidrégeno en los mercados locales.

En resumen, el modelo recibe entradas que contienen la informacion de la red actual a
evaluar, como también, proyecciones de demanda, costos para las tecnologias y distintos pa-
rametros de como seria el costo a las emisiones, consumos, costos de falla, etc. Luego, evalia
la forma mas econémica de abastecer los requerimientos energéticos esperados en un ano de
evaluacion con una resolucion horaria, es decir, se evaltian 8760 horas. Para hacer la optimiza-
cion contempla la opcién de utilizar distintas tecnologias de generacion eléctrica, produccion
de hidrégeno y gas natural. También considera la instalacion de sistemas de almacenamiento
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para cada energético. Y, por tultimo, considera la infraestructura de transporte energético y
las capacidades de expansion de estas.

Gen. Renovable Baterias Transmisién

Gen. Convencional
\ l [ // Demanda

Eléctrico
PEMFC l
CCH2
CT H2

CT Gas
CC Gas
CCS Gas

Pipelines Gasoductos
A J
PEMEL D d q d
emanda Estacno?es e
Mezcla inyeccion
-— .
Tangques H2 Alm. GN
- NONE
/v 'y \
SMR Plantas de
SMR CCS extraccion

Demanda Demanda

Figura 3.1: Esquema de modelo propuesto.

En Fig.(2.8) se muestra como interactian los distintos sub-nodos dentro de un nodo para
el modelo original. Ahora, en Fig.(3.1) se hace lo mismo pero incluyendo las tecnologias de
las que se hablaron anteriormente. Se puede ver como los nodos eléctricos requieren de gas
natural para alimentar sus unidades de generacion a gas, también, requieren hidrégeno para
abastecer las turbinas a hidrégeno y celdas de combustible. De esta forma, se puede entender
con claridad la conexion que existe entre los sub-nodos y la dinamica que existe entre ellos.

Datos de Entrada Datos de Configuracion

4

Elaboracion de Escenarios y Sensibilidades

Optimizacion del Modelo / Operacién —H

Sintesis y Analisis de Resultados

Figura 3.2: Etapas de modelo a desarrollar.
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Como se puede ver en la Fig.(3.2), el modelo se compone de 4 etapas. A continuacién, se
muestra en detalle la descripcion de cada una. Luego, con el correcto entendimiento de cada
una de las etapas se pasa a mostrar como es que se implementa este mismo por medio de la
presentacion de la funciéon objetivo y las restricciones.

3.1.1. Entradas del modelo - Red inicial

La primera etapa del modelo consiste en proporcionar los datos necesarios para el fun-
cionamiento de este mismo. Se han preparado archivos de excel tipo que son aquellos que
contiene la data. El modelo recibe dichos archivos y con eso ya esta listo para construir
los escenarios y sensibilidades. A continuacién se presentan los archivos del modelo con su
estructura y unidades:

* Data_ bus: contiene la informacién de la ubicacién, nombre y numeracion que tiene cada
uno de los nodos a evaluar.

e Cap_inst: contiene la informacién de la capacidad instalada por tecnologia y por no-
do. Esta informacion debe estar en unidad de potencia. Siendo MegaWatt (MW) para
electricidad, kg/h para el hidrogeno y m?3/h para el gas natural.

e Cap_inst_alm: contiene la informacion de la capacidad instalada de los sistemas de
almacenamiento de baterias, tanques de hidrégeno y tanques de gas natural. Al igual
que en el archivo anterior, las unidades deben ser MW, kg/h y m?/h respectivamente.

* Max_cap_eolica: contiene la informacion de la maxima capacidad edlica que puede ser
instalada en cada uno de los nodos. Los datos deben estar en MW.

* Max_ num_ plantas: contiene la informacién del maximo niimero de unidades de gene-
raciéon no renovable que pueden ser instaladas por nodo. Notar que esta en niimero de
unidades y no en unidad de potencia.

* Parametros: contiene la informacion de los costos de racionamiento para cada energético,
esto en USD/(e.u.). También, contiene el costo del diésel en cada nodo en USD/It, la
tasa de descuento, el costo de producir gas natural en las centrales de extraccion en
USD/mmBtu y el costo de retiro de las unidades que se representa por un porcentaje
de la inversién inicial.

* Parametros_almacenamiento: como su nombre lo dice contiene informaciéon de los pa-
rametros de los almacenamientos para las distintas tecnologias. Dichos parametros son:

— Costo de inversion en potencia: es el costo de instalar una unidad de potencia como
almacenamiento para cada tipo de energético. Se expresa como una anualidad, asi
que la unidad es USD/pu-ano.

— Costo de inversion en energia: es el costo de instalar una unidad de almacenamiento

de energia para cada energético. También se expresa como anualidad y la unidad es
USD/eu-ano.

— Capacidad de rampa: es la variacion en la potencia que puede suministrar un sistema
de almacenamiento en una hora. Se expresa como un numero entre 0 y 1.

— Eficiencia: es la eficiencia de entrada y salida que presentan los almacenamientos.
También se expresa como un nimero entre 0 y 1.
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— Energia auxiliar: se refiere al requerimiento energético que necesita cada sistema de
almacenamiento para funcionar. La data debe estar en MWh/eu. Hay que notar
que solo los sistemas de almacenamiento de gas presentan requerimiento de energia
auxiliar.

» Parametros_ plantas: contiene la informacién de los siguientes pardametros correspon-
dientes a cada tecnologia de generacién de electricidad, produccion de hidrégeno y ex-
traccion de gas natural.

— Costo de inversién: es el costo por instalar una unidad de potencia para cada tec-
nologia. El modelo trabaja con anualidades, por lo tanto, la unidad en la que debe
estar esta informacion es de USD /pu-ano.

— Costo fijo: es el costo de operaciéon y mantenimiento en el que se debe incurrir
anualmente por tener la planta operativa. Se mide en USD /pu-ano.

— Costo variable: se refiere al costo variable por unidad de energia proporcionada por
cada tecnologia. Su unidad es USD/eu.

— Consumo: es el consumo de energia que se requiere para producir algiin energético.
Tiene unidad de (in eu/out eu).

— Tasa de emisiones: como su nombre lo dice este pardametro mide las emisiones ge-
neradas por cada tecnologia. Se mide en kgCOs/eu.

— Tamano tipico de las plantas: el modelo trabaja con clustering de unidades, es decir,
agrupa las tecnologias por tipo utilizando una unidad representativa con el fin de
reducir los tiempos computacionales. Entonces, este parametro es la capacidad tipica
de esta unidad representativa, debe estar en pu.

— Minimo técnico. capacidad minima de funcionamiento por tecnologia. Se mide en
pu.
— Capacidad de rampa: es lo mismo que para los sistemas de almacenamiento.

* Transmision: contiene la informacion de los corredores de energia existentes y candidatos
para cada uno de los energéticos. Esta informacién consiste en nodo de partida, nodo
de llegada, tipo, longitud (km), capacidad (pu) y costo total (USD).

* Perfiles_ eolicos: presenta los perfiles de generaciéon edlicos en por unidad para cada uno
de los nodos.

* Demanda_ X: contiene los perfiles de demanda para el energético X en cada uno de los
nodos a estudiar.

* Parametros_ blending: contiene parametros clave para la utilizacion de blending. Los
cuales son los costos de inversion para las tecnologias de blending

Estos datos en conjunto caracterizan la red energética en cuestion. Luego de ingresarlos
se pasara a construir los escenarios y sensibilidades a evaluar.
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3.1.2. Construccién de escenarios y sensibilidades

Tras la caracterizacion inicial de la red energética del caso en cuestion, utilizando las en-
tradas del modelo, se procede a la construccion de escenarios y analisis de sensibilidades. Esta
etapa es crucial para obtener resultados significativos y relevantes que puedan ser analizados
en profundidad.

Los escenarios son representaciones hipotéticas del futuro que permiten evaluar diferentes
condiciones y su impacto en la red energética. Estos pueden incluir proyecciones de demanda,
variaciones en los costos de los componentes del sistema y costos de emisiones de gases de
efecto invernadero.

En términos de proyecciones de demanda, se pueden considerar escenarios donde se eva-
lian diferentes tasas de crecimiento en la demanda de electricidad, gas, hidrogeno y gas
natural. También es posible contemplar cambios en los patrones de consumo, como la adop-
cién masiva de vehiculos eléctricos, la implementacién de politicas de eficiencia energética o
la utilizacion de blending de hidrégeno en las redes de distribucion.

En cuanto a las variaciones en los costos de los componentes del sistema, los escenarios
pueden incluir cambios en los costos de capital y operativos de las tecnologias de generacion,
tales como energias renovables, de produccion de hidrogeno o gas natural. También se pueden
analizar cambios en los costos de infraestructura de transmision y distribucion.

Para los costos de emisiones de gases de efecto invernadero, se pueden considerar dife-
rentes niveles de precios del carbono, reflejando posibles politicas de mitigacién del cambio
climatico. Ademas, es relevante simular el impacto de nuevas regulaciones ambientales sobre
las emisiones permitidas y sus costos asociados.

El anélisis de sensibilidad se centra en evaluar el efecto de modificar ciertas variables en
especifico dentro de los escenarios y ver como influyen en el comportamiento del sistema
energético. Las sensibilidades pueden abarcar variables tecnoldgicas, econémicas y politicas.

En el ambito de las variables tecnolédgicas, se puede evaluar coémo los avances en la eficien-
cia de las tecnologias de generacion y almacenamiento afectan la matriz energética. También,
es posible analizar el impacto de la reduccion de costos debido a la innovacién y las economias
de escala.

Para las variables econémicas, se pueden sensibilizar tasas de descuento para evaluar su
impacto en la viabilidad econémica de proyectos a largo plazo. Ademads, es importante anali-
zar como las fluctuaciones en los precios del petréleo, gas natural y otros combustibles fosiles
afectan el sistema.

El principal objetivo del andlisis de sensibilidades es identificar aquellas variables que son
criticas para el desarrollo de la matriz energética en cuestion, la cual, en este trabajo es la
matriz energética de la region de Magallanes. Al comprender el impacto de estas variables,
se puede usar esta informacion para tomar decisiones y disefiar politicas y estrategias mas
robustas y adaptativas. Ademas, este andlisis permite identificar riesgos y oportunidades
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asociados con variaciones en las condiciones del mercado y optimizar el sistema energético.

3.1.3. Optimizaciéon de modelo de expansiéon - Operacién

A continuacion se presenta el modelo de optimizacion desarrollado. Para esto se comienza
mostrando la nomenclatura utilizada. Seguido por la funcién objetivo y restricciones con su
respectiva descripcion, siempre haciendo la comparacion con las ecuaciones del modelo del
paper para poder entender como fue que este se modifico.

Nomenclatura y ecuaciones

A continuacién, se entra méas en detalle en las restricciones y en la funcién objetivo del
problema de optimizacién que resuelve este paper para obtener los resultados entregados.
Una vez entendiendo como funciona este con claridad se podra pasar a adaptar el modelo a
lo que seria su aplicacion la region de Magallanes.

En primer lugar se presenta la nomenclatura a utilizar con sus respectivos significados.

Nomenclatura
Indices
i Tipo de planta
n, m Nodos
t Tiempo
X Tipo de energético
Costos
Cr9Y Capacidad de almacenamiento [$/eu]
Ce Costo de emisiones [$/kg]
cf Costo fijo [$/planta]
Cinv Costo de inversién [$/plantal
C?*"  Costo de potencia de ESS [$/pul]
Crat Costo de racionamiento [$/eu]
Cret Costo de retiro [$/planta)
cyer Costo variable [$/eu]
Cirans Costo de transmision entre nodos [$/corredor]
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Parametros

i Eficiencia de carga/descarga para almacenamiento i

0% Tasa de emision kgCO,/eu]

A; Energia auxiliar en el nodo i [MWh/eu]

D Demanda del energético x en cada nodo [eu]

E; Costo de emisiones de CO; [$/kgCOs]

F; Tasa de conversién [eu-out/eu-in]

P, Capacidad minima o maxima [pu]

P, Perfil de generacién [MWHh]

R; Capacidad de rampa [pu]

Timit/maz Capacidad inicial y maxima de transmisién del nodo n al m [pu]

X{mitimar - Nmero de plantas iniciales y méximas en un nodo

6] Indica si se usa blending (1) o no (0)

0] Indica el porcentaje de blending que se utiliza

Dg Factor de aumento en el volumen de demanda de gas natural segin % de blending
Sets

L Lineas de transmisién, gasoductos de Hy y GNN.

N,  Todos los nodos

P.  Tipos de plantas de produccion del energético x

R Tipos de plantas de generacion renovable

S,  Tipos de ESS

T  Pasos de tiempo

Sets indexados

A, Plantas que necesitan energia auxiliar en nodo n

B, Nodos conectados al nodo n por medios de transmision

C.n Nodos de tipo x conectados al nodo n por plantas de conversion

Fun  Tipos de plantas de conversion que utilicen el energético x en el nodo n
P Tipos de plantas de produccién de electricidad y Hy en el nodo n

S, Tipos de ESS en el nodo n

Variables de inversion

cap

[ Capacidad de carga y descarga de ESS [pu]
soib Nivel de carga de los ESS [eu]

zin

trans

T Nuevos medios de transmision de energia

Tyin Nuevas plantas
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Variables de operacion

Ctin Energia renovable vertida [MWHh]
in/out Carga o descarga de ESS [pu]
finm Flujo de energia por los medios de transmision [pu]
p2Plmp - Capacidad importada v exportada [pu]
Datin Produccién [pu]
Ttn Carga que no se abastece [pu]
Sutin Nivel de almacenamiento [eu]
Uzptin Numero de plantas en operacion

Entonces, se tiene que los costos dependen del tipo de planta, el cual es representado por
el subindice . También se ve que se utiliza n y m para representar nodos en caso de que
se tenga que nombrar dos en una misma letra. Y, para diferenciar entre electricidad, hidro-
geno y gas natural se usa el indice x. Se define un maximo y un minimo para la capacidad
de transmisién entre dos nodos y para el nimero de plantas que puede haber en un nodo.
Luego, las componentes de la red y los pasos de tiempo se agrupan en sets para su organiza-
cién y cada nodo presenta también sets indexados a este que lo caracterizan. Por tltimo, se
tienen los costos de inversion en las componentes de la red y las variables de operacién de esta.

Antes de comenzar con el analisis de la funciéon objetivo y las restricciones, hay que tener
en cuenta ciertas consideraciones sobre como operaba el modelo estudiado y cuéles son los
puntos clave a la hora de adaptar este mismo a la situacion de la region de Magallanes:

* Dimensiéon temporal del transporte energético: el modelo estudiado considera
transporte de energia por medio de lineas de transmisién y con Hs. Y, por como funcio-
na este se puede concluir que el transporte de electricidad y de Hy por estos medios se
considera como instantaneo, es decir, ocurre en un paso de tiempo.

* Unidades en las que opera el modelo: es importante tener en cuenta que el modelo
original utiliza como unidades [MWh] y [MW] para medir energia y potencia eléctrica.
Y, la cantidad de hidrégeno y el consumo de este se mide en [kgHs| y [kgH/h| respec-
tivamente. Ahora, al igual que el hidrégeno, la cantidad de gas natural y su consumo se
medird en [m*GN] y [m*GN /h].

* Blending de hidrégeno con gas natural: haciendo uso de la informacién recopilada
en la seccion 2.4 sobre el blending de hidrogeno se puede definir como se integra esta
tecnologia en la red de gas natural. Se tiene que el blending consiste en mezclar hidré-
geno con gas natural en ciertas proporciones especificas, esto quiere decir que cuando
se haga blending siempre se mantendra el mismo porcentaje de hidrégeno en la red de
gas natural. Lo cual se puede interpretar como una demanda de hidrégeno que sera
proporcional a lo que es la demanda de gas natural.

» Estaciones de inyeccion: el gas natural con cierto porcentaje de hidrégeno es produ-
cido por las estaciones de inyeccion. Estas estaciones requieren de gas natural, hidrogeno
y electricidad para llevar a cabo la mezcla, actuando como nexo entre los nodos de gas
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natural y los de hidrogeno en el sistema. Entonces, el nodo que conecte la red de gas na-
tural con la de hidrégeno también estara conectada con la red eléctrica. Desde el punto
de vista de la red de hidrégeno, la red de gas se comporta como una demanda. Y para
la red de hidrégeno esta es un consumo siempre que se use blending.

* Adaptaciéon de la red de gas natural al blending: como se muestra en la seccion
2.4, las propiedades del gas cambian y esto trae consigo numerosos efectos en la in-
fraestructura existente y en la capacidad de transmision energética. Se limita el uso de
blending a 20 % de mezcla. Esto, segtin estudios en redes de distribucion, no trae consigo
la necesidad de reacondicionar los gasoductos. Es importante notar que el modelo base
ya considera los costos de instalacion de nuevos gasoductos para el transporte del Hs.

* Cambio en propiedades de la mezcla: Otro punto importante al hacer blending
de hidrégeno en gas natural es la diferencia entre la densidad energética entre ambos
energéticos. Como se ve en Tab.(2.4), el hidrégeno tiene una densidad energética volu-
métrica menor, esto se traduce en una menor cantidad de energia transportada en el
mismo volumen de mezcla. Por lo tanto, se debe aumentar el volumen de mezcla para
poder satisfacer la demanda energética de los consumos.

A continuacién, se muestran las ecuaciones que se utilizaron en el modelo estudiado [26]
junto con las modificadas para incluir la red de gas natural y la interaccion con el resto de
los nodos.

La funcién objetivo se muestra a continuacién. Notamos que los costos de transmision se
evalian para n,m € L, por lo tanto, esto no debe estar dentro de la suma para cada uno de

los nodos. Haciendo este ajuste la funciéon objetivo queda como sigue:

Funcién objetivo original:

min Y[ (CIwy, + Crtalet + Of ™ (XM 4y, — 7€)+ (3.1)
neN ieP
D (O el + O s )+ (3.2)
€S
YD (G 4+ 4iC)prin + Cprn] |+ (3.3)
teT i€P

> (Crransglronsy (3.4)

n,meL
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Funcion objetivo modelo modificado:

min CM™ o + CT
> [ (G ;

neNe 1€Pe

Z (Cgaowerecap _|_ Cienergyscap

ein

ein
1€Se

ret
ein

+ Ol

)+

Z[Z(CZWM‘ _I— ’Yice)petin + Cratrtn]]+

teT i€P

> [ (G ahin + CT i,

TLEN< 1€EP

Z (Cpowerecap + Cienergyscap

hin

7 hin
€Sy

ret

+ I (X T,

)+

S D (CF 4+ 7% C)phiin + Crre) |+

teT i€P

Z [Z (Cznvxg’m + Cg‘etxret

gin

neNy i€Py

Z (Cipowerecap + Cienergyscap

gin

gin
1€Sy

ret
+ Tein — Lein

FC(XI 4 g

)+

Z[Z(C;Jar + P)/ioe)pgtin + Cgatrtn]]—i_

teT i€P
Z nglansx;rrcrzlns)_*_
n,meL

ret

ret
gin

)+

- mhin))_’_

)+

(3.5)
(3.6)
(3.7)
(3.8)
(3.9)
(3.10)
(3.11)
(3.12)
(3.13)
(3.14)

(3.15)

Como se puede ver, la expresion para la funcion objetivo cambia al adaptarla. Esto por-
que en el modelo original se hacia una expresion muy general para las variables y los sets,
teniéndose muchas variables que tienen valor 0 o NAN. Esto tiene como consecuencia un
mayor tiempo de ejecucion para el modelo, lo cual no es deseable. También, se tiene que se
utiliza un costo de falla distinto para los nodos eléctricos, de hidrégeno y de gas en la nueva
modelacién. Como en el modelo de referencia no se consideran consumos de electricidad, cos-
tos de inversion ni costos de operacion para las unidades de compresion de gas, se excluyen
también los costos relacionados con las estaciones de blending de gas natural con hidroégeno.

Luego, las restricciones que definen la operacién del sistema son las siguientes. Estas estan
evaluadas para todo t en 7. En en el modelo original, se evaliian para todos los nodos, pero,
al adaptarlo se hace distincién entre las restricciones de cada tipo de nodo.

1. Inversiones en aumento de capacidad tiene un limite superior que representa el potencial

de las fuentes en la zona a estudiar.

Modelo original:

init max
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Modelo modificado:

T+ i < X0 Vi € P,,Vn e N, (3.17)

xin

. Las plantas que pueden ser puestas en operacion estan restringidas por las decisiones de
inversion.

Modelo original:

Upin < X 4 @ — 2y Vic P (3.18)

in

Modelo modificado:

Ugtin < X 4 205 — 2 Vi € P.,Vn € N, (3.19)

zin
. Capacidades maximas y minimas de produccion.

Modelo original:

Piminutin S Ptin S ‘Pimaxutin VieP (320>

Modelo modificado:

Bminuxtin S Datin S Pim(muwtin Vi € anvn € Nx (321)
. Capacidad de rampa.

Modelo original:

— Rittin < Dtin — Pt—1)in < Rillgin VieP (3.22)

Modelo modificado:

- Riux’tin S Pztin — Pz(t—1)in S Riuxtin Vi € Pamvn € Nac (32?))

. Uso de las fuentes de energia renovable para produccion de electricidad. La energia que
no se usa se descarta.

Modelo original:

Ptin + Ctin = Ptzn(X:th + ZTin — x?jet) VieR (324)

wm

Modelo modificado:

Detin + Ctin = Ptzn(Xth + Zein — xz;i) VieR (325)

ein
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6. Balance de energia en cada nodo. Se tienen tres restricciones para el caso con blending,
una para cada energético.

Modelo original:

Z Ptin _pg’ljp _'_pi + Z e?ﬁf - etzn + Ttn = Dtn + Z Z sztzm + Z A; etlm

1€Pn 1ESH meCy 1€EFm 1€EAm

(3.26)

Modelo modificado: la restriccién cambia levemente para cada tipo de nodo.

- Nodo eléctrico:

Z Detin — pfgp + pigp + Z gglzn - eetm + 7tn = Detn (327)
1€Pn 1€Sn
Z Z -szhtzm + Z A; 6htzm Z Z Epgtzm + Z A; egtzm (328>
meChyn i€Fem 1€EAm mEan 1€EFem €A,
+ B(Dgen) - tasablending - ¢ (3.29)

- Nodo de hidrégeno:

Z Phtin — pfn + pIZE + Z e;)zq;fn ehtzn + T = Dhtn (330)
1€Pn 7/68
Z Z Epetzm + Z Aj eetzm Z Z Epgtzm + Z Aj egtzm (331)
meCen 1€Fhm i€Am meCgn 1€EFhm i€Am
+ B(Dyn) - 6+ 0y 0.083 (3.32)

- Nodo de gas natural:

Z Pgtin — pirgfp + pf&?p + Z Z?ztn - egtzn + T = (1 - 6)Dgtn (333)
1€Pn 1€Sy
Z Z Epetzm + Z A eetzm Z ( Z Ephtim + Z A ehtzm) (334)
méeCen 1€EFgm 1€EAm meChyn 1€Fgm 1€EAm
+ B(Dygtn) (1 = )0 (3.35)

Los sets indexados Fe, Fh y Fg, representan las tecnologias de conversion que usan elec-
tricidad, hidrégeno y gas natural respectivamente. Por otro lado, los sets Ce, Ch y Cg
se refieren a los nodos eléctricos, de hidréogeno y de gas que estan conectados a cada
nodo. Esta nueva notacion es consecuencia de la expansion de las ecuaciones del modelo
mencionada anteriormente que tiene como fin la reducciéon de los tiempos computacio-
nales. Es importante destacar que en la expresién para los nodos de hidrégeno, el ultimo
término es multiplicado por 0,083, dicho valor corresponde a la densidad del hidrégeno
a 1 atm y 15°C y se utiliza porque la red de gas natural trabaja con m? y la red de
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hidrogeno con kg.

Un punto importante que hay que tener en cuenta en estas restricciones es la introduc-
cion de dos parametros. Primero, se tiene el porcentaje de hidrégeno en la mezcla con
gas natural (¢). Segundo, el aumento necesario en el volumen para mantener suministro
energético (p4). De esta forma, a los nodos eléctricos se les anade una expresion que
representa la energia eléctrica que necesita una central de blending para poder realizar
el proceso de mezcla, esto es proporcional a la demanda de gas natural que se quiere
satisfacer. Luego, a los nodos de hidrégeno se le anade una expresiéon que indica cuanto
hidrogeno se debe generar para abastecer la demanda de la estaciéon de inyeccion. Por
ultimo, en el nodo de gas natural se debe cubrir la demanda de gas natural de la estacion
de inyeccion. Para representar esto, se elimina la demanda de gas natural puro, de ahi
que esta demanda estd multiplicada por (1 — f3).

. El balance de los sistemas de almacenamiento del tipo baterias, tanques de hidrégeno y
tanques de gas natural.

Modelo original:

Stin = S(t—1)in + nmei?n — (1/n)eot Vi e S (3.36)

Modelo modificado:

Sutin = Su(t—1)in + ni”eﬁm — (1/n"")eou Vi e S,,Vn € N, (3.37)

xtin

. El almacenamiento es limitado superiormente.

Modelo original:

Stin < Seib VieS (3.38)

Modelo modificado:

Sptin < S3P VieS,,Vn e N, (3.39)

Tin
. El ritmo al cual los almacenamientos pueden llenarse o vaciarse.

Modelo original:

et < efap VieS (3.40)
emn < egp VieS (3.41)
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Modelo modificado:

extin < Coin Vi€ S, Vn e N, (3.42)
Cotin < Coin Vi€ S,,Vn e N, (3.43)

10. El intercambio de potencia entre nodos eléctricos, de hidrégeno o de gas natural (no se
modifica la restriccién).

Pt —pm? = 3" fum Vn e N (3.44)

meBn,

11. Flujo méximo en los corredores de transmisién (no se modifica la restriccion).

fonm < Tmit . maxgtrans Vn,me L (3.45)
ftnm > _(T;L%t + T,?Z,‘Z’mmff&"s) Vn, meée L (346)

Ya se presento la nomenclatura y todas las ecuaciones correspondientes al modelo de
optimizacién en cuestion. Entonces, se puede pasar a evaluar este para obtener resultados y
analizarlos.

3.1.4. Analisis de resultados

En esta etapa del modelo ya se tienen los resultados de las evaluaciones para distintos
escenarios y sensibilidades. Es importante tener en cuenta que las salidas del modelo son:

* Valor de funcién objetivo en el 6ptimo.

* Estado del modelo en cada tiempo. Es decir, se tiene el valor de todas las variables y
parametros del modelo en cada momento de evaluacion.

Haciendo uso de esta informacion se pueden construir graficos para visualizar la data,
calcular emisiones totales o energia total generada, revisar la participacion de las energias
renovables en produccion de electricidad o de tecnologias de produccion de hidrégeno verde.
También, se pueden obtener indicadores como Levelized cost of energy (LCOE) o Levelized
cost of hydrogen (LCOH). Es decir, haciendo uso de la informacién de salida se pueden
realizar diversos analisis segiin el enfoque que se quiera dar.
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Capitulo 4
Validacion

Con el fin de determinar que este nuevo modelo se comporte de manera correcta y entre-
gue los resultados adecuados, se hace la validacion en 2 partes. Primero, se valida el modelo
del paper por medio del andlisis de distintos casos y escenarios y la replicacion de los resul-
tados mostrados en este mismo. La replicacién y validacién del modelo son necesarias para
dar bases solidas al modelo adaptado. Finalmente, se pasa a validar el modelo modificado
evaluando la informacion del caso de Texas en este y revisando que dé resultados consistentes.

4.1. Modelo de referencia

4.1.1. Validacién

Para validar el modelo se tienen que realizar numerosas simulaciones tomando distintos
escenarios o sensibilizando alguna variable. Esto, de hacerlo con los datos del estado de texas
y para todo el ano tomaria mucho tiempo, por lo tanto, se toma un modelo simplificado que
considera menos nodos y también un tiempo de evaluaciéon menor, pasando de evaluar 8.760
a 24 horas. A continuacion se presentan 2 casos a los que fue sometido el modelo, junto con
los resultados y el anélisis de estos mismos. Ambos casos utilizan un modelo en la forma mas
bésica que puede existir, es decir, 2 nodos. La existencia de 2 nodos se traduce en que hay 4
sub-nodos, donde 2 son eléctricos y los otros 2 son de hidrogeno.

Caso 1:

En este caso, las tecnologias de generacion de electricidad y produccion de gas natural que
se utilizan para el analisis se muestran en Tab.(4.1). Se puede ver que se cuenta con generacion
eléctrica usando tecnologias convencionales y PEMFC. Por otro lado, la produccién de hi-
drégeno se hace con SMR y PEMEL. Siendo PEMFC y PEMEL las tecnologias de conversion.
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Tabla 4.1: Caracteristicas plantas de generacion de electricidad y produccion
de hidrégeno. Caso 1.

Tipo Costo Inv. Costo Fijo Costo Var. | Tasa emisiones | Tamano | Gen. minima  Cap. rampa
[USD/pu-afio] | [USD/pu-afio] | [USD/eu] [kg/eu] [pu] [pu] [%/1h]

CT Gas 54.420 12.000 47,579 481,6 240 0 1

CC Gas | 54.420 11.000 32,907 333 1.100 0 0,252

SMR 2.797 0 10 9.167 8.250 0,1

PEMEL | 1.954 1.915 0 0 2.500 0 1

PEMFC | 152.214 0 8,85 0 50 0 1

En la Tab.(4.2) se muestran las tecnologias de almacenaje de energia. Para los nodos
eléctricos se tiene almacenamiento en baterias y para los de hidrégeno este se realiza por
medio de tanques de hidrégeno.

Tabla 4.2: Caracteristicas sistemas de almacenamiento de electricidad e hi-

drégeno.
Inv. Inv. Fij Fij
. Cerito .nv COStO, v s ) 4o COStO, He Tamano | Gen. minima | Eficiencia | Energia Aux.
Tipo Potencia Energia Potencia Energla ) o] (%] [MWh/eu]
u u eu

[USD/pu] | [USD/eu] | [USD/pu] | [USD/eu] | P 7 °
Baterias 19.090 5.710 6.825 2.100 20 0 0,92 0
Tanques o 5 39,9 46 2 100.000 | 0 1 0,001284
hidrégeno

La transmision de la energia entre nodos se realiza mediante lineas de transmisién en
los nodos eléctricos y entre los nodos de hidrégeno por medio de gasoductos. La capacidad
instalada inicial y maxima entre los corredores de energia se muestran en Tab.(4.3).

Tabla 4.3: Capacidades iniciales y méximas entre los corredores de energia.

Nodos | Capacidad Inicial | Capacidad Maxima
(1,2) 4.000 [MW] 14.000 [MW]
(3,4) 0 [kg/h] 300.000 [kg/h]

Ya presentadas las caracteristicas y parametros del modelo, se pasa a mostrar los distintos
experimentos que se hicieron para validar el funcionamiento del mismo.

Experimento 1: se comienza con un caso limite, donde no hay demanda de ningtn tipo y
tampoco capacidad instalada. Como es de esperarse, al evaluar el modelo en estas condiciones
se obtiene que todas las variables se mantienen en cero.

Experimento 2: otro caso limite es cuando no hay demanda pero si capacidad instalada,
siendo esta de una unidad CC Gas (Turbinas a gas de ciclo combinado) y una CT Gas (Tur-
binas a gas de ciclo simple) en ambos nodos. Con estas entradas, el modelo decide retirar
ambas unidades de generacion. Lo cual tiene sentido dado que el costo de retiro de dichas
unidades es de 18.692 y 13.270 [USD] respectivamente, y el costo fijo por unidad de potencia
se encuentra en el mismo orden de magnitud. Siendo entonces, mas costoso mantener las
unidades sin operar de lo que seria retirarlas.
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Experimento 3: en este experimento se anade demanda eléctrica constante de 100 [MW]
en ambos nodos y se comienza sin capacidad instalada.

Tabla 4.4: Unidades anadidas por el modelo. Caso 1 - Experimento 3.

T, | CC Gas | CT Gas | PEMFC | SMR | PEMEL
1 0 0 0 0 0
2 0,1818 0 0 0 0
3 0 0 0 0 0
4 0 0 0 0 0

En Tab.(4.4) se puede ver que el modelo decide instalar 0,1818 unidades de CC Gas en
el nodo 2, la eleccion del nodo se hace de manera arbitraria. Para abastecer la demanda
de ambos nodos, la energia se genera en el nodo 2 y se envia lo necesario al nodo 1. Este
resultado tiene sentido ya que la capacidad instalada de transmision es superior a la que se
necesita para abastecer la demanda del nodo 1 con lo generado en el nodo 2. Por otro lado,
no hay costos asociados al transporte de la energia cuando la linea de transmision ya esta
construida, justificando la instalacién de generacion solo en uno de los nodos.

También es importante notar que el modelo selecciona la tecnologia CC Gas porque, co-
mo se puede ver en Tab.(4.1), ésta tiene costos variables y costos fijos menores que CT Gas.
Y también, el mismo costo de inversion. Probando que en términos de costos el modelo se
comporta de manera correcta.

Experimento 4: se define una demanda eléctrica en ambos nodos de 10.000 [MW] y se
descarta la opcién de instalar generacion en el nodo 2. Esto con el fin de evaluar el funcio-
namiento de las capacidades de expansion de los corredores de energia que presenta el modelo.

Tabla 4.5: Expansién de corredores de transmision. Caso 1 - Experimento 4

Nodos | Z,m
(1,2) 0,6
(3,4) 0

Una vez evaluado el modelo con las condiciones dadas se obtiene que se instalan 18,181
unidades CC Gas en el nodo 1 y los corredores de transmision aumentan su capacidad se-
gin lo mostrado en Tab.(4.5). Entonces, la energia se genera en el nodo 1 para abastecer
su propia demanda y la del nodo 2. Dado que la capacidad inicial de transmisién eléctrica
entre los nodos 1 y 2 es de 4.000 [MW], ésta se incrementa hasta 10.000 [MW]. Siendo este
comportamiento el esperado, confirmando su buen funcionamiento.

Experimento 5: este experimento es similar al experimento 4, con la diferencia de que
se aumenta la demanda a 20.000 [MW] en ambos nodos. Como la capacidad maxima de
transmision entre los nodos 1y 2 es de 14.000 [MW], no se podréd abastecer la demanda
del nodo 2 por medio de lineas de transmisién. Entonces, este experimento busca probar el
funcionamiento de las tecnologias de conversion. Para esto, se permite la instalacion de celdas
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de combustible (PEMFC) en el nodo 2.

Tabla 4.6: Unidades anadidas por el modelo. Caso 1 - Experimento 5.

Zin | CC Gas | CT Gas | PEMFC | SMR PEMEL
1 30,909 0 0 0 0
2 0 0 120 0 0
3 0 0 0 0 0
4 0 0 0 38,5638 | 0

Cumpliendo con lo esperado, en Tab.(4.6) se puede ver que se instalan 30,909 unidades CC
Gas en el nodo 1. Una parte de esa capacidad de generacién eléctrica se usa para abastecer
su propia demanda. Otra parte es enviada al nodo 2 via lineas de transmisién, las cuales
alcanzan su capacidad méxima, comportamiento que se puede ver en Tab.(4.7). Pero, esto
no es suficiente para abastecer la demanda total del nodo 2, por lo tanto, se instalan 38,538
unidades SMR para producir hidrogeno en el nodo 2 y luego utilizarlo para alimentar 120
unidades PEMFC que se encargan de abastecer la demanda restante del nodo 2. Probando
el buen funcionamiento de las tecnologias de conversion.

Tabla 4.7: Expansion de corredores de transmision. Caso 1 - Experimento

D.
Nodos | z,m
(12) |1
(34) |0

Experimento 6: se anade demanda de hidrégeno de 15.000 [kg/h] en ambos nodos y se
elimina la demanda de electricidad. También, andlogo a los experimentos 4 y 5, se restringe
la produccién de hidrégeno en el nodo 2. El objetivo de este experimento es ver como se
comportan las tecnologias de produccion de hidrégeno y la instalacion de los gasoductos.

Tabla 4.8: Expansion de corredores de transmisién. Caso 1 - Experimento

6.
Nodos | Znm
(1,2) 0
(3,4) 0,05

En este caso se instalan 3,272 unidades SMR en el nodo 2 y los corredores de energia
crecen como se muestra en Tab.(4.8). Se tiene que la demanda de hidrégeno del sub-nodo 3
se abastece por lo generado por medio de la tecnologia SMR en este mismo. Por su parte,
la demanda del sub-nodo 4 se abastece instalando un gasoducto entre estos dos sub-nodos.
Dado que se tiene un comportamiento muy similar al de los nodos eléctricos se extrapola que
todos los experimentos anteriores daran los mismos resultados si se hicieran con demanda de
hidrégeno.
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Caso 2:

Con los experimentos anteriormente mostrados se probé el funcionamiento coherente del
modelo cuando las tecnologias de generacién de electricidad y produccion de hidrégeno no
dependian de la variabilidad de un recurso externo, por ejemplo, se consideraba un suministro
suficiente de gas natural para abastecer la demanda de las unidades de generacion CC Gas
y CT Gas, como para las unidades SMR. Producto de esto, no se necesitaron sistemas de
almacenamiento energético en ninguno de los casos evaluados. Es por esto que se define el
caso 2, donde se eliminan las tecnologias de generacion eléctrica convencionales y se anaden
fuentes renovables. Los nodos de hidrogeno mantienen las tecnologias de produccion que se
tenian. Entonces, las caracteristicas de las plantas de generacion y producciéon se muestran
en Tab.(4.9) y a continuacién se muestran los experimentos realizados usando el caso 2.

Tabla 4.9: Caracteristicas plantas de generacién de electricidad y producciéon
de hidrégeno. Caso 2.

. Costo Inv. Costo Fijo Costo Var. | Tasa emisiones | Tamano | Gen. minima  Cap. rampa
Tipo 5 ~
[USD/pu-afio] | [USD/pu-afo] | [USD/eu] [kg/eu] [pu] [pu] [%/h]

E¢lica 78.220 33.000 0 0 100 0 1

Solar 52.850 8.000 0 0 50 0 1

SMR 2.797 0 10 9.167 8.250 0,1

PEMEL | 1.954 1.915 0 0 2.500 0 1

PEMFC | 152.214 0 8,85 0 50 0 1

Experimento 1: consiste en realizar dos simulaciones. En primer lugar, se define que la
demanda eléctrica parte siendo 0 [MW] y luego de 12 horas pasa a ser de 20.000 [MW]. Luego,
se tiene una demanda eléctrica constante de 20.000 [MW] en ambos nodos. El objetivo de
este experimento es poder analizar el comportamiento de las fuentes de energia renovables y
las baterias.
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Figura 4.1: Generacién de energia por tecnologia y estado de carga de las
baterias, demanda cambiante. Caso 2 - Experimento 1.

En la Fig.(4.1) se puede ver la generaciéon de las distintas tecnologias en los nodos eléctri-

cos. En el sub-nodo 1 no se presenta generacién de ningtin tipo, por el contrario, en el nodo
2 se instalan 536 unidades de generacién edlica mediante la cual se abastece la demanda de
ambos nodos. Esto se debe a que, el factor de planta edlico en el nodo 2 es muy superior al
resto, haciendo que esta tecnologia se imponga sobre el resto (Anexo 1). Durante las primeras
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horas se tiene una generacién edlica alta y al no haber demanda eléctrica, esta energia se
almacena en las baterias. Luego, a la hora 12, la demanda en ambos nodos sube a 20.000
[MW] y también se tiene una reducciéon gradual en la generacién edlica. Entonces, las baterias
comienzan a aportar en el abastecimiento de la demanda y su nivel disminuye.

Generacion de energia por tecnologia, nodo 1

Generacion de energia por tecnologia, nodo 2
-e- Bateri
aterias ,.-.-.--c.‘ —e- Baterias
4000 » -
F 10000 70000 1 - h) F 175000
. . \
\‘ / ‘

3 = 60000 - ,F ) t 150000
\ -
\ F 8000 =
z 3000 " z _ ,‘ ~\ H
B \ o 2 50000 4 / \h t 125000
= \ = s ¥ o
S \ 6000 5 < / N H
] » 8 'g 40000 » » F 100000 §
£ 2000 2 ] / \ &
H N - @ ¢ \. o
2 \ ‘B 1 - o
8 " Lao00 2 & 30000 J 3 75000 £
N\ & ’I Y\ E

1000 - \ 20000 / i\ L 50000
—e— solar * L2000 ‘' —o— Solar \
Onshore wind 10000 1 Onshore Wind L3 [ 25000
—*— PEMFC —— PEMFC \
0 - . : B 0 0 . ’ = 1o
0 5 10 15 20

0 5 10 15 20

Tiempo [h] Tiempo [h]

Figura 4.2: Generacién de energia por tecnologia y estado de carga de las
baterias, demanda constante. Caso 2 - Experimento 1.

Ahora se revisa el caso donde la generacién es de 20.000 [MW] durante las 24 horas de
evaluacién. En las Figs. (4.2, 4.3) se observa la produccién en los sub-nodos 1, 2 y 4 (no se
muestra el nodo 3 porque no hay produccion). A diferencia del caso anterior, se anade gene-

racion eléctrica con energia solar y el uso de PEMFC. También hay produccion de hidrogeno
en el nodo 4.

Para explicar este comportamiento, se debe recordar que el potencial edlico en el nodo 2
es superior al solar en este mismo nodo y al potencial renovable en el nodo 1. Por lo tanto, se
instala la mayor cantidad de generacion edlica en el nodo 2. Sin embargo, existe un limite en
la energia que se puede transportar del nodo 2 al nodo 1 (14.000 [MW]). Una vez alcanzado

este limite, el modelo decide generar hidrégeno en el nodo 2, enviarlo via gasoductos al nodo
1 y generar energia usando PEMFC.

Como se muestra en la Fig. (4.2), una vez que llegan las horas de sol, la energia en el nodo

1 comienza a abastecerse mediante generaciéon solar y se aprovecha el exceso para almacenarlo
en baterias.

59



Produccién de hidrégeno por tecnologia, nodo 4
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Figura 4.3: Produccién de hidrogeno y estado de carga de tanques de hidré-
geno en sub-nodo 4, demanda constante. Caso 2 - Experimento 1.

En la Fig. (4.3) se observa cémo se detiene la produccién de hidrégeno durante las horas
de sol y se almacena una cantidad suficiente para abastecer las tultimas horas del dia. Esto
se logra en conjunto con la energia almacenada en las baterias y la generacion edlica, que
durante esas horas no es tan alta.

Basado en el analisis realizado, se concluye que el modelo utiliza adecuadamente las uni-
dades de almacenamiento de energia, empledndolas de manera efectiva para mitigar la va-
riabilidad e incertidumbre inherentes a las tecnologias de generacién renovables. Ademas, se
demuestra nuevamente el correcto funcionamiento de las restricciones de limite de capacidad
de transmision. Asimismo, se valida el uso eficiente de las tecnologias de conversion, permi-
tiendo una integracion mas flexible y robusta de diversas fuentes de energia en la red. Estos
hallazgos dejan en evidencia la capacidad del modelo para optimizar la gestion y distribucion
de energia en un sistema con miultiples fuentes y tecnologias.

Experimento 2: en este experimento se realizan dos simulaciones en las cuales se elimina
la demanda eléctrica en ambos nodos y se anade una demanda de hidrogeno constante de
15.000 [kg/h]. La diferencia entre las simulaciones es el costo a las emisiones de C'Oy, en la
primera simulacién se define un costo de 0 [USD/kg-H2] y en la otra se usa 100 [USD/kg-H2].
El objetivo de este experimento es ver el efecto del costo de las emisiones en las decisiones

del modelo.

Tabla 4.10: Unidades anadidas por el modelo, sin costo de emisiones. Caso
2 - Experimento 2.

Zin | Eoélico | Solar | PEMFC | SMR | PEMEL
1 0 0 0 0 0
2 0 0 0 0 0
3 0 0 0 1,636 | O
4 0 0 0 1,636 | 0

Conforme a lo esperado, en Tab.(4.10) se ve que el modelo decide instalar unidades SMR
para la produccion de hidrégeno cuando no se le aplica una penalizacién de costo a las
emisiones. Por otro lado, si se aplica un precio a las emisiones de C'O, las decisiones del
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modelo cambian, segiin lo mostrado en Tab.(4.11), se instala generacién eélica para abastecer
la energia necesitada por las unidades PEMEL para producir hidrogeno. Esto también va de
la mano con la instalaciéon de baterias y tanques de hidrégeno para contrarrestar los efectos
de la generacion renovable.

Tabla 4.11: Unidades anadidas por el modelo, costo de emisiones de 100
[USD/kg-H2|. Caso 2 - Experimento 2.

Zin | Eolico | Solar | PEMFC | SMR | PEMEL
1 0 0 0 0 0

2 37,657 | O 0 0 0

3 0 0 0 0 6

4 0 0 0 0 10,642

Caso 3:

En los casos 1 y 2 se demuestra el buen funcionamiento del modelo al utilizar generacién
eléctrica con fuentes de energia renovable y convencionales, produccién de hidrégeno con tec-
nologias de conversion y SMR. Ademas, se prueba el desempeno de los corredores de transmi-
sion de energia, considerando sus minimos, maximos y capacidades de expansion. Asimismo,
los sistemas de almacenamiento energético se introducen para complementar la operacion de
la generaciéon renovable, operando adecuadamente. Sin embargo, falta analizar el comporta-
miento del modelo cuando conviven generacion renovable y convencional. Por ello, se cons-
truye un nuevo caso, donde se introducen las tecnologias mostradas en Tabs.(4.1,4.9,4.12). Se
toman perfiles de demanda eléctrica variables y demandas de hidrégeno constantes en ambos
nodos, el tiempo de evaluacion es de 24 horas. A continuacion se muestran los experimentos
realizados con el caso de estudio 3.

Tabla 4.12: Caracteristicas planas de generacién de electricidad y produc-
cién de hidrégeno. Caso 3.

Tipo Costo Inv. Costo Fijo Costo Var.  Tasa emisiones | Tamano | Gen. minima  Cap. rampa
[USD/pu-anio] | [USD/pu-ano] | [USD/eu] [kg/eu] [pu] [pu] [%/h]

CCS Gas 117.410 34.000 30,2 39,8 340 0 0,252

Carboén 242.180 33.000 24,1 834,7 650 260 0,158

CCS Carbén | 348.460 80.000 30,2 88,4 650 325 0,1584

Nuclear 373.040 101.000 9,6 0 2.200 2.200 0,156

Biomasa 244.170 112.000 46,9 0 85 34 0,32

SMR CCS 6.080 0 0,838 0,99 9.167 8.250 0,1

CC H2 74.203 13.070 2,78 0 1.100 0 0,252

CT H2 49.208 5.989 8,83 0 240 0 1

Experimento 1: para comenzar, se evalia el modelo para distintos costos de emisiones de
COs, con valores que oscilan entre 0 y 10.000 [USD /kg-H2|. Esto se hace con el objetivo
de analizar como varian variables como el costo total del sistema, las emisiones totales, la
participacion de cada tecnologia en la generacion de electricidad, la produccion de hidrogeno
y la produccion de emisiones. Se espera que, con el aumento del costo de las emisiones,
cambien las tecnologias utilizadas para satisfacer las demandas y aumenten los costos totales
del sistema. También se anticipa una disminucién en las emisiones. Este analisis permitira
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comprender mejor cémo los incentivos econémicos influyen en la adopcion de tecnologias mas
limpias y en la reduccién de la huella de carbono para el modelo.
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Figura 4.4: Participacién en generacién de electricidad (Izq.) y en produc-
cién de hidrégeno (Der.) por tecnologia segtin costo de C'O,. Caso 3 - Ex-

perimento 1.

Analizando los resultados mostrados en Fig.(4.4) se puede decir que el modelo se comporta
correctamente con respecto al costo de las emisiones. Para costos de 0 y 10 [USD/kg-H2] el
modelo decide instalar unidades CC Gas y SMR, las cuales tienen los costos mas bajos de
produccién e inversién. Luego, al aumentar a 100 [USD/kg-H2| se pasan a utilizar tecnolo-
gias de captura de carbono. Por tltimo, si el costo aumenta atin mas, las tecnologias que se
implementan son biomasa, edlica y PEMEL.
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Figura 4.5: Participacién en emisiones por tecnologia segin costo de COs.
Caso 3 - Experimento 1.

Segun lo mostrado en Fig.(4.5) y en consistencia con Fig.(4.4), las emisiones totales del
sistema disminuyen a medida que se aumenta el costo a las emisiones, llegando incluso a 0
cuando se asigna un valor suficientemente alto a dicho pardmetro.
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Figura 4.6: Costo total (Izq.) y emisiones totales (Der.) del sistema segin
costo de C'O,. Caso 3 - Experimento 1.

Como era de esperarse, la Fig. (4.6) muestra un aumento en el costo total del sistema a
medida que se incrementa el costo de las emisiones de C'O,. Este incremento se debe a que las
tecnologias de generacion renovables requieren la instalacién de sistemas de almacenamiento
para operar de manera efectiva. Ademds, aunque estas tecnologias pueden tener una capa-
cidad instalada significativa, estan sujetas a un factor de planta, lo que significa que deben
ser sobredimensionadas. A pesar de que sus costos de inversion y fijos son comparables a
los de las tecnologias de generacion convencionales, la necesidad de sobredimensionamiento
y almacenamiento conlleva a mayores gastos.

Experimento 2: este experimento busca ver los efectos que trae consigo variar la demanda
eléctrica y de hidrégeno del sistema. Para esto, se multiplica la demanda por 10, obtenién-
dose 2 escenarios, uno con la demanda normal y otro con demanda escalada. Todo esto se
hace para distintos costos de C'O,. Se espera que las emisiones aumenten y que los costos del
sistema también lo hagan.

Tabla 4.13: Costo y emisiones totales del sistema para distinto costo a las
emisiones y distinta demanda. Caso 3 - Experimento 2.

x1 x10
Costo de emisiones [USD/kg-H2] ~ Costo [MUSD] | Emisiones [MTon-CO_2] | Costo [MUSD] | Emisiones [MTon-CO_ 2]
0 2355,323 0,242 15.951,783 1,779
10 4.783,197 0,242 33.750,497 1,779
100 7.986,628 0,027 61.475,015 0,172
1.000 13.728,406 0 103.525,069 0

Con lo mostrado en Tab.(4.13) se demuestra que el modelo se comporta correctamente
a la hora de producir aumentos en la demanda. El costo y las emisiones totales del sistema
aumentan en los casos donde el costo de las emisiones no es suficiente para hacer que se eli-
minen todas las tecnologias de generacion eléctrica y produccion de hidrégeno convencionales.

En base a lo visto en los gréaficos y al analisis realizado, se puede concluir que el modelo
fue replicado correctamente. De forma que presenta el mismo comportamiento frente al caso
propuesto y las diferencias que se puedan encontrar se deben exclusivamente a alguna dife-
rencia entre los datos que fueron proporcionados por los autores del paper, como también
por la interpretacion que se le pudo haber dado a algin dato. Dicho esto, y ya validado el
modelo para un caso pequeno, esto es un buen primer indicador para poder utilizar el modelo
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como base para la adaptacion de este a la region de Magallanes.

4.1.2. Replicacion

Para tener seguridad de que el modelo se comporta adecuadamente, a continuacién, se pasa
a replicar los resultados del modelo. Para esto, se solicitaron los datos utilizados para las si-
mulaciones a los autores. Las simulaciones para la replicacion se hicieron usando el método de
optimizacién de barrera y se detiene la optimizacién cuando se encuentra un primer 6ptimo,
el cudl se encontraria en uno de los cortes de la solucion éptima. Por lo general, después de
encontrar dicho primer 6ptimo, se aplican métodos para llevar dicha solucion a algtin vértice
del espacio factible, lo cual se omite por tiempos computacionales e indica que el problema
es degenerado, es decir, tiene multiples soluciones. También se define una precisién del 5 %.
La comparacién de los resultados obtenidos con los datos recibidos se muestra a continuacion.
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Figura 4.7: Capacidad de energia solar, edlica y baterias segtin costo de C'O-
(Izq.). Caso base paper (Izq.) y replicacién (Der.).

En Fig.(4.7) se muestran los resultados del modelo de referencia con los obtenidos con
la replicacion de este mismo. La principal diferencia que se ve es la capacidad de energia
edlica que se instala segtin el costo de las emisiones, esta es menor al caso del modelo de
referencia. Por otro lado, la energia solar tiene un crecimiento similar. También se ve una
diferencia considerable entre la capacidad de los sistemas de almacenamiento. Este cambio se
puede justificar por diferencias en los perfiles edlicos de entrada, como también por el hecho
que configuré el solver para detenerse antes de llegar al mejor 6ptimo. También se ve una
diferencia considerable entre la capacidad de los sistemas de almacenamiento. Entonces, en
total se tiene una menor capacidad instalada de generacién de energia con fuentes renovables,
esto se puede traducir en una mayor participacion de fuentes de generacion convencionales
y por lo tanto méas emisiones. Pero, la tendencia a instalar una mayor capacidad renovable
a medida que se aumenta el costo de las emisiones es la misma y también el crecimiento en
capacidad de almacenamiento (energia y potencia).
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Figura 4.8: Capacidad de tecnologias de generacién de Hs segin costo de
CO,. Caso base paper (Izq.) y replicacién (Der.)

En Fig.(4.8) se puede ver que ambos gréficos tienen un comportamiento similar. Pero, la
tecnologia de produccion de hidrégeno SMR CCS se presenta desde que no hay costo a las
emisiones. Esto se puede justificar por el hecho de que el problema es degenerado (multiples
soluciones). Y, también debido a la diferencia en los perfiles de generacién edlica.
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Figura 4.9: Participacion de tecnologias de produccién de electricidad para
diferentes costos al CO,. Caso base paper (Izq.) y replicacién (Der.).

En Fig.(4.9) se puede ver la participacién de las tecnologias en la generacién de energia.
En general se ve un comportamiento similar, pero, lo primero que salta a la vista es que
la generacion convencional es mayor en la replicacion. Esto es consistente con lo discutido
anteriormente sobre los perfiles de generacion edlica, como se instala menos generacion edlica,
esto se debe compensar con tecnologias de generacion convencionales.
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Figura 4.10: Participacién de tecnologias de produccién de Hs para diferen-
tes costos al C'O,. Caso base paper (Izq.) y replicacién (Der.).
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En Fig.(4.10) los resultados no son tan parecidos, pero, la tendencia es la misma. Siguiendo
con la idea anterior, al tener una menor capacidad de generacion renovable, no hay suficiente
energia para poder generar tanto hidrégeno por medio de electrolizadores PEM como se hace
en el modelo de referencia. La entrada de las unidades SMR CCS cuando no hay costo a las
emisiones se puede justificar por el hecho de que el optimizador se detiene antes de obtener
una precision mayor y poder mejorar la solucion.
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Figura 4.11: Participacion de tecnologias en emisiones totales de CO; para
distintos costos las emisiones. Caso base paper (Izq.) y replicacién (Der.).

Consistentemente, con todo lo que se ha dicho, en Fig.(4.11 se puede ver que las emisiones
en el caso replicado son superiores a las del modelo de referencia. Por otro lado, la tendencia
a la reduccion a las emisiones con el aumento de los costos de estas mismas es consistente. Lo
ultimo que salta a la vista es la menor cantidad de emisiones obtenidas en la replicacién para

la tecnologia SMR. Esto se puede explicar por la temprana instalaciéon de unidades PEMEL
y SMR CCS.

En resumen, a pesar de que los resultados obtenidos no son idénticos a los presentados
en el modelo de referencia, se puede ver una clara similitud en el comportamiento de los
modelos, manteniendo 6rdenes de magnitud similares y pudiendo justificar las diferencias
por posibles diferencias en los perfiles de generacion edlica y por el hecho de que el problema
es degenerado y que se utiliza una precision del 5 %. Entonces, se da por validado el modelo
replicado y se puede pasar a presentar el modelo modificado teniendo bases sélidas.
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4.2. Modelo modificado

4.2.1. Implementacion

El modelo es desarrollado en lenguaje Python, especificamente usando las librerias Pyomo
para construir el modelo de optimizacién. Para resolver el modelo se usa Gurobi Solver, el
cual es uno de los solvers mas rapidos en el mercado y es capaz de aprovechar las arquitecturas
modernas y los procesadores multintcleo, utilizando las implementaciones més avanzadas de
los algoritmos mas recientes para cumplir su funcién. Este solver es de pago, pero, se puede
acceder a una licencia gratis para motivos académicos.

El tiempo de evaluacién para cada simulacion esta entre las 6 y 9 horas, dependiendo de
las entradas del modelo. Para resolver el modelo se utiliz6 un servidor del Centro de Energia
de la Universidad de Chile. Este cuenta con dos procesadores AMD Operton 6174, con una
frecuencia de rel6j de 2,2 GHz (24 nicleos y 24 procesadores l6gicos).

La implementacién del modelo se realizé utilizando Jupyther Notebook. A continuacién
se explica la funciéon de cada una de las etapas del codigo que utilizado, Para entender en
forma mas clara el modelo, se puede revisar el cédigo mostrado en el Anexo 2.

1. Cargado de librerias y archivos a utilizar: en esta etapa se importan las librerias y
archivos a utilizar para el manejo de los datos, modelacién y optimizacion del modelo..

2. Normalizacion de informacion de entrada: en esta etapa se toman los archivos de entrada,
se normalizan los nombres de las columnas e indices de estos mismos y se ordenan en
DataFrames y Diccionarios de Python para que se ajusten al formato que recibe el
modelo. El principal ajuste que se realiza en esta etapa es el repartir la informacién que
se encuentra por nodo a cada sub-nodo, es decir, se asignan los datos correspondientes
a la parte eléctrica a los primeros 9 sub-nodos, los datos de hidrogeno a los siguientes 9
sub-nodos y los datos de gas a los ultimos 9.

3. Definicién de indices y parametros: en esta etapa ya se cuenta con toda la informacién
de forma ordenada, entonces, se pasa a definir cada uno de los parametros, guardandolos
en DataFrames por separado. También, se hace una revision de las unidades de cada
uno de los datos.

4. Definicién del modelo de optimizacién: en esta etapa se pasa a construir el modelo de
optimizacién usando la libreria Pyomo. Aqui, se pasan todos los datos a dicho formato,
definiendo indices, parametros, sets, sets indexados, variables, restricciones y la funciéon
objetivo. Es importante notar que aqui se llevan todos los datos a Diccionarios de Python
antes de ingresarlos al modelo. Esto se debe a que, utilizando diccionarios, la velocidad
de procesamiento aumenta considerablemente. Por otro lado, también es importante
destacar que los sets indexados deben ser definidos a mano, esto porque, no se encontré
una forma de automatizar este proceso.

5. Evaluacion del modelo: en esta etapa, el modelo ya esta listo para ser evaluado y op-
timizado. Primero se crea el optimizador que se utilizard, que en este caso es Gurobi
Solver. Luego, se configuran ciertos pardmetros para el optimizador, como lo serian la
precision, el método de optimizacion, tiempo limite de ejecucién y mas. La seleccion de
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dichos parametros es clave al momento de obtener un solver que sea capaz de obtener
resultados en tiempos razonables.

Una vez configurado el solver se pasa a construir el modelo, resolverlo y guardar los
resultados. Las salidas del modelo se guardan en una carpeta que contiene el estado de
este mismo en cada hora del ano y las variables asociadas con la expansion de la red.

4.2.2. Validacion

Para realizar la validacién del modelo modificado se le entrega la informacion del estado
de Texas utilizada en la replicaciéon del modelo de referencia y se comparan los resultados
obtenidos con los del modelo original. Debido al tiempo que se demoran las simulaciones,
se toma la decision de realizar una simplificacion temporal. Esta simplificacién consiste en
tomar los perfiles que se tienen, se agrupan los dias del ano en grupos de a 8, luego, para cada
grupo se deja el dia que tenga el menor error cuadratico medio con el resto. Obteniéndose
asi, un dia representativo para los grupos y reduciendo al dimension temporal del modelo de
8.760 a 1.095 horas.

Al hacer dicha simplificacién se reducen los tiempos de evaluaciéon computacional conside-
rablemente, pero, también se pierde resolucién y los resultados no son los mismos. Ahora bien,
como el modelo de referencia fue replicado y validado, se puede validar el modelo modificado
si este entrega los mismos resultados. Esto, independientemente de la resolucion temporal
que se utilice. A continuacién, se muestran los resultados obtenidos para cada modelo con la
reduccion temporal aplicada.
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Figura 4.12: Capacidad de energia solar, edlica y baterias segtin costo de
COs. Replicacién paper (Izq.) y modelo modificado (Der.).

En Fig.(4.12) se puede ver que el comportamiento es muy similar para ambos modelos,
salvo por pequenas diferencias en las capacidades instaladas. Esto, nos dice que en el aspecto
eléctrico, el modelo desarrollado se comporta igual que el modelo presentado en el paper.

También, es importante hacer la comparacion entre las Figs.(4.7, 4.12). Analizando ambas
figuras, se puede notar que para los casos con y sin simplificacion temporal, el cambio en
las capacidades instaladas producido por la variacién del impuesto a las emisiones siguen
la misma tendencia, puesto que, a medida que aumentan las emisiones, también lo hace la
capacidad instalada. Todo dentro de los mismos 6rdenes de magnitud.

La diferencia mas significativa entre ambas figuras es la capacidad instalada de potencia
y energia para las baterias. Como es de esperarse, al aplicar la simplificacién, se produce

68



una disminucion en las capacidades instaladas de dichas tecnologias. Lo cual, se explica por
el hecho de que se deben satisfacer los requerimientos energéticos del caso por una menor
cantidad de tiempo. Por ejemplo, en los dias de invierno se tiene una mayor demanda eléctrica
y también menor generacion solar, entonces, mientras mas dias hayan con estas condiciones,
mayor serd la capacidad de almacenamiento que necesitara el sistema para poder satisfacer
la demanda. En resumen, la implementacién de la simplificaciéon se traduce en una sub-
estimacion de las capacidades de almacenamiento.

Capacidades totales del sistema en funcion del costo de CO2
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Figura 4.13: Capacidad de tecnologias de generacién de Hs segiin costo de
CO5. Replicacién paper (Izq.) y modelo modificado (Der.).

En la Fig.(4.13) se puede ver que para la red de hidrégeno también se obtienen los mismos
resultados usando el modelo de referencia y el modelo desarrollado. Por otro lado, mirando
la Fig.(4.8) se puede llegar a la misma conclusién mencionada anteriormente, la simplifica-
ciéon temporal trae consigo la sub-estimacion de las capacidades de almacenamiento y no
afecta considerablemente las capacidades instaladas de generacién de electricidad ni las de
produccién de hidrégeno.
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Figura 4.14: Participacién de tecnologias de produccién de electricidad pa-
ra diferentes costos al CO,. Replicacién paper (Izq.) y modelo modificado
(Der.).
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Figura 4.15: Participacién de tecnologias de produccién de Hs para diferen-
tes costos al CO,. Replicacién paper (Izq.) y modelo modificado (Der.).
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Las Figs.(4.14,4.15) terminan de confirmar que el modelo modificado se comporta de igual
manera que el modelo de referencia. Entonces, se puede decir que como el modelo de referencia
ya esta validado, también lo esta el modelo desarrollado. Con estos resultados ya se puede
pasar a evaluar el caso de Magallanes.
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Capitulo 5

Caso de estudio

En esta seccion se presenta el caso de estudio para el cual fue desarrollado el modelo. Se
quiere analizar el desarrollo de la matriz energética de la region de Magallanes al afio 2050.
A esta metodologia de modelacion se le denomina Static Planning, estimando el sistema
adaptado para el ano de estudio sin detallar las fechas de entrada de cada tecnologia en
el periodo. Para esto, se comienza dando una descripcion general de la red, presentando la
informacién necesaria para poder evaluar el modelo. Luego, se muestran las sensibilidades a
las cuales se somete el caso de estudio. Para seguir con los resultados obtenidos y finalizar
con el analisis de dichos resultados.

5.1. Descripcion general

La regién de Magallanes presenta una pequefa capacidad instalada de energia edlica y
diésel, siendo el resto de la demanda eléctrica cubierta por centrales a gas natural. Ahora
bien, haciendo un analisis del estado actual de las politicas de hidrégeno verde en Chile y
también, viendo los proyectos que ya estan en desarrollo en la region, es de esperarse que esta
distribucién cambie significativamente. En base a esto se pueden plantear diferentes escena-
rios, tomando en cuenta distintos niveles de incorporacion de las tecnologias de hidrogeno
verde. También, se puede concebir casos que tomen en cuenta el nivel de desarrollo de la
demanda de hidrégeno local y ver como se incorporara en la matriz energética.

Es importante tener en consideracién que el gas natural en la region de Magallanes es un
recurso subsidiado por el Estado, siendo utilizado debido a que histéricamente es la forma mas
econdmica de abastecer los consumos energéticos de la regién. Por otro lado, las tecnologias
que utilizan el hidrégeno verde como fuente de energia tendran costos proporcionales al costo
de produccién de este mismo hidréogeno. Ahora bien, sabiendo que actualmente el costo de
producir hidrégeno verde esta entre 2,36 y 6,05 [USD/kg] [61] y comparandolo con los datos
que se muestran en Tab.(5.1), donde se muestra el valor medio de las tarifas de gas natural
en la region de Magallanes entre los meses de junio 2023 a junio 2024, se nota inmediata-
mente que el costo del hidrégeno es considerablemente mayor que el costo del gas natural.
Sabiendo que un metro cibico de gas natural a 0 [°C] pesa 0,743 [kg] entonces se obtiene que
el costo del gas natural es de 152,16 [CLP /kg] y de 388,72 [CLP /kg] si no se cuenta el subsidio.

Luego, si se pasa el valor del LCOH a CLP se obtiene 3.915 [CLP /kg]. Es decir, con los
costos actuales de dichos energéticos se tiene que el hidrogeno es aproximadamente 25 veces
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méas caro que el gas natural (considerando el subsidio). Luego, en la Estrategia Nacional de
Hidrégeno Verde [1], se propone que el LCOH en la regién de Magallanes y el desierto de
Atacama puede ser el mas bajo del mundo en el ano 2030, alcanzando valores entre 1,3 y

1,4 [USD/kg]. Utilizando estos valores se obtiene un LCOH de 1.303,4 [CLP/kg], lo cual se
acerca mas a lo que es el valor del gas natural, siendo aproximadamente 9 veces mas alto.

Tabla 5.1: Tarifas para gas natural en Magallanes en el dltimo afo para
clientes residenciales, comerciales o industriales [60].

Tramos de consumo [m?] | Tarifa IVA incluido [$/m39]
0 25.000 113,0571
25.000 | y mas 161,3016

Segun la informacién encontrada, el costo de produccion del gas natural en la region de
Magallanes de ENAP estd entre 8 y 9 [USD/mmBtu|, pero el costo de venta de este gas es
de, entre 1 y 2 [USD/mmBtu] [79], la diferencia entre estos dos la cubre el estado haciendo
uso de un subsidio a la produccion del gas natural de ENAP, por lo tanto, se puede decir que
el costo total para la region del gas natural es aproximadamente 6 veces mayor al estimado
anteriormente. Entonces, el costo nivelado del hidrégeno comparado con el del gas natural
no son tan diferentes, pero, a pesar de esto, el costo del gas natural sigue siendo menor.

En la Tab.(5.2) se puede ver que el costo del gas natural cuando se usa para generaciéon
eléctrica es menor que el costo para los demds usuarios (residenciales, comerciales e indus-
triales). En este caso la diferencia entre el costo del gas natural y el hidrégeno se hace ain
mayor.

Tabla 5.2: Tarifas para gas natural en Magallanes en el dltimo afno para
servicios de generacion eléctrica [60].

Tramos de consumo [m?] | Tarifa IVA incluido [$/m39]
0 25.000 83,0059
25.000 | y mas 132,3910

El objetivo de este andlisis es mostrar que los costos del gas natural en la regiéon son y
posiblemente sigan siendo considerablemente menores que los costos que tendra el hidrogeno
verde. Por lo tanto, es importante tener en cuenta que la implementacién de tecnologias de
hidrégeno verde en la zona no necesariamente debe hacerse por aspectos econémicos, sino
que, puede realizarse para mostrar que estas tecnologias funcionan, poniéndolas a prueba en
la region. Actuando como un primer paso para la integracion a estas mismas y también para
potenciar el desarrollo tecnoldgico en esta area.

El primer paso para modelar la regién es seleccionar los nodos. Para esto se toman las
ubicaciones de la infraestructura existente de la red energética. Dicha infraestructura se
compone de centrales de generacion de energia eléctrica, lineas de transmision, plantas de
extracciéon, y gasoductos de transporte y distribucion de gas natural.
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Tabla 5.3: Nodos para la modelacién de Magallanes.

Lugar Bus | Lon Lat

Puerto Natales (PN) 72,5167 | -51,7333
Pecket (PE) 70,7497 | -52.7045
Cabo Negro (CN) -70,8265 | -52,9513
Central 3 Puentes (TP) -70,8972 | -53,1014
Punta Arenas (PA) -70,9167 | -53,1500
Porvenir (PO) -70,3667 | -53,3000
Planta Posesion (PP) -68,9530 | -52,2298
Planta Cullen (PC) -68,8608 | -52,8842
Planta Daniel (PD) -68,7440 | -52,2919

OO0 || U =W N+~

En Tab.(5.3) se presentan los nodos a modelar. Es importante notar que se excluye el sis-
tema mediano de Puerto Williams, esta decisién fue tomada por lo alejado que se encuentra
del resto de los sistemas, lo que se traduce en una gran dificultad al momento de construir
lineas de transmisién o gasoductos de cualquier tipo para conectarse. En Fig.(5.1) se puede
ver la ubicacién de los nodos y como es que estos estan conectados.

Figura 5.1: Nodos y conexiones para modelacién de Magallanes.

También, se excluye San Sebastian y Punta Dungueness del modelamiento, estos son
puntos donde se conecta la red de gasoductos de la regién con Argentina. Se omite su mode-
lamiento porque actualmente la region tiene la capacidad suficiente para abastecer su propia
demanda de gas natural, suministrada por ENAP [79].

La red eléctrica y la red de gas natural que existe actualmente en la region de Magallanes

se muestra en Figs.(5.2,5.3). Més adelante se entra en detalle sobre cémo se obtienen los
datos presentados en las figuras mencionadas.
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Figura 5.3: Red de gas natural actual de la regién de Magallanes con capa-
cidades instaladas de extraccién y transporte [m?/h].

La region de Magallanes cuenta con numerosas unidades de generacion de electricidad
ya existentes. Para el modelamiento, se agrupan las unidades en las siguientes 3 categorias,
con el fin de disminuir los tiempos computacionales requeridos para resolver el problema:
generadores a gas natural, generadores diésel y turbinas edlicas. Las capacidades instaladas
por nodo se muestran en Fig.(5.2).
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Tabla 5.4: Costos de inversién por tecnologia [59]

Tecnologia CAPEX (USD/kW) | Consumo especifico | Costos variables no comb. | Costos fijos ( % inv)
Almacenamiento BESS 2-4 hrs | 1.252

Almacenamiento BESS 4-6 hrs | 1.556

Eolica 1.534 1-2

Térmica a GN (CC) 1.086 0,191 (dam?®/MWh) | 4,4 (USD/MWh) 1-2

Térmica a GN (CA) 816 0,283 (dam?®/MWh) | 5,2 (USD/MWh) 2-3

Térmica Diésel 487 0,251 (ton/MWh) | 22,9 (USD/MWh) 1-2

Para determinar pardmetros que sean representativos para estas unidades de generacién
se tienen que conocer las caracteristicas de cada unidad presente en la region, estas se pueden
encontrar en [75]. El tamano, potencia minima, capacidad de rampa, consumo especifico y
costo variable de la unidad representativa por tecnologia se obtiene sacando el promedio entre
las unidades existentes en la zona. Luego, en el informe PELP realizado en el afio 2021, se
presentan proyecciones de costo para diferentes tecnologias [77], ahi, se encuentra el costo
de inversion para las centrales edlicas y a gas natural. En Tab.(5.4) se presentan el costo de
inversion para centrales diesel y también costo fijo de centrales edlicas, diésel y a gas natural.
Por tltimo, las emisiones de las unidades de generacién se obtienen de [75], donde se muestra
que las emisiones producidas por generar electricidad son de 440 [kgC'Oy/MWHh] para gene-
radores a GN y de 1.047 [kgC'O5/MWHh]| para centrales diésel. En Tab.(5.5) se muestran las
unidades representativas de las unidades generadoras en Magallanes junto con sus respectivos
parametros.

Tabla 5.5: Pardmetros unidades de generacion Magallanes [59][74][75].

Tecnologia Costo Inv. Costo Fijo Costo Variable Consumo Emisiones Tamano | Minimo
[USD/MW-ano] | [USD/MW-afio] | (no comb.) [USD/MWh] [kgCO5/MWh] | [MW] MW]
Generadores a GN 116.687 33.000 52 391,263 [m3/MWh] | 440 4,562 1,433
Generadores Diesel 51.660 8.580 22,9 308,757 [1t/MWHh] 1.047 0,8809 0,225
Generadores Eolicos | 111.586 19.000 0 0 0 2,15 0

Las anualidades mostradas en Tab.(5.5) para las distintas tecnologias se obtienen utili-
zando una tasa de descuento de 10 % y la vida util correspondiente a cada una. Esto tltimo
se extrae de [78], siendo de 20 anos para generacién edlica y 30 afnos para generacién a gas
natural y diésel. Los costos de inversiéon por tecnologia estan proyectados al afio 2035, que
corresponde al punto medio entre la actualidad y el afio de evaluacion (2050). Al considerar el
punto medio temporal para la estimacion de costos se esta tomando el promedio del costo de
las tecnologias en el tiempo. Siendo el costo de inversién de unidades de generacion edlica de
950.000 [USD/MW] y de unidades a gas natural de 1.100.000 [USD/MW], este es el promedio
entre el costo de las unidades a ciclo abierto y las de ciclo combinado. No se encontré una
proyeccion para el costo de las unidades de generacion diésel, por lo tanto se usa el costo
actual de esta tecnologia.

Para las plantas de extraccién de gas natural, se toman las plantas Posesion y Cullen y se
define una planta que las represente a ambas. Como se muestra en Sec.(2.1), las capacidades
de extraccion de estas plantas son de 9.6 y 4 [Mm?/dia] respectivamente. Luego, el costo
variable que se toma para estas plantas es el costo de extraccion mostrado en [79], siendo
de 8,18 [USD/mmBtu]. Se sabe que estas plantas tienen capacidad suficiente para abastecer
la demanda energética de la regién, la cual en el afio 2024 se estima que es de 463,3 [Mm?]
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[80]. Esto, en conjunto con que no se tienen los costos de inversién ni de operacién de este
tipo de centrales, lleva a tomar la decision de restringir la instalacion de este tipo de plantas
en el modelo, es decir, no se considera la instalacion de mas plantas de extraccién de gas.
Las caracteristicas de este tipo de plantas necesarias para correr el modelo se muestran en

Tab.(5.6).

Tabla 5.6: Pardmetros de plantas de extraccién de gas en Magallanes.

Tecnologia Costo Inv. Costo Fijo Costo Variable Constmo Emisiones Tamano | Minimo
5 [USD/m?/h-afio] | [USD/m?/h-afio] | (no comb.) [USD/m?] [kgCOs/m?] | [m?/h] [m?/h]
Planta de GN | - - 0.30188 - - 166.666 | 0

En el caso de las tecnologias de hidrégeno, se toma la data de costos y parametros presen-
tada en el paper [26]. En este, se presenta informacion sobre las tecnologias: electrolizadores
PEM (PEMEL), turbinas de combustion a hidrégeno (CT), turbinas de ciclo combinado a
hidrégeno (CC) y celdas de combustible PEM (PEMFC). Se toman estos datos dado que
hay una gran incertidumbre sobre como sera el desarrollo de los costos de estas tecnologias,
siendo dificil encontrar datos exactos para Chile.

Tabla 5.7: Pardmetros para tecnologias de hidrégeno [26].

, Costo Inv. Costo Fijo Costo Variable Consumo Emisiones Tamano | Minimo
Tecnologia _ _ i Rampa
[USD/pu-ano] | [USD/pu-aiio] | (no comb.) [USD/eu] | [eu in/eu out] | [kgCOs/eu] | [pu] [pu]

PEMEL 1.954 1.915 0 0,0513 0 2.500 0

CC H2 74.203 13.070 2,78 50,05 0 1.100 0 0,252
CT H2 49.208 5.989 8,83 75,08 0 240 0 1
PEMFC 152.214 0 8,85 58,88 0 50 0 1

En Tab.(5.7) se presentan los pardmetros correspondientes a las tecnologias que utilizan
o producen hidrégeno en el modelo. Es importante notar que (pu) es kg/h y (eu) es kg para
tecnologias que producen hidrégeno, por otro lado, para las tecnologias que producen elec-

tricidad (pu) es MW y (eu) es MWh.

En el modelo de referencia, se definen los costos para los sistemas de almacenamiento
en dos partes, una que corresponde a costo por potencia y otra a costo por capacidad de
almacenamiento. Producto de esta definicién de costos para los sistemas de almacenamiento,
se toma la decision de utilizar los costos presentados en el mismo documento para almacena-
miento de electricidad en bancos de baterias y para tanques de hidrégeno. Por otro lado, se
excluyen del modelo los sistemas de almacenamiento de gas natural.

Tabla 5.8: Pardmetros para sistemas de almacenamiento [26].

Tecnologia Costo Inv. Potencia | Costo Inv. Energia  Costo Fijo Potencia | Costo Fijo Energia Eficiencia Energia Auxiliar
[USD/pu-afio] [USD/eu-ano] [USD/pu-aiio] [USD/eu-ano] [MWh/eu]

Baterfas 19.090 5.710 6.825 2.100 0,92 0

Hidrégeno 215 39,9 46 2 1 0,001284

Los corredores de transmision son aquellos que se encargan de enviar los energéticos de
un nodo a otro. Estos contemplan lineas de transmision, gasoductos de hidrogeno y de gas
natural. Actualmente, en la region se cuenta con la red de gasoductos que se puede ver en
Fig.(2.4) y también con las lineas de transmisién que se presentan en Tab.(2.1). Condensando
esta informacién y usando los datos presentados en Tabs.(2.2, 2.6) se obtienen las entradas
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del modelo para los corredores de transmision. Esto consiste en las capacidades de trans-
mision existentes entre cada uno de los nodos, las capacidades de transmision adicionales
que se pueden instalar y los costos totales de implementar nueva infraestructura para cada
energético. Dicha informacién se encuentra en el Anexo 3.

En caso de querer implementar una red libre de gas natural, se tendria que reacondicionar
los gasoductos ya existentes. Esta nueva red no necesitaria los gasoductos que envian gas de
las plantas de extraccion, por lo tanto, solo se requiere del gasoducto que va desde Esperanza
al Nodo Pecket y luego a Cabo Negro. Ademas, una opcién es conectar Punta Arenas con
Porvenir mediante un gasoducto maritimo. Esto ultimo se incluye en la modelacion.

Los nodos Cabo Negro, Tres Puentes y Punta Arenas estan conectados por la red de
distribucion de gas natural que existe en esa zona. Por el momento no se cuenta con informa-
cién detallada sobre esta y para efectos del modelamiento, se deben implementar gasoductos
virtuales entre estos tres nodos para hidrégeno y para gas natural. Entonces, se modela un
gasoducto de Tres Puentes a Punta Arenas y de Punta Arenas a Cabo Negro. Todo esto con
el fin de incluir el comportamiento de lo que seria la red de distribucion de gas natural. En
caso de no hacerse este ajuste, Punta Arenas quedaria aislado de la red de gas natural, que
llegaria solo a Cabo Negro. Otra idea que se evalu6 fue la de considerar los tres nodos en
cuestiéon como uno solo. Dicha opcién se descarté dado que se perderia mucha resolucién.
Entonces, las capacidades instaladas de transmision que considera el modelo como entrada
para cada energético se muestran en Fig.(5.4).

—— Gasoducto GN [m3/h]
—— Gasoducto H; [kg/h]
—— Linea de transmision [MW]
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Figura 5.4: Capacidades instaladas de medios de transmisién de energia en
la actualidad.

En el Estudio de Costo de Falla de Corta y Larga Duracion SEN y SSMM se muestran los
costos de falla para la region de Magallanes. Los costos de falla son valores representativos
del costo en que incurre un sistema ante diferentes niveles de déficit de suministro. Existen
dos tipos de costos de falla, unos son los de corta duraciéon (CFCD) y los otros de larga
duracién (CFLD). Las fallas de corta duraciéon son aquellas que ocurren sin previo aviso,
pudiendo durar desde segundos hasta varias horas. Por lo general, estas suceden por eventos
en las redes de transmision y distribucion. Por otro lado, las fallas de larga duracion son
aquellas causadas por déficit profundos o prolongados en el abastecimiento de energia. Di-
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chos déficit pueden ser causados por situaciones como la indisponibilidad de combustibles e
infraestructura energética, desastres naturales o condiciones hidrologicas extremas. La gra-
vedad de la escasez se identifica con distintos niveles de profundidad y la duracion de esta [69].

Entonces, en la region de Magallanes el costo de falla de corta duracién es de 12,59
[USD/kWh] y los costos de falla de larga duracién se muestran en la Tab.(5.9) segtn el nivel
de profundidad de la falla.

Tabla 5.9: Costos de falla de largo plazo regiones de Aysén y Magallanes[69].
Profundidad | Costo de falla]USD/kWh]

0-5% 884,04
5-10% 1.151,30
10-20 % 1.272,90

Sobre 20 % 1.451,18

Para la modelacién se utilizan los costos de falla de corta duracién. Esta decisién se toma
por la similitud entre el costo de falla presentado en el modelo de referencia. Por otro lado,
los costos de racionamiento para el gas natural e hidrégeno no estan del todo claros. En la
referencia se usa un costo de 10.000 [USD /kg| para el racionamiento del hidrégeno, por lo
tanto, se usa este mismo valor. Para el gas natural se usa un costo de 6.570 [USD/m3], esto,
haciendo el ajuste de m? a kg con la densidad del metano, el cual es el componente principal
del gas natural.

Para la demanda de electricidad en cada uno de los nodos, se toman los perfiles presenta-
dos en los anexos del Estudio de Planificacién y Tarificacion de los SSMM de Punta Arenas,
Puerto Natales, Porvenir y Puerto Williams [75]. Aqui, se presentan perfiles con resolucién
de dos horas para los dos primeros dias de cada mes. Para construir el perfil con resolucion
horaria para todos los dias del afio, se interpolan los valores de los dos primeros dias por
mes para luego calcular el promedio de estos y utilizarlo como perfil de cada dia del respec-
tivo mes. Luego, segin las proyecciones realizadas en el mismo documento mencionado, la
demanda de electricidad aumentard aproximadamente en un 30 % al ano 2035.

En el informe técnico para el proceso de fijacion de tarifas del servicio de gas y servicios
afines aplicable a la Regién de Magallanes y de la Antartica Chilena [80], se presentan pro-
yecciones para la demanda de gas natural en la region. Esta proyeccion llega hasta el ano
2038 y se toma dicho valor. Es importante destacar que aqui no se tienen perfiles con resolu-
cién horaria, sino que, estimaciones para la demanda total de gas natural para cada sistema
mediano de la regién. Entonces, a falta de los perfiles de demanda con resoluciéon horaria, se
utiliza la informacion del consumo anual, junto con un perfil diario estdndar y un perfil anual
de consumo de gas natural en Dinamarca [81] para obtener un perfil de demanda para cada
estacion del ano. La decisién de tomar el perfil de consumo de Dinamarca se debe a que dicho
pais presenta condiciones climaticas similares a las de la region en cuestion, obteniéndose de
esto el porcentaje del consumo total anual que corresponde a cada estaciéon del ano.

Debido a que el hidrégeno atin no forma parte de consumos residenciales y comerciales a lo
largo del mundo, no se conoce exactamente como seran los perfiles de demanda de este ener-
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gético. Pero, sabiendo que en Magallanes se utilizaria principalmente para la climatizacion
de interiores, se puede utilizar un perfil con la misma forma del de gas natural. Inicialmente
se considera que no hay demanda de hidrégeno.

Entonces, se tienen perfiles de demanda para cada energético con proyecciones realizadas
en los ultimos afios hasta el afno 2035-2038. También, en la Propuesta de Matriz Energética
para Magallanes al 2050 realizada el 2015 [82], se muestra como sera el crecimiento de las
demandas hasta el ano 2050 para la electricidad y el hidrégeno, siendo de un 20 y un 16 %
respectivamente desde el 2035 al 2050. Con esto, ya se tiene una proyeccion estimada para la
demanda de cada energético al afio 2050. En Tab.(5.10) se muestra la demanda que se tiene
y la proyeccion sobre el crecimiento de esta.

Tabla 5.10: Proyeccién de demanda de electricidad y gas natural para regién
de Magallanes [75][80][81][82].

Nodo Demanda el. 2024 [MWh]  Demanda el. 2050 [MWh] | Demanda GN 2038 [MMm?] | Demanda GN 2050 [MMm?]
Puerto Natales 57.196 89.224 70,2 81,4
Punta Arenas 320.628 500.179 311,8 360,7
Porvenir 31.542 49.205 22,8 26,4

El costo del diesel en cada uno de los sistemas medianos de la regién se obtiene del Estudio
de Planificacién y Tarificacion de los SSMM de Punta Arenas, Puerto Natales, Porvenir y
Puerto Williams [75] y son presentados en Tab.(5.11).

Tabla 5.11: Costo de combustible diesel en cada sistema mediano [75].

Nodo Costo Diesel
[USD/1t]
Puerto Natales 0,458
Punta Arenas 0,437
Porvenir 0,581

Por dltimo, para la modelacion se considera un costo de emisiones de 35 [USD/ton], valor
que se extrae del estudio PELP realizado por el Ministerio de Energia que representa la
trayectoria media del impuesto al carbono en el ano 2050 [77].

5.2. Sensibilidades

Ya habiendo definido el caso de estudio, se procede a evaluar el modelo. Un aspecto rele-
vante para estudiar es el comportamiento de la red energética de la regién frente a distintos
niveles de demanda residencial, comercial e industrial de hidrégeno, dado que, como ya se
menciond anteriormente, no se tiene certeza de como seria el perfil de esta demanda ni de su
magnitud.

Frente a esto, se hacen sensibilidades que contemplan una demanda de hidrégeno que re-
presenta los consumos de nuevas industrias o tecnologias que utilizan hidrégeno como fuente
de energia pero que no reemplazan las otras fuentes, un ejemplo de esto puede ser la adopcion
de autos alimentados por combustibles verdes. La demanda de hidrégeno a considerar es de
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25y 50 % de lo que serd la demanda de gas natural de la region en el afio 2050. Y, el perfil
de demanda toma la misma forma que el de gas natural.

Por otro lado, es interesante estudiar los efectos de inyectar hidrégeno en las redes de
distribucion de gas natural para reducir el consumo de este ultimo y, a su vez, disminuir las
emisiones de gases de efecto invernadero. Segun la informacién presentada en la seccion 2.4,
los estudios realizados hasta la fecha indican que es posible adoptar hasta un 20 % de mezcla
en las redes de distribucién sin provocar fallas en la infraestructura ni incurrir en costos de
reacondicionamiento o reemplazo de la misma. Por lo tanto, se evalian sensibilidades que
consideran niveles de mezcla del 10 % y 20 %.

Una medida que se puede utilizar para reducir las emisiones de gases de efecto invernadero
es la implementacion del impuesto verde. Este representa la externalidad causada por la
contaminacién emitida por fuentes de generacion de energia. En el estudio PELP, realizado
por el Ministerio de Energia, se presentan tres trayectorias que podria seguir el impuesto
al carbono. La trayectoria baja considera que el impuesto sea de 10 [USD/ton| a partir del
ano 2030. Las trayectorias media y alta prevén un aumento escalonado entre 2025 y 2030,
alcanzando un valor de 35 [USD/ton]. Finalmente, la trayectoria alta del impuesto contintia
creciendo hasta alcanzar 70 [USD/ton| en el ano 2045 [77]. Entonces, se resuelve el modelo
para 0, 10, 35, 70, y 100 [USD/ton].

5.3. Resultados

A continuacién se muestran los resultados obtenidos al evaluar el escenario propuesto
como caso de estudio con su respectivo analisis, para luego, revisar los resultados de realizar
sensibilidades sobre la demanda de hidrégeno.

5.3.1. Caso base

Distribucion de Costos (costo total: 106.42 [MUSD])

Inversion Eléctrico Transporte
23.8% 23.5%
Inversion H2 0.0%
Operacion Eléctrico %%i‘t

Operacion H2

48.1%

Extraccion de GN
Figura 5.5: Distribucién totales del sistema. Caso base.
En Fig.(5.5) se muestra el costo total del sistema y como es que estd distribuido entre

los distintos componentes de este. Se puede ver que la extraccion de gas natural representa
el 48,1 % del costo total, seguido por la inversion en componentes eléctricas y en corredores
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de transmisién con 23,8 y 23,5 % respectivamente. Finalmente, la operacion de las unidades
eléctricas representa el 4,5 % del costo total.

Tabla 5.12: Balances de costos considerando ingreso marginal para cada
componente del sistema. Caso base.

Tecnologia Anualidad costo Costo operacién | Ingreso marginal | Balance | Balance
inversién [MUSD] | [MUSD] [MUSD] [MUSD] | [% inversion]
Gen. GN 2,964 30,177 32,088 -1,054 -3,2
Diésel 0,155 0,291 0,316 -0,122 -28.,9
Edlica 17,921 0 19,312 1,391 7.8
CC H2 0,012 0,039 0,051 -0,001 -1,5
CT H2 0,003 0,004 0,006 -0,001 -11,1
PEMFC 0,001 0,001 0,001 -0,001 -42.8
PEMEL 0,022 0,001 0,023 -0,001 -34
Baterias 4,257 1,799 6,027 -0,029 -0,5
Tanques Ho 0,021 0,016 0,036 -0,001 -3.4

En Tab.(5.12) se muestran los balances de costos para las distintas componentes del sis-
tema. Los distintos costos se obtienen con las siguientes ecuaciones. La anualidad del costo
de inversion para las tecnologias de generacion de electricidad y de producciéon de hidrogeno
se obtienen con la siguiente ecuacion, donde el sub-indice 7 representa la tecnologia y el sub-
indice x representa si es un nodo eléctrico o de hidrégeno.

.11 Yinw ret ret fiz init ret
Costolnversion[i| = C;™ xyin + C;als, + CT (X + Zyin — Thiy)) (5.1)
La expresion para obtener los costos de inversion de los sistemas de almacenamiento de
baterias y de hidrégeno es la siguiente.
Costolnversion[i] = (CP* ek + C" Y00k

xin Tin

(5.2)

Los costos de operacion para las unidades de generacion diésel se calculan con la siguiente
ecuacion.

CostoOperacionli] = (CP + 7,C) Petin (5.3)

Los costos de operacion de las unidades de generacion eléctrica que usan hidrégeno como
fuente de energia y de los electrolizadores PEM se calculan con la siguiente ecuacién.

CostoOperacion|i] = (CP " + 4,C° + cMGetin) Petin (5.4)

Los costos de operacién de los sistemas de almacenamiento con baterias y con tanques de
hidrégeno se calculan con la siguiente ecuacion.
RPN S R mn
CostoOperacionli] = cmguiin€ain (5.5)
El ingreso marginal se calcula como la venta de la electricidad o el hidrégeno a costo

marginal. Se puede ver que la tecnologia que tiene la mayores ganancias es la generacion
edlica, siendo la tinica que cuenta con un balance positivo. El resto de las tecnologias tienen
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mas gastos que ingresos. Se nota que la diferencia entre los costos de operacion e inversién
con el ingreso marginal es cercano a 0 en todos los casos.
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Figura 5.6: Capacidades instaladas de generacion eléctrica y de produccién
de hidrégeno en Magallanes. Actual (Izq.) y caso base (Der.).

En Fig.(5.6) se puede ver la prediccién que hace el modelo sobre las capacidades instala-
das de tecnologias de generaciéon de electricidad y de produccion de hidrégeno. Actualmente
las capacidades instaladas de generacion son: 12,9 [MW] de turbinas edlicas, 15,81 [MW] de
centrales diésel, y 109,47 [MW] de centrales a gas natural. Los resultados del modelo mues-
tran una disminucién en la generacién a gas natural de 39,07 [MW], la generacién diésel se
mantiene y la generacién edlica aumenta en 135,35 [MW], convirtiéndose en la tecnologia
predominante en generacién de electricidad. En cuanto a los generadores que usan hidrégeno
y electrolizadores PEM, se instala una capacidad tan pequenia que no se puede distinguir en
el grafico.
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Figura 5.7: Red eléctrica de la regién de Magallanes con capacidades insta-
ladas de generacion, transmision y potencia de baterias [MW]. Caso base.
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Figura 5.8: Red de hidrégeno de la regién de Magallanes con capacidades
instaladas de produccion, transporte y almacenamiento [MW]. Caso base.

En Figs.(5.7, 5.8) se presenta la capacidad instalada de las unidades de generacién de
electricidad y produccién de hidrégeno junto con las capacidades de transmision entre los
distintos nodos. Las unidades se instalan en los nodos Puerto Natales, Cabo Negro, Tres
Puentes, Punta Arenas y Porvenir, siendo estos nodos aquellos donde ya existe capacidad
instalada.

La generacion edlica y a gas natural son las que mas varian su capacidad instalada entre
nodos. Para la energfa edlica, la Central 3 Puentes tiene 86,35 [MW] instalados y Cabo Negro
5,34 [MW]. Luego, para la generacién a gas natural se tiene que la Central 3 Puentes cuenta
con 45,61 [MW] instalados y Cabo Negro con 1,2 [MW]. La capacidad que se instala de
unidades de produccién de hidrégeno no supera los 0,1 [MW] en ninguno de los nodos, como
tampoco lo hacen las unidades de generacién de electricidad que usan el hidréogeno como
fuente de energia. Es importante destacar que en la Central 3 Puentes se instala la mayor
capacidad de generacion de electricidad de todo el sistema. En cuanto a la generacion diésel,
se tiene que el nodo que presenta una mayor capacidad instalada es Porvenir con 5,44 [MW]
y el nodo con menor capacidad es Cabo Negro con 0 [MW].
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Tabla 5.13: Capacidad instalada de almacenamiento eléctrico y de hidré-
geno. Caso base.

Nodo Potencia Energia Potencia tanques | Energia tanques
Baterfas [MW] | Baterias [MWh] | hidrégeno [MW] | hidrégeno [MWh]

Puerto Natales 7,83 94,15 0,03 1,19

Pecket 0 0 0 0

Cabo Negro 1,87 18,56 0,18 6,52

Central 3 Puentes | 26,73 188,01 0,18 6,48

Punta Arenas 10,10 79,96 0,18 6,47

Porvenir 4,37 39,23 0,03 1,02

Planta Posesién 0 0 0 0

Planta Cullen 0 0 0 0

Planta Daniel 0 0 0 0

En Tab.(5.13) se muestra la capacidad instalada de los almacenamientos de energia eléc-
trica y de hidrogeno, haciendo distincion entre la potencia que estos pueden entregar y la
energia que pueden almacenar. En cuanto a la energia de los sistemas, el nodo que cuenta
con menor capacidad instalada de baterias es Cabo Negro, con 18,56 [MWh] y los con menor
capacidad de tanques de hidrégeno son Puerto Natales y Porvenir con 1,19 y 1,02 [MWh]
respectivamente. Por otro lado, el nodo que cuenta con la mayor capacidad de baterias es
la Central 3 Puentes, con 188,01 [MWHh]. Y, los nodos que cuentan con la mayor capacidad
de almacenamiento en tanques de hidrogeno son Cabo Negro, Central 3 Puentes y Punta
Arenas, con entre 6 y 7 [MWHh] cada uno.

Con respecto a la potencia que estos almacenamientos pueden suministrar, se nota que la
capacidad de baterias que se instalan varia entre los distintos nodos. La central 3 Puentes es
la que tiene una mayor capacidad, la cual es de 26,73 [MW]. Luego, Cabo Negro cuenta con
1,87 [MWHh], la cual es la menor capacidad de entre todos los nodos. Se observa una relacién
de proporcionalidad entre la capacidad instalada de las baterias en términos de potencia y
energia, lo cual no se presenta en el caso de los tanques de hidrogeno, los cuales cuentan con
menos de 1 [MW] en todos los nodos que cuentan con este tipo de almacenamiento.
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Figura 5.9: Red de gas natural actual de la regién de Magallanes con capa-
cidades instaladas de extraccién y transporte [m?3/h].

La Fig.(5.9) muestra las capacidades instaladas de produccién y transmision de gas na-
tural. Los corredores que unen Tres Puentes con Punta Arenas y Punta Arenas con Cabo
Negro son los gasoductos virtuales que representan la red de distribucién de Punta Arenas,
la cual conecta este nodo con la Central 3 Puentes y Cabo Negro.

—— Gasoducto GN [m?/h]
=518 PN
—— Gasoducto H; [kg/h]
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Longitud

Figura 5.10: Capacidades instaladas de medios de transmisiéon de energia.
Caso base.

La Fig.(5.10) muestra las capacidades instaladas en los corredores de transmision para
cada uno de los energéticos. Con respecto a las lineas de transmision, segin los datos de en-
trada, todas las lineas consideradas son de 66 [kV]. En Fig.(5.10) se ve que el modelo decide
instalar 0,52 [MW] en el tramo Cabo Negro - Punta Arenas. En el tramo Punta Arenas -
Central 3 Puentes también se permite el aumento de la capacidad de la linea, pero, el modelo
decide no instalar mas. Para los otros corredores de transmisiéon se restringe la instalacién de
lineas y es por esto que son 0.

En Fig.(5.10) se ve que se instalan gasoductos de transmisién de hidrégeno entre los nodos
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Puerto Natales - Pecket, Pecket - Cabo Negro y Punta Arenas - Porvenir. Los primeros dos
tienen una capacidad de 0,19 y 0,02 [kg/h]. Luego, el gasoducto de Punta Arenas a Porvenir
tiene una capacidad de 0,01 [kg/h]. La capacidad de todos los gasoductos que se instalan es
es menor a 1 [kg/h], lo cual es pequeno comparado con las dimensiones de los gasoductos de
gas natural.

Los gasoductos de gas natural existentes se mantienen igual al evaluar el modelo, a excep-
cion del gasoducto que une Puerto Natales con Pecket, donde el modelo decide instalar un
gasoducto de 17.993 [m?/h]. También, en el corredor de transmisién que une Punta Arenas
con Porvenir se instala un gasoducto de 0,32 [m?/h].
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Gas natural
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Figura 5.11: Potencia generada por unidades de generacién, nivel de alma-
cenamiento y despacho de baterias con respecto al tiempo para el sistema
completo. Caso base.

En Fig.(5.11) se muestra la operacién de las unidades de generacion eléctricas y de los
sistemas de almacenamiento de baterias de todo el sistema con respecto al tiempo. Se puede
ver que la demanda es abastecida principalmente por generacion a gas natural y edlica. Las
baterias se cargan por lo general cuando hay recurso edlico, y, se descargan cuando este se
encuentra por debajo de la curva de demanda y se alcanza la capacidad maxima de generacion
a gas natural.

-=- SOC tanques Hz

—— Demanda H; + carga tanques
—— Demanda Ha
m— PEMEL

Descarga tanques

Carga tanques

Potencia generada [MW]
Energia almacenada en tanques H; [MWh]
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Figura 5.12: Potencia generada por unidades PEMEL, nivel de almacena-
miento y despacho de tanques de hidrégeno con respecto al tiempo para el
sistema completo. Caso base.
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En Fig.(5.12) se muestra la potencia generada por los electrolizadores PEM | el nivel de
almacenamiento y despacho de los tanques de hidrégeno de todo el sistema. Se puede ver que
en las primeras horas se tiene una produccién de hidrégeno de 0,25 [MW], donde la mayoria
de este no es almacenado. Aproximadamente, en la hora 25, se deja de producir hidrégeno.
Luego, en la hora 60, se produce y se almacena el hidrégeno en los tanques. Entre las horas
170 y 220 se descargan los tanques de hidrégeno, para luego, volver a producir y almacenar.

Demanda eléctrica + carga baterias
Edlica

Gas natural

Diésel

Baterias

Potencia generada [MW]

4000 5000 7000
Tiempo [h]

Figura 5.13: Curva de duracién de demanda eléctrica sumada a la carga
de las baterias y despacho de unidades con respecto al tiempo en nodo
Porvenir. Caso base.

En Fig.(5.13) se tiene la curva de duracién de demanda eléctrica sumada a la carga de las
baterias en el nodo Porvenir. En las horas donde la demanda sumada a la carga de las bate-
rias alcanza sus valores mas altos se puede ver que predomina la generaciéon edlica. Luego, a
medida que la curva disminuye su magnitud, se tiene una mayor participacion de las baterias
en el despacho.
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Figura 5.14: Potencia generada por unidades de generacién, nivel de alma-
cenamiento y despacho de baterias con respecto al tiempo en nodo Porvenir.
Caso base.

En Fig.(5.14) se muestra la potencia generada por las distintas unidades de generacién,
el nivel de energia y el despacho de las baterias, asi como la demanda del nodo Porvenir
para los primeros 10 dias del afio. La demanda de este nodo oscila entre 5 y 6 [MW]. Las
tecnologias de generacién que aportan potencia para satisfacer la demanda son energia edlica
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y centrales a gas natural. La potencia méxima que alcanza la generacion a gas natural es
aproximadamente 5 [MW]. La generacién edlica presenta la variabilidad propia del recurso
edlico.

El nivel de carga de las baterias aumenta cuando la generaciéon edlica es superior a la
demanda del nodo o cuando la generacion a gas natural sumada a la generacion edlica superan
también dicha demanda. Cuando no se cumplen tales condiciones, la energia almacenada en
las baterias disminuye.
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Figura 5.15: Potencia generada por unidades de generacién, despacho de
baterias y costo marginal de electricidad con respecto al tiempo en el nodo
Porvenir. Caso base.

En Fig.(5.15) se muestra la potencia generada por las distintas unidades de generacion,
despacho de baterias, costo marginal y la demanda del nodo Porvenir para los primeros 10
dias del ano. La diferencia entre esta figura y Fig.(5.14) es que se muestra el costo marginal.
Se puede ver que el costo marginal toma principalmente 3 valores: 219,11, 138,72 y 0 [US-
D/MWHh]. El valor més alto del costo marginal se da cuando la capacidad de generacién de
gas natural y edlica no es suficiente para abastecer la demanda del nodo y se debe usar la
energia de las baterias. El valor medio del costo marginal se da cuando hay recurso edlico y
generacion a gas natural suficiente para abastecer la demanda. Por 1ltimo, el costo marginal
de 0 [USD/MWHh] se da cuando la demanda esté siendo abastecida por energia edlica y/o por
baterias.

El costo marginal en Fig.(5.15) también toma valores que no son el costo variable de alguna
de las tecnologias de generacién. Estos valores son: 185 [USD/MWHh| cuando se carga la
bateria en las primeras horas; 219 [USD/MWh] cuando se descarga la bateria en las primeras
horas; 142 [USD/MWh] cuando se descarga la bateria y hay generacién a gas natural; 117 y
122 [USD/MWHh] cuando se carga la baterfa y hay generacion a gas natural.
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Figura 5.16: Costo marginal de la electricidad en el nodo Porvenir. Largo
plazo (Izq.) y diferencia entre largo y corto plazo (Der.).

En Fig.(5.16) se muestra el costo marginal de largo plazo y la diferencia entre el costo
marginal de largo y corto plazo para el nodo Porvenir. Se tiene que el costo marginal de
largo plazo es siempre mayor o igual al de corto plazo. La mayor diferencia entre estos tiene
un valor de aproximadamente 24 [USD/MWHh]. En la mayoria de las horas, la diferencia es
menor a 2 [USD/MWh].

Tabla 5.14: Costo variable de unidades de generacion de electricidad para
el caso base. Las unidades diésel tienen 3 valores, estos son para los SSMM
de Puerto Natales, Punta Arenas y Porvenir respectivamente

Tecnologia | Costo variable [USD/MWHh]
Gas natural 138,72
Diésel 200,95 - 194,47 - 238,92
Edlica 0

En Tab.(5.14) se muestran los costos variables de las unidades de generacién eléctrica
que se tienen en el sistema. El costo variable de las unidades diésel toma 3 valores dado que
el costo de dicho combustible es distinto para cada uno de los sistemas medianos (Tab.(5.11)).
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Figura 5.17: Potencia generada por unidades de generacion, nivel de alma-
cenamiento y despacho de baterias con respecto al tiempo en nodo Cabo
Negro. Caso base.

En Fig.(5.17) se muestra la potencia generada por las distintas unidades de generacién,
nivel de energia y despacho en las baterias, y, la demanda del nodo Cabo Negro para los

89



primeros 10 dias del afio. Las tecnologias que participan en la generacién de electricidad
son unidades edlicas, a gas natural y CC H2 principalmente. La generaciéon con CC H2 se
produce cuando las unidades de gas natural alcanzan su potencia maxima y no hay gene-
racion edlica. Se puede ver que la demanda minima que tiene Cabo Negro es superior a la
capacidad de generacién con gas natural. En las horas donde hay potencia edlica disponible
y energia almacenada en baterias, no hay generacion con otras fuentes de energia. Por otro
lado, se muestra que hay energia que es importada desde el nodo Punta Arenas, lo cual, se
da principalmente cuando el recurso edlico es bajo y la generacion a gas natural se encuentra
en su maximo.

Con respecto al estado de carga de las baterias en Fig.(5.17), se puede ver que este aumen-
ta principalmente cuando la generacién edlica es superior a la demanda eléctrica del nodo.
Pero, esto también ocurre en momentos donde se tiene energia importada desde Punta Are-
nas. Por otro lado, hay momentos donde el area de la potencia despachada es superior a la
curva de demanda eléctrica sumada a la carga de las baterias.
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Figura 5.18: Potencia generada por unidades de producciéon de hidrégeno,
nivel de almacenamiento y despacho de tanques con respecto al tiempo en
el nodo Cabo Negro. Caso base.

En Fig.(5.18) se muestra la potencia generada por las unidades de produccion de hidré-
geno, nivel de almacenamiento y despacho de los tanques para los primeros 10 dias del ano
en Cabo Negro. En las primeras horas no se tiene produccion de hidréogeno en Cabo Negro,
pero si, importacion de hidrégeno desde los nodos Puerto Natales y Punta Arenas, luego,
aproximadamente en la hora 20 se produce y se deja de producir. A partir de la hora 60 se
comienza a producir y dicha produccién se mantiene durante varios dias, lo cual va a la par
con importacion. El hidrogeno que se produce en esos dias es almacenado en los tanques. La
produccién se detiene cuando hay aproximadamente 6 [MWh] de hidrégeno almacenado en
los tanques, luego de llegar a dicho valor, los tanques se vacian y se importa mas hidrégeno.
Después de esto, se pasa a producir e importar para llenar los tanques nuevamente.
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Figura 5.19: Potencia generada por unidades de generacién, despacho de
baterias y costo marginal de electricidad con respecto al tiempo en el nodo
Cabo Negro. Caso base.

En Fig.(5.19) se muestra la potencia generada por las unidades de generacion eléctrica,
despacho de baterias y el costo marginal de la electricidad en el nodo Cabo Negro para los
primeros 10 dias del ano. Se puede ver que el costo marginal para las primeras 24 horas
del ano es de 12.590, 3.250 y 2.751 [USD/MWHh], luego, a lo largo de los 10 dias, este toma
principalmente los valores 163,86, 138,73, y 0 [USD/MWHh]. Por otro lado, también toma los
siguientes valores: 143 y 163 [USD/MWHh]| cuando la bateria se descarga y hay generacion a
gas natural; 99 y 117 [USD/MWHh] cuando la bateria se carga y hay generacién a gas natural.
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Figura 5.20: Costo marginal de la electricidad en el nodo Cabo Negro. Largo
plazo (Izq.) y diferencia entre largo y corto plazo (Der.).
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En Fig.(5.20) se muestra el costo marginal de largo plazo y la diferencia entre el costo
marginal de largo y corto plazo para el nodo Cabo Negro. Se tiene que el costo marginal
de largo plazo es siempre mayor o igual al de corto plazo. El costo marginal de largo plazo
en las primeras horas toma el valor del costo de abastecimiento de la electricidad. La mayor
diferencia entre estos es de aproximadamente 140 [USD/MWHh]. En la mayoria de las horas,
la diferencia es menor a 20 [USD/MWHh].
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5.3.2.

Demanda de H,V por nuevas industrias
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12.4%
4.8%%

Inversion H2

OperacipEIRIER Ha

Distribucion de Costos (costo total: 144.53 [MUSD])

17.6%

Transporte

35.8%

Extraccion de GN

Inversién Eléctrico

Distribucion de Costos (costo total: 186.85 [MUSD])

Transporte

13.5%

28.4%

Extraccion de GN

18.4%

o.h0%

Inversian H Operacién H2
wersian Ha Operacion Eléctrico

Figura 5.21: Distribucion de costos totales del sistema. 25 (Izq.) y 50 (Der.)
[% demanda de gas natural]. Caso Magallanes. Sensibilidad a la demanda
de hidrégeno por nuevas industrias.

En Fig.(5.21) se muestra el costo total del sistema y como es que estd distribuido entre
los distintos componentes de este para la sensibilidad a la demanda de hidrégeno por nuevas
industrias. Se puede ver que el costo total del sistema aumenta en 38,11 y 42,32 [MUSD]
al aumentar la demanda de hidrégeno de 0 a 25 y 25 a 50 % respectivamente. Al aumentar
la demanda de hidrogeno, crece la inversion en componentes de hidrégeno, eléctricos y los
costos de operacion de unidades eléctricas.

Tabla 5.15: Balance de costos considerando ingreso marginal para cada com-
ponente del sistema. Caso Magallanes. Sensibilidad a la demanda de hidré-
geno por nuevas industrias, 50 % de la demanda de gas natural.

, Anualidad costo Costo operacién | Ingreso marginal | Balance | Balance

Tecnologia ) ) . »

inversién [MUSD] | [MUSD] [MUSD] IMUSD] | [% inversion]
Gen. GN 5,033 37,395 48,162 5,734 13,516
Diésel 0,154 0,778 2,076 1,142 122,492
Edlica 53,889 0 55,247 1,358 2,519
CC H2 0,264 0,225 0,485 -0,004 -0,896
CT H2 1,092 0,610 1,702 -0,001 -0,045
PEMFC 0,001 0,001 0,001 -0,001 -50,416
PEMEL 21,179 58,078 79,257 0,0002 -0,0003
Baterias 2,643 0,776 3,410 -0,009 -0,273
Tanques H, 13,208 21,865 35,205 0,131 0,375

En Tab.(5.15) se muestra el balance de costos para cada uno de los componentes del
sistema para el caso con una demanda de hidrégeno equivalente al 50 % de la demanda de
gas natural. En este caso, la generacion a gas natural, diésel y edlica presentan sobre-renta.
Por otro lado, el resto de las tecnologias tienen un balance de costos cercano a 0.
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Figura 5.22: Participacion en capacidad instalada por tecnologia en la gene-
racién eléctrica. Caso Magallanes. Sensibilidad a la demanda de hidrégeno
por nuevas industrias.

En Fig.(5.22) se muestra la participacién de las distintas tecnologias de generacién de
electricidad que se evaluaron con respecto a la demanda de hidrégeno. Se evidencia que la
participacion de la generacion con combustibles fosiles disminuye a medida que aumenta la
demanda de hidrégeno. Lo que aumenta es la participacion de la generacion edlica, represen-
tando un 70 % de la generacién total en el caso con mayor demanda. También, se puede ver
que hay participacion de tecnologias de generacion de electricidad que usan hidrégeno como
fuente de energia, la cual aumenta con la demanda de hidrégeno y no llega a superar el 5 %.
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Figura 5.23: Participacién por tecnologia en las emisiones de efecto inver-
nadero producidas por generacién de electricidad. Caso Magallanes. Sensi-
bilidad a la demanda de hidrégeno por nuevas industrias.

En Fig.(5.32) se muestra la participacién por tecnologia en la emision de gases de efecto
invernadero producidas por generacién de electricidad. Se observa que las emisiones totales
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aumentan en un 25,5% cuando la demanda de hidrogeno es de un 50 % de la demanda de
gas natural. La mayoria de las emisiones extra son cubiertas por generacién a gas natural y
una parte menor por generaciéon diésel. El aumento en las emisiones es mayor cuando se pasa
de 25 a 50 % de demanda de hidrégeno.
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Figura 5.24: Capacidad instalada de generacién de electricidad y de bate-
rias. Caso Magallanes. Sensibilidad a la demanda de hidrégeno por nuevas
industrias.

En Fig.(5.24) se observan las capacidades instaladas de las tecnologias de generacién de
electricidad y baterias para las distintas demandas de gas natural. La capacidad instalada
de generacién de electricidad, cuando no se tiene demanda de hidrégeno, es de 215,63 [MW].
Luego, a medida que incrementa la demanda de hidrégeno a 25% y 50 %, la capacidad de
generacion edlica aumenta a 233,41 y 346,36 [MW] respectivamente. También, aumenta la
capacidad de generacién a gas natural, subiendo de 70,40 a 109,03 [MW] y luego a 111,15.
Las plantas CC H2 y CT H2 pasan de tener menos de 0,1 [MW] de capacidad instalada
cuando no hay demanda de hidrégeno a tener 3,02 y 17,02 [MW] cuando la demanda es de
50 %. Por ultimo, las unidades diésel y PEMFC mantienen su capacidad instalada, siendo de
15,81 y 0 [MW] respectivamente.

Con respecto a los sistemas de almacenamiento de baterias, cuando no hay demanda de
hidrégeno se tiene una capacidad de 50 [MW] y 376 [MWHh], la cual va disminuyendo a medida
que aumenta la demanda de hidrégeno, llegando a 38 [MW] y 209 [MWHh].
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Figura 5.25: Capacidad instalada de electrolizadores PEM y de almacena-
miento en tanques de hidrégeno. Caso Magallanes. Sensibilidad a la deman-
da de hidroégeno por nuevas industrias.
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En Fig.(5.25) se muestra la capacidad instalada de los electrolizadores PEM y de los
tanques de almacenamiento de hidrégeno con respecto a la demanda de hidrogeno del sistema.
La capacidad instalada PEMEL en el caso sin demanda es de 0,31 [MW], creciendo hasta
los 253,12 [MW] cuando la demanda de hidrégeno es igual a un 50 % de la demanda de gas
natural. La capacidad de almacenamiento comienza en 21,71 [MWh] y alcanza los 14.342,59
[MWHh]. Por dltimo, la capacidad de potencia inicial de los tanques de hidrégeno es de 0,62
[MW] y alcanza los 293,63 [MW] con el crecimiento de la demanda.
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Figura 5.26: Capacidades instaladas de medios de transmisiéon de energia.
Caso con demanda de hidrégeno igual al 50 % de la demanda de gas natural.

En Fig.(5.26) se muestran las capacidades de transmisién para cada energético en el caso
donde la demanda de hidrégeno es de un 50 % de la demanda de gas natural. Comparado
con Fig.(5.10), las capacidades de transmisién de hidrégeno aumentan en 0,06 y 9,04 [kg/h]
entre los nodos Pecket - Cabo Negro y Punta Arenas - Porvenir respectivamente. Por otro
lado, la capacidad de transmisién de hidrégeno disminuye en 0,09 [kg/h| entre los nodos
Puerto Natales y Pecket. También, se produce un aumento de 84 [m?/h] en la capacidad del
gasoducto de gas natural que une Puerto Natales con el nodo Pecket y se instalan 0,21 [m?/h]
de capacidad de transmisién de gas entre Punta Arenas y Porvenir.
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Figura 5.27: Factor de emisiones del sistema. Caso Magallanes. Sensibilidad
a la demanda de hidrégeno por nuevas industrias.
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En la Fig. (5.27) se muestra como cambia el factor de emisiones con la demanda de hi-
drégeno. En el caso sin demanda, el factor de emisiones es de 146,96 [kgCO,/MWh]. Al
aumentar la demanda de hidrégeno al 25 % de la demanda de gas natural, este factor dismi-
nuye a 87,94 kg COy/MWHh]. Finalmente, cuando la demanda aumenta a 50 %, el factor de
emisiones llega a 70,30 [kgCO2/MWHh]. Se ve que la disminucion en el factor de emisiones es
mayor cuando se pasa de una demanda de 0 a 25% que de 25% a 50 %.
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Figura 5.28: Costo marginal de electricidad para todo el sistema. Caso Ma-
gallanes. Sensibilidad a la demanda de hidrégeno por nuevas industrias.

La Fig.(5.28) muestra el costo marginal del sistema en funcion de la demanda de hidrégeno,
este se obtiene calculando el promedio del costo marginal en cada nodo y en las 8.760 horas
del ano. Al aumentar la demanda de gas natural, el costo marginal disminuye ligeramente,
pasando de 88,13 a 85,96 [USD/MWh] cuando la demanda pasa de 0 a 50 % de la demanda
de gas natural.
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Figura 5.29: Costo marginal del hidrégeno para todo el sistema. Caso Ma-
gallanes. Sensibilidad a la demanda de hidrégeno por nuevas industrias.

En Fig.(5.29) se presenta el costo marginal del hidrégeno del sistema en funcién de la
demanda de hidrégeno, este se obtiene de la misma forma que el costo marginal de la electri-
cidad. Cuando no existe demanda de hidrégeno, el costo marginal es 2,07 [USD/kg], luego,
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cuando la demanda aumenta a 25 y 50 % de la demanda de gas natural el costo marginal

sube a 3,96 y 4,14 [USD/kg| respectivamente.

5.3.3.

Blending de hidrégeno
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Figura 5.30: Distribucién de costos totales del sistema. 10 (Izq.) y 20 (Der.)
[nivel de blending]. Caso Magallanes. Sensibilidad a la demanda de hidré-
geno con blending.

En Fig.(5.30) se muestra el costo total del sistema y como es que esta distribuido entre los
distintos componentes de este para la sensibilidad a la demanda de hidrégeno con blending.
Se puede ver que el costo total del sistema aumenta en 14,67 y 18,51 [MUSD] al aumentar
el nivel de blending de 0 a 10 y 10 a 20 % respectivamente. Al aumentar la demanda de
hidrégeno, crece la inversion en componentes de hidrégeno, eléctricos y los costos de operacion
de unidades eléctricas, al igual que para Fig.(5.21).
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Figura 5.31: Participacion en capacidad instalada por tecnologia en la gene-
racién eléctrica. Caso Magallanes. Sensibilidad a la demanda de hidrégeno
con blending

En Fig.(5.31) se ve la participacion en la generacién eléctrica por tecnologia segin el nivel
de blending. Se observa que a medida que aumenta el nivel de blending también lo hace
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la participacion de la energia edlica y de unidades de produccion de electricidad que usan
hidrégeno como fuente de energia. Por otro lado, participacién de la generacion diésel y gas
natural disminuyen.
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Figura 5.32: Participaciéon por tecnologia en las emisiones de efecto inver-
nadero producidas por generacién de electricidad (Izq.). Emisiones totales
considerando generacion eléctrica y consumo residencial, comercial y de in-
dustrias de gas natural (Der.). Caso Magallanes. Sensibilidad a la demanda
de hidrégeno con blending.

En Fig.(5.32) se aprecia la participacién por tecnologia en las emisiones de C'O,, incluyendo
también, las emisiones de los consumos de gas natural que no estdn asociados a generacion
eléctrica. Si se analiza la figura de la derecha, en el caso sin blending, las emisiones totales del
sistema son de aproximadamente 1 [Mton], luego, a medida que aumenta el nivel de blending
en la red, disminuyen las emisiones asociadas a los consumos de gas natural no relacionados
con generacién eléctrica (azul). Se puede ver que la disminucién es lineal, bajando 2,5 % cada
10 % en el nivel de blending. Por otro lado, la figura de la izquierda muestra que las emisiones
producidas por generacion a gas natural y diésel aumentan en 0,8 % y 7,5% cuando el nivel
de blending pasa de 0 de 10% y de 10 a 20 %.
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Figura 5.33: Capacidad instalada de generacién de electricidad y de baterias.
Caso Magallanes. Sensibilidad a la demanda de hidrégeno con blending.

En Fig.(5.33) se observa la capacidad instalada de las distintas tecnologias de generacién
eléctrica y de baterias con respecto al nivel de blending de hidrégeno en las redes de dis-
tribucion de gas natural. Se aprecia que la capacidad instalada de generacion edlica y a gas
natural aumentan de manera lineal, pasando de 129,21 y 70,41 [MW] a 234,92 y 109,03 [MW]
respectivamente cuando se incrementa el nivel de blending de 0 a 20 %. También, aumenta
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la capacidad instalada de unidades CT H2, pasando de 0,05 a 7,83 [MW] cuando el blending
sube a 20 %. Finalmente, las unidades diésel mantienen su capacidad instalada en 15,81 [MW].

En cuanto al almacenamiento de energia en baterias, se puede notar que estas disminuyen
la potencia que pueden suministrar, de 50,71 a 44,07 [MW] con el cambio de 0 a 20% de
blending. Por otro lado, la cantidad de energia que estas pueden almacenar, cuando no hay
blending, es de 376,78 [MWh]. Esta cantidad disminuye a 295,36 [MWHh] cuando el nivel de
blending es 10 % y finalmente llega a 279,59 [MWh] cuando se tiene 20 % de blending.
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Figura 5.34: Capacidad instalada de electrolizadores PEM y de almacena-
miento en tanques de hidrogeno. Caso Magallanes. Sensibilidad a la deman-
da de hidrégeno con blending.

En Fig.(5.34) se observa la variacién en la capacidad instalada de electrolizadores PEM
y de los tanques de almacenamiento de hidrégeno con respecto al nivel de blending. El
comportamiento de las curvas es practicamente lineal. La capacidad de electrélisis sube de
0,31 a 130,96 [MW] cuando se aumenta a 20 % el nivel de hidrégeno. Para la cantidad de
[MWh] de hidrégeno que pueden ser almacenados, se ve un incremento de 21,71 a 7.830,37
[MWHh] con un paso de 0 a 20 % de blending. Por otro lado, para la capacidad de hidrégeno
que pueden entregar los tanques, se tiene una capacidad inicial de 0,62 [MW] para luego
aumentar a 132,73 [MW] cuando hay 20 % de blending,.
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Figura 5.35: Capacidades instaladas de medios de transmisiéon de energia.
Caso con 20% de nivel de blending en las redes de distribucién de gas
natural.
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En Fig.(5.35) se muestran las capacidades de transmisioén para cada energético en el caso
donde el nivel de blending es de 20 %. Comparado con Fig.(5.10), la capacidad de transmisién
de hidrégeno sube a 7,23 [kg/h] entre los nodos Punta Arenas y Porvenir. También, se produce
una disminucién de 1.915 y 0,15 [m?/h] en la capacidad del gasoducto de gas natural que une
Puerto Natales con el nodo Pecket y el que une Punta Arenas con Porvenir respectivamente.
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Figura 5.36: Factor de emisiones del sistema. Caso Magallanes. Sensibilidad
a la demanda de hidrégeno con blending.

En Fig.(5.36) se presenta como cambia el factor de emisiones con el nivel de blending en
las redes de distribucion de gas natural. En el caso sin blending se tiene un factor de emisiones
de 146,96 [kgC'O2/MWHh], luego, al aumentar el nivel de blending a 10 %, disminuye el factor
de emisiones a 107,62 [kgCO,/MWHh]. Finalmente, cuando el nivel de blending aumenta a
20 %, el factor llega a 87,7 [kgCOy/MWHh]. Se ve que la disminucién en el factor de emisiones
es mayor cuando se pasa de un nivel de blending de 0 a 10 % que de 10 % a 20 %.
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Figura 5.37: Costo marginal de electricidad para todo el sistema. Caso Ma-
gallanes. Sensibilidad a la demanda de hidrégeno con blending.

a Fig. (5.37) muestra el costo marginal del sistema en funcién del nivel de blending en las
redes de distribucion de gas natural. Este se obtiene calculando el promedio del costo marginal
en cada nodo durante las 8.760 horas del afio. Al aumentar la demanda de gas natural, el
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costo marginal disminuye ligeramente, pasando de 88,13 a 85,6 [USD/MWHh] cuando el nivel
de blending pasa del 0% al 20 %.
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Figura 5.38: Costo marginal del hidrégeno para todo el sistema. Caso Ma-
gallanes. Sensibilidad a la demanda de hidrégeno con blending.

En Fig.(5.38) se presenta el costo marginal del hidrégeno del sistema en funcién del nivel
de blending, este se obtiene de la misma forma que el costo marginal de la electricidad.
Cuando no existe demanda de hidrégeno, el costo marginal es de 2,07 [USD/kg], luego,
cuando el nivel de blending aumenta a 10 y 20 % el costo marginal sube a 3,76 y 3,96 [USD /kg]

respectivamente. También, se ve la aparicion de una pequena capacidad de generacion CC
H2.

5.3.4. Impuesto verde

En Fig.(5.39) se muestra el costo total del sistema y como es que estd distribuido entre
los distintos componentes de este para la sensibilidad al costo de las emisiones. Se puede ver
que el costo total del sistema aumenta en 1,13 [MUSD] al aumentar el costo de emisiones de
0 a 35 [USD/tonCOs], luego, si se pasa de 35 a 100 [USD/tonC O] se ve un aumento de 2,62

[MUSD]. Al aumentar el costo de emisiones, crece la inversién en componentes eléctricos y
de hidrégeno.

Distribucién de Costos (costo total: 105.29 [MUSD]) Distribucidén de Costos (costo total: 109.04 [MUSD])
Inversidn Eléctrico Transporte Transparte
Inversidn Eléctrico
22.1% 23.8% 26.9% 23.0%
Inversian H2
i i 0.0%
Operacidn Eléctrico 4.9%
Operacién H2 ] Inversion H2 %‘?‘,
Operacién Eléctrico 0.0%
Operacion H2
49.2% 46.0%
Extraccion de GN Extraccion de GN

Figura 5.39: Distribucion de costos totales del sistema. 0 (Izq.) y 100 (Der.)
[USD/tonCOy]. Caso Magallanes. Sensibilidad al costo de emisiones.
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Tabla 5.16: Balance de costos considerando ingreso marginal para cada com-
ponente del sistema. Caso Magallanes. Sensibilidad al costo de emisiones,
100 [USD/tonCO3] como costo de emisiones.

, Anualidad costo Costo operacion | Ingreso marginal | Balance | Balance

Tecnologia ) L ) »

inversién [MUSD] | [MUSD] [MUSD] [MUSD] | [% inversion]
Gen. GN 2,825 26,313 33,624 4,436 15,397
Diésel 0,155 0,199 0,277 -0,078 -21,951
Eolica 20,091 0 21,467 1,376 6,851
CC H2 0,065 0,244 0,309 -0,0002 -0,074
CT H2 0,009 0,007 0,016 -0,0003 -2,005
PEMFC 0,0004 0,0005 0,0006 -0,0003 -37,495
PEMEL 0,116 0,007 0,123 -0,0002 -0,234
Baterias 6,195 2,233 8,376 -0,052 -0,622
Tanques Hy 0,124 0,090 0,212 -0,002 -1,044

En Tab.(5.16) se el balance de costos de los distintos componentes del sistema para un
costo de emisiones de 100 [USD/tonCO,]. Al pasar de un costo de emisiones de 35 a 100
[USD/tonCOs], se ve un aumento en la rentabilidad de las unidades de generaciéon a gas
natural. Se tiene que, el balance de costos es positivo para la generaciéon a gas natural y
edlica. Por otro lado, el balance de costos del resto de las tecnologias es negativo y cercano

a 0.

100% -

90% -
80% 7
70% 7
60%
50% -+
40% -
30% 7
20% 7
10% -

0% -

Costo de emisiones USthon]

Gas natural
Diésel
Eélica
CC H2
CT H2
PEMFC

Figura 5.40: Participacién en capacidad instalada por tecnologia en la ge-

neracién eléctrica. Caso Magallanes. Sensibilidad al costo de emisiones.

En Fig.(5.40) se ve la participacion en la generacién eléctrica por tecnologia segun el
costo a las emisiones. Se observa que a medida que aumenta el costo a las emisiones también
aumenta la participacién de la generacion edlica y disminuye levemente la participacion del
diésel y del gas natural.
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Figura 5.41: Participacién por tecnologia en las emisiones de efecto inver-
nadero producidas por generacién de electricidad. Caso Magallanes. Sensi-
bilidad al costo de emisiones.

En Fig.(5.41) se muestra la participacién por tecnologia en las emisiones de CO;. A medida
que aumenta el costo de emisiones, las emisiones totales producidas van disminuyendo. El
cambio en las emisiones al aumentar el costo de estas a 100 [USD/ton] es de 19 %.

r 600 —®- Energia Baterias

—e— Edlica
[500  —e~ Gas natural
—&— Diésel

120 A

PEMFC
[400 = —e- cCcH2
Z—e CTH2
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Figura 5.42: Capacidad instalada de generacién de electricidad y de baterias.
Caso Magallanes. Sensibilidad al costo de emisiones.

La Fig.(5.42) muestra las capacidades instaladas de tecnologias de generacién de electri-
cidad y baterias con respecto al costo de emisiones. Cuando no hay costo a las emisiones,
la capacidad total instalada es de 207,65 [MW], donde 121,03 [MW] son turbinas edlicas,
70,68 [MW] son plantas a gas natural y 15,81 [MW] son plantas diésel. Cuando el costo de
emisiones aumenta de 0 a 35 [USD/ton], se produce un aumento en la generacién eélica. Para
dicho costo de emisiones, la capacidad total instalada es de 211,44 [MW], donde 126,21 [MW]
son turbinas edlicas y el resto de las tecnologias se mantienen igual. Si se sigue aumentando
el costo de emisiones hasta alcanzar los 100 [USD/ton] se tiene que la generacién edlica sigue
creciendo hasta alcanzar los 142,95 [MW]. Por otro lado, la generacién diésel se mantiene
constante y la generacién a gas natural disminuye a 68,42 [MW].
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Los sistemas de almacenamiento de baterias también se ven afectados por el cambio en
las emisiones, estos aumentan sus capacidades a medida que el costo de emisiones también lo
hace. Cuando no hay costo a las emisiones, las capacidades instaladas de baterias son 45,13
[MW] y 288,11 [MWh]. Luego, cuando el costo de emisiones aumenta a 35 [USD/ton], la
capacidad de las baterfas aumenta a 50,71 [MW] y 376,78 [MWh]. Después, cuando el costo
de emisiones sube a 70 [USD/ton], la capacidad de las baterias sube a 57,57 [MW] y 537,02
[MWHh]. Finalmente, cuando el costo de emisiones es de 100 [USD/ton], la capacidad de las
baterias pasa a ser de 61,02 [MW] y 590,52 [MWHh]. El cambio del costo de emisiones de 70
a 100 [USD/ton] es el que produce el menor incremento en las capacidades de las baterias.

1ap ~—®- Cantidad de hidrégeno almacenado

120 —a— PEMEL
—e— Cap. tanques de hidrogeno

5
3

Capacidad [Mw]
P
g
Capacidad [MWh]

[ 20 a0 60 80 100
Costo de emisiones [USD/ton]

Figura 5.43: Capacidad instalada de electrolizadores PEM y de almacena-
miento en tanques de hidrégeno. Caso Magallanes. Sensibilidad al costo de
emisiones.

En Fig.(5.43) se muestra la capacidad instalada de electrolizadores PEM y de almacena-
miento en tanques de hidrégeno en funcién del costo de emisiones. Se puede ver que a medida
que aumenta el costo de las emisiones por sobre los 10 [USD/ton] también lo hacen las ca-
pacidades de producciéon de hidrégeno y de los tanques de almacenamiento. Pero, cuando el
costo de emisiones es 0 [USD/ton] y se sube a 10 [USD/ton|, se produce una disminucién
en las capacidades instaladas de electrolizadores y tanques de hidrégeno. Se comienza con
una capacidad PEMEL de 0,15 [MW]. Al aumentar el costo de emisiones a 10 [USD/ton], la
capacidad instalada de PEMEL pasa a ser de 0,09 [MW], luego, cuando el costo de emisiones
pasa ser de 35, 70 y 100 [USD/ton], la capacidad instalada de PEMEL aumenta a 0,31, 1,09
y 1,73 [MW] respectivamente. Se nota que el aumento en la capacidad instalada de unidades
PEMEL es mayor cuando el costo de emisiones supera los 35 [USD/ton].

La capacidad de los tanques de hidrégeno cuando el costo de emisiones es 0 [USD/ton]
es de 0,29 [MW] y 9,74 [MWHh]. Al aumentar este costo a 10 [USD/ton], la capacidad de los
tanques de hidrégeno disminuye a 0,19 [MW] y 6,18 [MWh)]. Luego, cuando el costo de las
emisiones alcanza los 100 [USD/ton], la capacidad de los tanques de hidrégeno sube a 2,56
[MW] y 135,88 [MWHh]. Al igual que con la capacidad instalada de electrolizadores PEM,
cuando el costo de emisiones supera los 35 [USD/ton], el aumento en las capacidades de
almacenamiento de hidrégeno es mayor.
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Figura 5.44: Capacidades instaladas de medios de transmisién de energia.
Caso con 100 [USD/ton] como costo de emisiones.

En Fig.(5.44) se muestran las capacidades de transmisién para cada energético en el caso
donde el costo de emisiones es 100 [USD/ton]. Comparado con Fig.(5.10), las capacidades
de transmisién de hidrégeno disminuyen en 0,2 y 0,27 [kg/h] entre los nodos Pecket - Cabo
Negro y Puerto Natales - Pecket respectivamente, por otro lado, la capacidad de transmision
de hidrégeno aumenta en 0,01 [kg/h] entre los nodos Punta Arenas y Porvenir. También, se
produce un aumento de 0,81 [MW] en la capacidad de la linea de transmisiéon que une Cabo
Negro con Punta Arenas.

Factor de emisiones [kgCOz/MWh]
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Figura 5.45: Factor de emisiones del sistema. Caso Magallanes. Sensibilidad
al costo de emisiones.
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En Fig.(5.45) se muestra como cambia el factor de emisiones del sistema con el cambio en
el costo de emisiones. Cuando el costo de emisiones es 0 [USD/ton], el factor de emisiones
es 158,46 [kgC'Oo/MWHN], el cual es el valor més alto que alcanza. Al aumentar el costo de
emisiones se produce una disminuciéon en el factor de emisiones, dicha disminucién tiene un
comportamiento casi lineal a medida que aumenta el costo en las emisiones. El factor de

emisiones alcanza su menor valor para un costo de emisiones de 100 [USD/ton]|, siendo de
126,05 [kgCO5/MWh].
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Figura 5.46: Costo marginal de electricidad para todo el sistema. Caso Ma-
gallanes. Sensibilidad al costo de emisiones.

En Fig.(5.46) se muestra el costo marginal de la electricidad en funcién del costo de
emisiones. A medida que aumenta el costo de emisiones también lo hace el costo marginal.
Cuando el costo de emisiones es de 0 [USD/ton], el costo marginal es 82,69 [USD/MWh],
luego, al aumentar el costo de emisiones a 100 [USD /ton], el costo marginal aumenta a 96,85
[USD/MWh] y de manera lineal.
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Figura 5.47: Costo marginal del hidrégeno para todo el sistema. Caso Ma-
gallanes. Sensibilidad al costo de emisiones.

En Fig.(5.47) se muestra como cambia el costo marginal del hidrégeno con el aumento del
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costo de emisiones. Se puede ver que el crecimiento es mayor a medida que va aumentando
el costo de emisiones. Cuando el costo de emisiones es 0 [USD/ton], el costo marginal del
hidrégeno es de 2,02 [USD /kg], luego, cuando el costo de emisiones aumenta a 100 [USD /ton],
el costo marginal sube a 2,26 [USD/kg] y de manera lineal.
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Figura 5.48: Vertimiento de energia. Caso Magallanes. Sensibilidad al costo
de emisiones.

En Fig.(5.48) se muestra el cambio en el vertimiento de energia edlica a medida que
se aumenta el costo de emisiones. El vertimiento aumenta con el aumento en el costo de
emisiones, dicho aumento se va volviendo cada vez menor. Cuando el costo de emisiones es
0 [USD/ton], el vertimiento es de 88,38 [GWh], luego, cuando el costo de emisiones aumenta
a 100 [USD/ton], el vertimiento sube a 130 [GWHh].
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5.4. Discusion de resultados

5.4.1. Caso base

Si se remunera a las componentes del sistema segtin compra y venta de energia a costo
marginal, en teoria se deberia obtener una rentabilidad de 0 para todas las tecnologias. En-
tonces, lo mostrado en Tab.(5.12) es consistente. La generacion edlica es la tinica tecnologia
que presenta un balance de costos mayor a 0, es decir, sus costos de inversioén y operacion son
menores los ingresos. Esto, se puede explicar con el costo variable de la generaciéon edlica, el
cual es 0 [USD/MWHh], siendo este el menor de todas las tecnologias. Por otro lado, la gene-
racion a gas natural y diésel tienen un balance de costos negativo pero no tan cercano a 0
como el resto de las tecnologias. Finalmente, los valores del balance de costos de las unidades
de generacion a hidrégeno, produccion de hidrogeno y almacenamiento de hidrogeno y elec-
tricidad para este caso es muy cercano a 0. La aparicién de un balance de costos distinto a 0
para todas las tecnologias puede ser explicada por el hecho de que el modelo no resuelve por
completo el problema de optimizacion, con el fin de reducir el tiempo computacional de eva-
luacion, esto, produce que la solucién que se obtiene no tiene tanta precision como se desearia.

En Fig.(5.22) se puede ver la capacidad instalada actual de generacién de energia en la
region de Magallanes y la capacidad que el modelo decide instalar para satisfacer la demanda
del caso base considerando todos los parametros de entrada. La tecnologia de generacion
predominante es la energia edlica, lo cual se explica por los altos factores de planta y el costo
del gas natural que presenta la regién, asi como por las predicciones en el costo de inversion
de las turbinas edlicas.

Para analizar las capacidades instaladas se revisan las Figs.(5.2, 5.7), en la primera se
muestra la capacidad instalada actual de unidades de generacion eléctrica por nodo, y en
la segunda se muestran las capacidades instaladas Optimas para el caso de estudio segtin el
modelo. Los nodos 1, 3, 4, 5, 6 (Tab.(5.3)) son aquellos donde se permite generacion eléctrica
y producciéon de hidrégeno. La decision de solo permitir generacion en dichos nodos, se toma
porque preliminarmente, dada la ubicaciéon de los otros nodos, no tiene sentido generar en
ellos, teniendo como efecto la reduccion de los tiempos de evaluacion del modelo. Se puede
ver que, se instala capacidad de generacion edlica en todos los nodos recién mencionados.
La capacidad instalada de generacion diésel se mantiene igual para cada uno de los nodos
y la capacidad de generacion con gas natural disminuye para los nodos Central 3 Puentes y
Porvenir, el iinico nodo donde se instala generacion a gas natural es Cabo Negro. Esto tiene
sentido, ya que este nodo actualmente solo cuenta con generaciéon edlica, por lo tanto, instalar
generacion a gas natural puede satisfacer demanda cuando no hay recurso edlico disponible.

En cuanto a la capacidad de electrolizadores PEM y generadores CC H2, CT H2 y PEMFC,
se tiene que son sumamente pequenos y se puede decir que el hecho de que aparezcan se debe
a la precisién del modelo de optimizacién, la cual fue fijada en 0,1 % para disminuir los tiem-
pos de evaluacion del modelo. Lo mismo se puede decir de los resultados obtenidos sobre las
capacidades instaladas de tanques de almacenamiento de hidr6geno mostrados en Tab.(5.13),
donde estas son muy pequenas. De todas formas, estos cumplen con la funcién de darle fle-
xibilidad al sistema en forma de almacenamiento de energia por medio de hidrégeno para
luego inyectar nuevamente, reconvirtiéndolo a electricidad.
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Las capacidades de sistemas de almacenamiento de baterias que el modelo decide instalar
se muestran en Tab.(5.13). La potencia que pueden suministrar las baterias es consistente
considerando que las demandas maximas de electricidad en esos nodos son:

Tabla 5.17: Estimacion de demanda maxima para cada nodo en Magallanes

al afio 2050.
Nodo Demanda méaxima [MW]
Puerto Natales 13,73
Cabo Negro 3,38
Central 3 Puentes 30,102
Punta Arenas 45,93
Porvenir 6,62

La potencia que pueden suministrar las baterias supera la demanda maxima de su respec-
tivo nodo, lo cual es consistente con el hecho de que el inico segmento donde hay transmision
de energia eléctrica esta entre el nodo Central 3 Puentes y Punta Arenas (Fig.(5.10)), de for-
ma que, se estd usando la energia de las baterias para abastecer la demanda de su respectivo
nodo. La presencia de esa linea de transmision también explica que a pesar de que la demanda
en el nodo Punta Arenas es superior a la demanda en el nodo Central 3 Puentes, se decide
instalar una capacidad de generacién edlica superior en la Central 3 Puentes, es decir, se usa
la linea para abastecer los consumos de Punta Arenas con la energia generada en la Central
3 Puentes. Al revisar los perfiles de generacién edlica que se usaron para el modelamiento, se
identifica que el factor de planta en la Central 3 Puentes es de 43% y en Punta Arenas de
42 %, lo cual le da mas consistencia al hecho de que se instale una capacidad de generacion
eblica superior en la Central 3 Puentes.

En Fig.(5.10) se observa un aumento en la capacidad de transmisién de gas natural entre
los nodos Puerto Natales y Pecket. La demanda méxima de gas natural que alcanza Puerto
Natales es de 30.479 [m?/h], lo cual es superior a la capacidad de transmisién actual de gas
natural entre esos nodos, que es de 12.500 [m?/h]. Esto, sumado a que el modelo no consi-
dera almacenamiento de gas natural, puesto que no se encontraron datos sobre este tipo de
sistemas en la regién, hace que la Unica forma de abastecer la demanda de gas natural en
Puerto Natales sea aumentar la capacidad del gasoducto.

Como entrada del modelo, se permite la instalacion de un gasoducto de gas natural entre
Porvenir y Punta Arenas; sin embargo, el modelo decide instalar solo 0,14 [m3/h], lo cual,
comparado con las dimensiones de los otros gasoductos, es practicamente insignificante. Esto
significa que el sistema actualmente cuenta con la capacidad suficiente de transporte de gas
natural para abastecer todos los nodos, excepto Puerto Natales, segin las proyecciones de
demanda para el afio 2050.

En Fig.(5.27) se muestra que el factor de emisiones para el caso base es de 149,96 [kgC'O,
/MWHh]. El factor de emisiones del SEN en el ano 2024 es de 242,1 [kgCO,/MWh]| [26].
Entonces, el valor obtenido tiene sentido si se piensa que la participacion de generacion re-
novable que se obtuvo con la evaluaciéon del caso base es muy superior a la que presenta el
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SEN actualmente.

En Figs.(5.11, 5.12) se muestra la operacién del sistema completo para la red eléctrica
y de hidrégeno. Se puede ver que el area que representa la potencia suministrada por cada
tecnologia es siempre mayor o igual a la curva de demanda eléctrica, esto quiere decir que se
puede abastecer toda la demanda eléctrica del sistema. Se puede ver que las tecnologias que
abastecen la gran mayoria de la demanda son generacion a gas natural, edlica y sistema de
baterias. Lo mostrado en la figura de la operacion de la red de hidrégeno indica que se esta
utilizando dicha red para darle flexibilidad a la red eléctrica, esto porque, en este caso no hay
demanda de hidrégeno, entonces, esta solo para cumplir tal funcion. Cuando la curva negra
se ve sobrepasada por el area verde o amarilla, significa que se esta produciendo electricidad
utilizando hidrégeno.

En Fig.(5.13) se puede ver la curva de duracién de demanda sumada a la carga de las
baterias en el nodo Porvenir. Lo mostrado en esta figura es consistente, ya que indica que las
baterias estan siendo cargadas principalmente con energia edlica. Esto sugiere que las bate-
rias tienden a adquirir energia cuando su costo es bajo y la suministran al sistema cuando el
costo de la energia es elevado.

En Figs.(5.14, 5.15) se puede ver como se comporta el modelo en el nodo Porvenir en
términos de la potencia despachada por las tecnologias de generacion eléctrica, el nivel y el
despacho de baterias, la demanda y el costo marginal de la electricidad. En tales figuras, se
puede ver que el costo marginal en la mayoria de las horas toma el valor del costo variable de
las unidades a gas natural o de las unidades edlicas, los cuales son 138,72 y 0 [USD/MWh].
Pero, dentro de las primeras 24 horas del tiempo de evaluacion, el costo marginal alcan-
za un valor de 219,11 [USD/MWHh], dicho valor no es el costo variable de las unidades de
generacion diésel y se puede observar que cuando ese es el costo marginal, la energia en
las baterias disminuye. También, se tiene que el costo marginal toma los valores 142 y 117
- 122 [USD/MWh] cuando se descarga la bateria y cuando se carga la bateria respectiva-
mente. Entonces, como dichos valores no son el costo variable de ninguna de las unidades
de generacién presentes en el sistema y aparecen exclusivamente cuando la bateria se esta
cargando o descargando, se puede decir que estos estan relacionados con el costo futuro de
la energia en las baterias. Una central hidroeléctrica de embalse tiene un costo variable de
generacion de energia de 0 USD/MWh en el presente. Sin embargo, si se usara toda el agua
ahora, en el futuro la demanda tendria que ser abastecida por fuentes de energia con un
mayor costo variable, como plantas térmicas. Por ello, se le asigna un costo futuro a la ener-
gia que puede entregar el embalse, representando el costo de oportunidad de usar el agua
ahora versus reservarla para su uso en momentos en los que las alternativas de generacion
sean mas costosas. Por ejemplo, cuando la bateria se carga con un costo marginal de 138
[USD/MWHh], este proceso genera una disminucién en el costo marginal. Lo cual se debe
a que el costo futuro de la energia almacenada en las baterias serd més bajo, dado que se
contard con un mayor nivel de carga disponible para su uso en momentos de mayor demanda.

Un nodo que es interesante estudiar por la similitud entre la demanda de electricidad y
la energia que pueden almacenar los tanques de hidrégeno, es Cabo Negro. En Figs.(5.17,
5.18, 5.19) se puede ver como se comporta el modelo en dicho nodo en términos de potencia
despachada por las tecnologias de generacién eléctrica y de produccién de hidrégeno, el nivel
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de energia y despachos que tienen los sistemas de almacenamiento de baterias y de hidrogeno,
la demanda eléctrica, y el costo marginal de la electricidad. En las primeras 24 horas del dia,
la potencia suministrada por las unidades de generacién de este nodo no es suficiente para
abastecer la demanda eléctrica. De forma que se debe importar energia eléctrica e hidrégeno
del nodo Punta Arenas. Esto, explica que atin cuando en las primeras 24 horas no hay pro-
duccién de hidrogeno en Cabo Negro, si hay generaciéon CC H2.

El costo marginal en Cabo Negro después de las primeras 24 horas comienza a tomar
el valor del costo variable de la generacion a gas natural y edlica, pero, en algunas horas
aumenta por sobre el costo variable del gas natural, llegando a 163,86 [USD/MWh]. Dichos
aumentos en el costo marginal coinciden con las horas en las que la bateria se descarga, por
lo tanto, ese valor estd relacionado con el costo futuro de la energia en las baterias. Lo que
estd pasando es que usar la energia de los sistemas de baterias significa que en el futuro se
tendra una menor cantidad de energia almacenada, por lo tanto, el costo marginal aumenta
para representar dicho aumento en la energia de las baterias en el futuro. Entre las horas
150 y 200, se observa que las baterias entregan energia al sistema, pero el costo marginal se
mantiene en el valor del costo variable de la generacién a gas natural y también disminuye
cuando se cargan las baterias. Durante esas horas, el valor de la energia almacenada en las
baterias es menor que el valor que tenia en los momentos en que el costo marginal era de
163,86 [USD/MWHh]. Lo cual, se explica por un menor costo para la energia almacenada en
las baterias dada la ponderacion que se le da al costo de la energia por el valor del costo
futuro. Para el modelo, el valor de la energia en las baterias en esas horas es menor al costo
variable del gas natural. Se puede extrapolar lo anterior a los sistemas de almacenamiento
de hidrégeno dado que las ecuaciones para los nodos eléctricos y de hidrégeno son las mismas.

Es importante senalar que solo se toma un perfil de generacién edlica para cada nodo, lo
cual tiene como consecuencia que no se de una complementariedad entre las distintas unidades
de generacion en los respectivos nodos, todo esto, considerando que se instalan capacidades
muy pequenas de transmision eléctrica, de forma que la complementariedad debe darse entre
las unidades de cada nodo. Entonces, al no existir este fenémeno entre las unidades de ge-
neracion edlica, se produce un sobre-dimensionamiento de las capacidades instaladas de esta
misma tecnologia y también de los sistemas de almacenamiento de baterias y de hidrogeno.
Lo cual puede explicar las altas capacidades que se instalan de tales tecnologias al realizar
la modelacion.

En Figs.(5.16, 5.20) se muestran los costos marginales a largo plazo (costo marginal ob-
tenido al evaluar el modelo considerando las decisiones de inversion) y la diferencia entre el
costo marginal de largo y corto plazo (costo marginal de corto plazo es el costo que se obtie-
ne al evaluar el modelo considerando que las decisiones de inversién ya fueron tomadas). Se
esperaba que el costo marginal de largo plazo mostrara senales de inversion, pero, se obtuvo
que la diferencia entre tales costos marginales no es superior a los 140 [USD/MWHh]|. Los
mayores costos marginales de corto y largo plazo, se obtienen cuando el sistema incurre en
el costo de abastecimiento, pero no como senal de inversion.

5.4.2. Demanda de H,V por nuevas industrias

Los costos totales del sistema para la sensibilidad a la demanda de hidrégeno por nuevas
industrias se muestra en Fig.(5.21), al compararla con el costo para el caso base mostrado en
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Fig.(5.5), se tiene que, como era de esperarse, subir la demanda de hidrégeno trae consigo
un crecimiento en el costo total del sistema, aumentando las capacidades de los elementos
eléctricos y de hidrogeno.

Un aspecto importante a analizar es el cambio en las emisiones del sistema causado por el
aumento en la demanda de hidrégeno. Dado que, en esta sensibilidad la demanda de hidro-
geno se suma a la demanda total ya existente en el sistema, lo que se muestra en Fig.(5.23)
tiene sentido. Al incrementar la demanda de hidrégeno, se requiere generar una mayor can-
tidad de energia, y segin cémo se produzca dicha energia, las emisiones se mantendran o
aumentaran. En este caso, como se ilustra en la Fig.(5.24), la capacidad instalada de energia
edlica aumenta considerablemente con la aparicion de la demanda de hidrégeno. Por otro
lado, la generacién con gas natural también incrementa su capacidad instalada, aunque no
tanto como la edlica. Ademads, aparecen tecnologias de reconversién de hidrégeno, principal-
mente CT H2. Entonces, la energia necesaria para abastecer los requerimientos energéticos
de la produccién de hidrogeno es generada principalmente por turbinas edlicas y generacion
a gas natural, de esta forma, se explica el aumento de 25,5% en las emisiones totales del
sistema producido por la generacién a gas natural en su mayoria y diésel.

En Figs.(5.24, 5.25) se puede ver como cambian las capacidades instaladas de todas las
tecnologias de generacion de electricidad y producciéon de hidrogeno con la aparicién de la
demanda de hidrégeno. Como ya se menciond, la energia necesaria para producir el hidrogeno
es cubierta en su mayoria por generacion edlica, aumentando considerablemente su capacidad
instalada. También, se instalan electrolizadores PEM y tanques para almacenarlo. Por otro
lado, se produce una disminucion en la capacidad instalada de baterias, en su potencia y
energia. Pasando de tener una capacidad de 50 [MW] y 7.52 [h] a 38 [MW] y 5.5 [h]. Esto,
se explica por el aumento en la capacidad instalada de generaciéon a gas natural y la apari-
ciéon de unidades de reconversion de hidrégeno, de forma que, la energia que los sistemas de
almacenamiento de baterias se encargaban de suministrar es cubierta por generacién a gas
natural y a hidrégeno.

En cuanto a las capacidades de transmision que se instalan con el aumento de la demanda
de hidrégeno, se concluye que dados los costos de instalacion de los gasoductos de hidrogeno,
lo mejor es generarlo en cada uno de los puntos de consumo. Descartandose la opcion de
construir una red de gasoductos que conecte todos los sistemas medianos de la regién. Ahora
bien, esto es solo considerando la instalacion de nuevos gasoductos. Por otro lado, se podria
estudiar cémo cambiarian los resultados si se considerara el reacondicionamiento de los ga-
soductos existentes de gas natural para que funcionen con hidrégeno.

En Fig.(5.27) se puede observar que el factor de emisiones disminuye con el aumento de
la demanda de gas natural. Esto, se justifica por la misma razén por la que se explica que
las emisiones de efecto invernadero no aumentaron tanto considerando que la demanda de
hidrégeno llega a ser de un 50 % de la demanda de gas natural. La energia necesaria para
satisfacer la demanda de hidrégeno es producida principalmente por generacion eédlica, la cual
no produce emisiones en su operacion. Entonces, la cantidad de energia producida aumenta
considerablemente, pero las emisiones no aumentan en la misma proporcion, lo que resulta
en una disminucion en el factor de emisiones.
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5.4.3. Blending de hidrégeno

Los costos totales del sistema para la sensibilidad a la demanda de hidrégeno por nuevas
industrias se muestra en Fig.(5.30), al compararlo con el costo total del caso base mostrado
en Fig.(5.5), se tiene que, al igual que para la sensibilidad a la demanda por nuevas indus-
trias, se ve un aumento en el costo total del sistema, dicho aumento es menor al que se ve
para la primera sensibilidad, esto se debe a que, para el caso del blending se produce un
aumento en la demanda de hidrogeno acompanado de una disminucion en la demanda de gas
natural, ademas, la demanda de hidrégeno es mayor para los casos de la primera sensibilidad.

Como era de esperarse, en Fig.(5.32) se aprecia que al hacer blending se produce una
reducciéon de las emisiones totales de efecto invernadero. Siendo esta, una de las principales
ventajas del blending de hidrégeno en redes de gas natural. En especial, en una regién como
Magallanes, la cual es fuertemente dependiente del gas natural para abastecer sus requeri-
mientos energéticos.

La reduccién en las emisiones totales es lineal entre 0 % y 20 % de blending. Esto es una
coincidencia, ya que la disminucién en las emisiones producidas por gas natural (azul) es
mayor cuando hay un mayor nivel de blending, y, las emisiones producidas por la generacion
de electricidad usando gas natural y diésel también aumentan. El aumento en las emisiones
por generacion de electricidad se debe al aumento en la capacidad instalada de generacion
a gas natural (5.33), mientras que el comportamiento de la reduccion de las emisiones por
demanda de gas natural se debe al incremento que debe haber en el volumen de la mezcla de
hidrégeno con gas para entregar la misma cantidad de energia. La reduccion a las emisiones
por una variacién de 1% en el nivel de blending en la red se hace mayor mientras més hidré-
geno haya en la mezcla (Tab.(2.5)). Entonces, lo ideal seria aumentar el nivel de mezcla en
mas de un 20 %, pero, esto no puede hacerse sin tener que reacondicionar o reemplazar los
equipos que componen las redes de distribuciéon de gas natural.

Si se comparan los casos donde se considera demanda de hidrégeno por nuevas industrias
con los casos con blending, se evidencia que ambos incluyen una demanda de hidrégeno que
representa un porcentaje de la demanda de gas natural, pero, en el caso con blending, hay
una reducciéon en el consumo residencial, comercial e industrial de gas que es cubierto por
hidrégeno. Entonces, el caso con 20 % de blending deberia dar resultados similares al caso de
demanda de hidrégeno igual al 25 % de la demanda de gas natural. Comparando Figs.(5.24,
5.33) se puede ver que las capacidades instaladas de generacién y almacenamiento de los
dos casos en cuestion son efectivamente muy similares. Lo mismo se puede observar con las
capacidades instaladas de produccién de hidrégeno y almacenamiento (Figs.(5.25, 5.34).

Como las sensibilidades a la demanda de hidrégeno por la aparicion de nuevas industrias
y por la implementacion de blending tienen como unica diferencia el cambio en la demanda
del gas natural para el segundo caso, se tiene que los costos marginales para la electricidad
e hidrégeno tienen el mismo comportamiento. En Figs.(5.28, 5.37) se muestra que el costo
marginal promedio de la electricidad no cambia considerablemente frente a los cambios en
la demanda de hidrégeno. Esto, se debe a que la electricidad necesaria para satisfacer los
requerimientos energéticos de los electrolizadores para producir hidrégeno es cubierta casi
completamente por energia edlica. Por otro lado, en Figs.(5.29, 5.38) se puede ver que el

113



cambio en la demanda del hidrégeno si produce un aumento en el costo marginal del mismo.
Esto, tiene su explicacion en el hecho de que en el caso base, no se tenia una demanda de
hidrégeno, entonces, este solo se produce cuando hay exceso de energia edlica, no asi, cuando
aparece un perfil de demanda de hidrégeno de las mismas caracteristicas que el perfil del gas
natural, surgiendo la necesidad de producir hidrégeno en horas en las que el costo marginal
de la electricidad es mayor que 0 y provocando un aumento en dicho costo.

Para analizar el cambio en las capacidades de transporte producido por la implementacién
de blending, se estudia el caso con 20 % de blending de hidrégeno en las redes de distribucion
de gas natural. En Fig.(5.35) se puede ver que los gasoductos de hidrégeno tienen casi las
mismas capacidades que los que tiene el caso con demanda de hidrégeno de 50 % por nuevas
industrias (Fig.(5.26)). La mayor diferencia es que, en este caso, se instalan 1,46 [MW] de
transmision eléctrica entre los nodos Cabo Negro y Punta Arenas. Esto, es un poco mayor a
lo que se instala en el caso base y se explica porque hay una mayor capacidad de generacion
edlica en los nodos Punta Arenas y Central 3 Puentes, entonces, se prefiere satisfacer parte
de la demanda de electricidad de Cabo Negro mediante la linea.

Al comparar Figs.(5.10, 5.35) se puede ver que la principal diferencia es la capacidad de
transmision de gas natural que se tiene entre los nodos Puerto Natales y Pecket. Producto de
que la demanda de gas natural se ve reducida por la utilizaciéon de blending, entonces, dicho
gasoducto no requiere de tanta capacidad. Se recuerda que, el aumento en la capacidad de
transmision de gas natural entre estos nodos se debe a que la demanda maxima de gas natural
en Puerto Natales es superior a la capacidad de transporte del gasoducto actualmente, y a
que no se consideran sistemas de almacenamiento de gas natural, por lo que, la tinica forma
de abastecer la demanda es aumentado la capacidad de transmision del gasoducto.

La demanda maxima de hidrégeno en cada uno de los nodos cuando se considera una
demanda de 50 % de la demanda de gas natural se muestra en Tab.(5.18).

Tabla 5.18: Demanda maxima de hidrégeno para cada nodo en Magallanes
al ano 2050. Caso con demanda de hidrégeno igual a 50 % de la demanda
de gas natural.

Nodo Demanda méaxima [MW]
Puerto Natales 64,89
Cabo Negro 0
Central 3 Puentes 0
Punta Arenas 288,21
Porvenir 21,07

En Fig.(5.43) se tiene que la capacidad de potencia que pueden suministrar los almacena-
mientos de bateria es de 293,63 [MW], y para los electrolizadores PEM es de 253,12 [MW]. De
forma que, la suma de las demandas maximas de los nodos es menor a la capacidad maxima
de hidrégeno que el sistema puede suministrar. Demostrando consistencia en los resultados
en términos de las capacidades de produccion y almacenamiento de hidrégeno.
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5.4.4. Impuesto verde

Como es de esperarse, en Fig.(5.39) se muestra como aumentar el costo de las emisiones
produce un aumento en el costo total del sistema. Se puede ver que al aumentar el costo de
emisiones, se pasa a realizar una mayor inversiéon en componentes eléctricos, los cuales serian
centrales de generaciéon edlica y sistemas de almacenamiento de baterias.

El objetivo de implementar el impuesto verde es generar una reduccién en las emisiones
de efecto invernadero, fomentando la inversién en tecnologias de generacion renovable. En
Fig.(5.41) se muestra como cambian las emisiones producidas por generacién eléctrica a me-
dida que aumenta el costo de emisiones, donde, con un costo de emisiones de 100 [USD/ton]
se tiene una reduccion en las emisiones de 19 % con respecto al caso sin emisiones.

Si se compara el efecto del costo de emisiones en las emisiones producidas por la gene-
racion de electricidad, segiin el modelo de referencia y el caso de estudio, se observa que la
reduccién porcentual en las emisiones es similar. En Fig.(2.15) se ve que al pasar de 30 a
120 [USD/ton], se produce una reduccién en las emisiones de 16 %, luego, en Fig.(5.41) se
evidencia que al pasar de 35 a 100 [USD/MWHWh], el cambio en las emisiones es de 12,2 %.

La participacion por tecnologia en la capacidad total instalada de generacion eléctrica se
muestra en Fig.(5.40). Se ve que la participacion de la energia edlica se hace cada vez mayor,
disminuyendo la del gas natural y diésel. Si se analiza Fig.(5.42), se nota que el aumento en el
costo de emisiones produce que las capacidades instaladas de generacion edlica y baterias au-
menten, generandose también una leve disminucion en la capacidad instalada de generacion
a gas natural. Por otro lado, la generaciéon diésel se mantiene igual. Esto ltimo, se puede
explicar porque el costo fijo y el costo de retiro de las unidades diésel son 20 y 10% de la
inversion inicial respectivamente, entonces, a pesar de que la generacion diésel es mas costosa
y produce mas emisiones, el modelo decide conservar las unidades para operar cuando se
necesite. En Fig.(5.41) se puede observar que las emisiones producidas por generacién diésel
son sumamente pequenas, esto quiere decir que solo se utiliza en contadas ocasiones a lo largo
del ano.

El efecto de aumentar el costo de las emisiones es que se instalan mas unidades de genera-
cion edlica y sistemas de almacenamiento de baterias. Dado que la demanda de electricidad
de la regiéon se mantiene, esto resulta en una generacién de energia mayor a la necesaria,
lo que aumenta los niveles de vertimiento (Fig. (5.48)). Entonces, se tiene una generacion
de electricidad mayor y también una reducciéon en las emisiones, por lo tanto, el factor de
emisiones disminuye, lo cual se puede ver en Fig.(5.45).

Como se puede observar en Figs.(5.42, 5.43), al implementar el impuesto verde, el modelo
decide instalar unidades de generacion de hidrogeno, almacenamiento de hidrégeno y uni-
dades de reconversion, todo esto en pequenas dimensiones. Cuando el costo de emisiones es
de 100 [USD/ton] se tiene una capacidad instalada de electrolizadores PEM de 1,73 [MW]
y capacidad de almacenamiento de 2,56 [MW] y 53 horas. Lo cual, se ocupa para abastecer
demanda eléctrica cuando no hay recurso edlico y la generacion a gas natural se encuentra
en su maximo.
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El aumento en el costo de las emisiones no tiene como consecuencia la implementacion de
capacidades considerables de gasoductos de hidrogeno, gas natural o lineas de transmision.
En Fig.(5.44) se muestra que se instala una pequena capacidad de gasoductos de hidrégeno
entre todos los nodos que tienen permitida la expansién. También, se instalan 0,81 [MW] de
transmision eléctrica entre los nodos Cabo Negro y Punta Arenas, lo cual tiene sentido dado
que en dicho nodo la demanda méxima es 3,38 [MW], por lo que le puede entregar energia
en las horas donde el recurso edlico sea bajo. Pero, una linea de 0,81 [MW] no es algo realista.

Los costos marginales de la electricidad y el hidrégeno se ven afectados por la implemen-
tacion del impuesto verde. Esto se muestra en Figs.(5.46, 5.47). Como es de esperarse, los
costos marginales de ambos energéticos aumentan con el impuesto. El motivo de este aumen-
to es que los costos variables de las unidades de generacion a gas natural y diésel aumentan
en funcién del costo a las emisiones, también, se tiene que realizar una inversiéon mayor en
unidades de generaciéon edlica, almacenamiento en baterias e hidrogeno y, en tecnologias de
reconversion.
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Capitulo 6

Conclusiones y trabajo futuro

A partir de lo expuesto en las secciones anteriores, es factible afirmar que se cumplié el
objetivo general, ya que se logré evaluar la integracion del hidrogeno verde en la regién de
Magallanes, mediante el desarrollo de un modelo especifico para la matriz energética de la
region, el cual, considera la red eléctrica, de gas y una posible red de hidrégeno, en conjunto
con distintas tecnologias de produccion y sistemas de almacenamiento, utilizando como re-
ferencia el modelo presentado en [26]. Se desarrolla un escenario, con sensibilidades respecto
a la demanda de hidrégeno, considerando una demanda adicional a la demanda energéti-
ca actual de la regién. También, se presenta un analisis de sensibilidad con respecto a la
demanda de hidrogeno y de gas natural a la vez, esto, considerando blending en las redes
de gas natural. Por 1ltimo, se sensibiliza con respecto al costo de las emisiones. Con dichas
evaluaciones, se ven los efectos que tiene la insercion del hidrégeno en la regién de Magallanes.

Un aporte importante de este trabajo es que con la evaluaciéon del modelo para el caso
base y las sensibilidades se obtiene que la mejor forma de abastecer una demanda emergente
de hidrégeno en la region en caso de no conectar los sistemas a los mega-proyectos planifi-
cados, es mediante generacion edlica y sistemas de almacenamiento de baterias e hidrogeno.
También, el modelo decide retirar (no utilizar en la operacién) una gran porcion de la gene-
racion existente de gas natural. Por otro lado, la implementacién de blending en las redes de
distribuciéon de gas natural permite reducir las emisiones de efecto invernadero. Por tltimo,
un resultado importante es la reduccion en las emisiones producto de la implementacion de
un impuesto verde, llegando a ser de 19% con 100 [USD/tonC'Os]. Consecuente con lo an-
terior, los casos desarrollados presentan comportamientos coherentes con las expectativas y
sugieren que el hidrégeno verde es una opcion prometedora para apoyar la transiciéon hacia
una economia baja en carbono.

Se cumple con el primer objetivo especifico. En la recopilacién de antecedentes y el marco
teodrico se estudian las tendencias internacionales para la generacion, transporte y conversion
de hidrogeno. Dentro de esta investigacion se identifica una tecnologia que puede llegar a
ser de especial interés en la regiéon de Magallanes, el blending de hidrégeno en redes de gas
natural. Esto, producto de la naturaleza de la matriz energética de la region, la cual, es al-
tamente dependiente de este gas. Como se logra comprobar con la sensibilidad que considera
blending en el caso de estudio, esta tecnologia efectivamente reduce las emisiones de efecto
invernadero, confirmando su utilidad.
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Para la modelaciéon del blending se toman numerosos supuestos y simplificaciones. No
se consideran los costos de inversion de estaciones de inyeccién de hidrégeno, tampoco el
consumo de electricidad que tienen dichas estaciones. Por otro lado, se omiten los costos de
inversion asociados al reacondicionamiento de las redes de distribucion de gas, las cuales se-
gun la materialidad de éstas, puede que requieran de modificaciones para niveles de blending
menores al 20 %. Por lo tanto, queda como trabajo futuro profundizar maés sobre los costos
de inversion, consumos, parametros y metodologia de operacién de dicha tecnologia. Segtin
lo investigado y modelado, se considera que puede ser una buena opcién implementarlo en
Magallanes.

El segundo objetivo especifico fue cumplido parcialmente. Se elaboran distintos casos que
consideran objetivos de abastecimiento de demanda por nuevas industrias y por la utiliza-
cién de blending en las redes de distribucion de gas natural, también, se estudian los efectos
que tiene la implementacién del impuesto verde en la matriz energética. Sin embargo, no se
evalian consumos a nivel nacional ni exportacion a otras regiones del mundo. Es importan-
te destacar que con el modelo desarrollado, ya se cuenta con las herramientas para evaluar
aquellos puntos que no alcanzaron a ser abordados, por lo tanto, queda como trabajo futuro
estudiar consumos a nivel nacional y exportacion a otras regiones del mundo. Para lograr
esto, se deben incluir en el modelo los distintos escenarios con proyectos que se espera sean
instalados en la regién en los préximos afos.

El tercer objetivo especifico fue cumplido. Se logra proponer una metodologia de diseno
de la red energética de la regiéon de Magallanes por medio del desarrollo de un modelo de
planificacion conjunta para la red eléctrica, de hidrogeno y de gas natural, evaluando la im-
plementacién de distintas tecnologias y el impacto que pueden tener en la red. Con el caso
estudiado y las sensibilidades realizadas se puede decir que la opcién de conectar los nodos
mediante la utilizacién de gasoductos de hidrégeno o lineas de transmisién queda descartada.
Los resultados obtenidos indican que la mejor forma de abastecer las demandas de electrici-
dad y posibles demandas de hidrégeno es generando localmente. Todo esto, sin considerar la
conexion a los mega-proyectos que se instalaran en la region.

Los resultados del modelo de referencia se lograron replicar de manera parcial. Uno de
los principales problemas que se encontraron a la hora de desarrollar el modelo fue el hecho
de que las ecuaciones que lo definen en el paper de referencia [26] no estaban bien escritas o
simplemente no estaban bien definidas, lo que obligd a invertir una gran cantidad de tiempo
en ajustar tales expresiones para que el modelo funcionara. Entonces, como en [26] no se plas-
ma con exactitud el modelo, posiblemente se plantea el problema de una manera distinta, lo
cual produjo que los tiempos de evaluaciéon aumentaran considerablemente con respecto a los
mostrados en la referencia. De modo que, se tuvieron que hacer ajustes en la configuracion del
modelo para que este pudiera finalizar la optimizacién en un tiempo razonable, perdiéndose
asi, parte de la precision. Otro motivo por el cual posiblemente no se pudieron replicar los
resultados de manera precisa es la falta de datos exactos en la referencia. Cabe mencionar
que se tomd contacto con los autores, recibiendo respuestas parciales que fueron de utilidad
pero que no lograron superar los aspectos antes mencionados.

El cuarto objetivo especifico se cumple. Se elaboran casos alternativos para el desarro-
llo de la matriz energética de Magallanes considerando proyecciones de costos, demandas y
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consumos, y se realizan sensibilidades sobre pardmetros criticos como lo son la demanda de
hidrégeno y el costo de las emisiones de efecto invernadero. Lo ideal seria tener datos mas
especificos para la region, pero, hay muchos de estos que no son publicos. Un aporte impor-
tante de este trabajo de titulo es la recopilacion de informacion de las caracteristicas de la
red energética de la region. También es importante destacar que las proyecciones de costos
para tecnologias de produccién de hidrégeno difieren considerablemente segin las distintas
fuentes. Esto, se puede deber a la incertidumbre que hay sobre el desarrollo de estas, habien-
do algunos que son optimistas frente a la reduccién de precios y otros que no. Por esto, fue
pertinente realizar simulaciones considerando las distintas proyecciones de costo y asi generar
una visiéon completa, quedando como trabajo futuro.

Como se presenta en el marco tedrico, hay numerosos proyectos que estan siendo desarro-
llados en la regién de Magallanes, los cuales proyectan tener los costos nivelados de produccion
de hidrégeno mas bajos del mundo. De esta forma, uno de los escenarios mas interesantes
para analizar es conectar la matriz energética de esta regién con dichos proyectos, para asi
alcanzar una red libre de gas natural y en consecuencia, libre de emisiones producidas por
este combustible. Queda como trabajo futuro desarrollar estos aspectos a partir de la infor-
macion presentada.

Por 1ltimo, se destaca que uno de los aportes principales de este trabajo es el desarrollo
de un modelo que puede simular la operacién y el crecimiento de la matriz energética de
Magallanes frente a distintos escenarios. Por ello, se documenta el funcionamiento del codigo
y se proporciona toda la informacion necesaria para poder entender su uso.

119



Bibliografia

[1] Ministerio de Energia. Estrategia nacional de H2 verde, Chile fuente energética para un
planeta cero emisiones. (2020). Disponible en: energia.gob.cl

[2] Ministerio de Energia. Segtin Estudio del Ministerio de Energia Regién de Magallanes
Podria Llegar Producir El 13 % Hidrogeno Verde del Mundo Con Energia Edlica. (2021).
Disponible en: energia.gob.cl

[3] Verénica Reyes. Estudio del Gobierno revela que Magallanes podria producir el 13 % del
hidrégeno verde del mundo. (2021). Disponible en: biobiochile.cl

[4] Generadoras de Chile. Generacion eléctrica en Chile. (2022). Disponible en: generadoras.cl

[5] Agencia de Sostebinilidad Energética. Magallanes serd la primera regién del pais con
Estrategias Energéticas Locales en todas sus comunas. (2022). Disponible en: agenciase.org

[6] Gobierno Regional de Magallanes y de la Antértica Chilena. Empresas de hidrégeno verde
en Magallanes crean asociacion gremial regional. (2023). Disponible en: goremagallanes.cl

[7] BAXI. Ventajas y desventajas del hidrégeno verde como fuente de energia. (2023). Dis-
ponible en: baxi.es

[8] Genia Bioenergy. Cémo se realiza el transporte del hidrogeno verde. (2023). Disponible
en: geniabioenergy.com

[9] NREL. The Potential of Hydrogen in a Decarbonized Future. (2021). Disponible en:
nrel.gov

[10] IRENA. Hydrogen. (2022). Disponible en: irena.org
[11] Eman. EL. HIDROGENO VERDE, COMO SE PRODUCE Y QUE USOS TIENE.

(2022). DIsponible en: emaningenieria.com

[12] Han Liu. A Review of Models and Methods for Hydrogen Supply Chain System Planning.
(2022). Disponible en: researchgate.net

[13] Hydrogeninsight. Which ten countries will be the biggest producers of green hydrogen
in 20307. (2023). Disponible en: hydrogeninsight.com

[14] LETA. Submission to the Department of Climate Change, Energy, the Environment
and Water National Hydrogen Strategy Review Consultation Paper. (2023). Disponible
en: letaustralia.com

[15] Ministerio de Energia. Ruta del Hidrégeno. (2020). Disponible en: miteco.gob.es

[16] Ministerio de Energia. POLITICA ENERGETICA Magallanes y Antartica Chilena.
(2017). Disponible en: energia.gob.cl

[17] Ministerio de Energia. El mas grande de Chile: Ministro Jobet anuncia nuevo proyecto

120


https://energia.gob.cl/sites/default/files/estrategia_nacional_de_hidrogeno_verde_-_chile.pdf
https://energia.gob.cl/noticias/nacional/segun-estudio-del-ministerio-de-energia-region-de-magallanes-podria-llegar-producir-el-13-hidrogeno-verde-del-mundo-con-energia-eolica
https://www.biobiochile.cl/noticias/economia/negocios-y-empresas/2021/03/15/estudio-del-gobierno-revela-que-magallanes-podria-producir-el-13-del-hidrogeno-verde-del-mundo.shtml
https://generadoras.cl/generacion-electrica-en-chile#:~:text=Sistema%20de%20Magallanes%20(SEM)%3A,y%2010%2C0%25%20e%C3%B3lica.
https://www.agenciase.org/2022/01/21/magallanes-sera-la-primera-region-del-pais-con-estrategias-energeticas-locales-en-todas-sus-comunas/
https://www.goremagallanes.cl/wordpress/empresas-de-hidrogeno-verde-en-magallanes-crean-asociacion-gremial-regional/
https://www.baxi.es/ayuda-y-consejos/normativa-y-renovables/hidrogeno-ventajas-y-desventajas
https://geniabioenergy.com/el-transporte-del-hidrogeno-verde/
https://www.nrel.gov/docs/fy22osti/81406.pdf
https://www.irena.org/Energy-Transition/Technology/Hydrogen#:~:text=It%20can%20be%20used%20to,replace%20coal%20in%20iron%20production.
https://emaningenieria.com/el-hidrogeno-verde-como-se-produce-y-que-usos-tiene/
https://www.researchgate.net/publication/359678837_A_Review_of_Models_and_Methods_for_Hydrogen_Supply_Chain_System_Planning
https://www.hydrogeninsight.com/production/exclusive-which-ten-countries-will-be-the-biggest-producers-of-green-hydrogen-in-2030-/2-1-1405571
https://www.letaustralia.com.au/reports/
https://www.miteco.gob.es/es/ministerio/planes-estrategias/hidrogeno.html
https://energia.gob.cl/sites/default/files/documentos/energia-magallanes-2050.pdf

de hidrégeno verde en Magallanes. (2021). Disponible en: energia.gob.cl

[18] Tomas Molina J. Faro del Sur: El proyecto edlico de US$500 millones en Punta Arenas
cuyo estudio de impacto ambiental fue retirado. (2022). Disponible en: www.emol.cl

[19] Martin Garretén. HIF Global anuncia proyecto de US$830 millones en Punta Arenas: Se
trata de una planta de combustibles carbono neutral. (2023). Disponible en: www.emol.cl

[20] Polar Cpmunicaciones. «LLAQUEDONA GREEN HYDROGEN» SE SUMA A LA RE-
VOLUCION VERDE EN MAGALLANES: JAIME VASQUEZ COMPARTE DETALLES
EN ENTREVISTA. (2023). Disponible en: www.radiopolar.com

[21] ENEL. "Haru Oni": Hidrégeno Verde hecho en Chile. (2023). Disponible en: www.enel.cl

[22] TERRAM. Vientos Magallanicos: RWE Renewables anuncia desarrollo de su primer
proyecto de H2 verde en Chile. (2022). Disponible en: www.terram.cl

[23] Transitional Energy Group. GENTE GRANDE MAGALLANES, CHILE. (2022). Dis-

ponible en: www.teg-froup.co.uk

[24] Transitional Energy Group. Proyecto Gente Grande. (2022). Disponible en:
www.tegchile.cl

[25] Revista Nueva Mineria y Energia. Megaproyecto HNH de hidrégeno verde en Magallanes

comenzara a operar en 2028. (2022). Disponible en: www.nuevamineria.cl

[26] Espen Flo Bgdal and Dharik Mallapragada and Audun Botterud and Magnus Korpés,
"Decarbonization synergies from joint planning of electricity and hydrogen production: A
Texas case study", International Journal of Hydrogen Energy, vol. 45, no. 58, pp. 32899-
32915, 2020. Disponible en: www.sciencedirect.com

[27] Jose Fuster Justiniano, Yerko Arteaga Guaquin, Rocio Farias Hermosilla. Industria del
Amoniaco: estado actual y oportunidades para la descarbonizacién. (2022). Disponible en:
www.4echile.cl

28] Sitio Web Asociacién H2V Magallanes. (2024). Disponible en: www.h2vmagallanes.cl
29] Energia abierta. Estadisticas. (2024). Disponible en: www.energiabierta.cl

30] Edelmag. Sistema de Magallanes (2024). Disponible en: www.edelmag.cl

31] Guia Chile Energia. GASCO MAGALLANES S.A.. (2024). Disponible en:

www.guiachileenergia.cl

[
[
[
[

[32] Foro de la Industria Nuclear Espanola. ;Qué es el gas natural y qué usos tiene?. (2024).
Disponible en: www.foronuclear.org

[33] TC Energia. CONOCE SOBRE LOS DIFERENTE USOS DEL GAS NATURAL.
(2024). Disponible en: www.tcenergia.com

[34] Asociacion Gas Natural. Qué es el gas natural. (2023). Disponible en: www.agnchile.cl

[35] Pau Segui. Gas Natural: Qué es, tipos, caracteristicas y mdas | Super Guial. (2024).
Disponible en: www.ovacen.com

[36] Asociacion Gas Natural. Gas natural licuado. (2024). Disponible en: www.agnchile.cl
[37] ASTRAVE. Autogas GLP en el mundo: cifras globales. (2023). Disponible en:

www.astrave.com

[38] Gasco Educa. EL MUNDO DEL GAS. (2024). Disponible en: www.gascoeduca.cl

121


https://energia.gob.cl/noticias/nacional/el-mas-grande-de-chile-ministro-jobet-anuncia-nuevo-proyecto-de-hidrogeno-verde-en-magallanes
https://www.emol.com/noticias/Economia/2022/10/06/1074917/faro-del-sur-proyecto-eolico.html
https://www.emol.com/noticias/Economia/2023/10/06/1109284/hif-global-combustible-sintetico.html
https://radiopolar.com/llaquedona-green-hydrogen-se-suma-a-la-revolucion-verde-en-magallanes-jaime-vasquez-comparte-detalles-en-entrevista/
https://www.enel.cl/es/conoce-enel/haru-oni-hidrogeno-verde-hecho-en-chile.html
https://www.terram.cl/2022/12/vientos-magallanicos-rwe-renewables-anuncia-desarrollo-de-su-primer-proyecto-de-h2-verde-en-chile/
https://teg-group.co.uk/projects/magellanes-chile/
https://tegchile.cl/blog/proyecto-gente-grande/
https://www.nuevamineria.com/revista/megaproyecto-hnh-de-hidrogeno-verde-en-magallanes-comenzara-a-operar-en-2028/
https://www.sciencedirect.com/science/article/pii/S0360319920335679
https://4echile.cl/wp-content/uploads/2022/10/Industria-del-amoniaco-estado-actual-y-oportunidades-para-la-descarbonizacion.pdf
https://www.h2vmagallanes.cl/
http://energiaabierta.cl/categorias-estadistica/electricidad/?_sft_etiquetas-estadistica=sistemas-medianos#:~:text=Los%20Sistemas%20Medianos%20se%20definen,Natales%2C%20Porvenir%20y%20Pto%20Williams.
https://www.edelmag.cl/inicio/sector-electrico/sistema-de-magallanes/
https://www.guiachileenergia.cl/gasco-magallanes-s-a/
https://www.foronuclear.org/descubre-la-energia-nuclear/preguntas-y-respuestas/sobre-distintas-fuentes-de-energia/que-es-el-gas-natural-y-que-usos-tiene/
https://www.tcenergia.com/acerca-de-tc-energia/explorando-la-energia/conoce-sobre-los-diferente-usos-del-gas-natural/
https://www.agnchile.cl/gas-natural/
https://ovacen.com/gas-natural/
https://www.agnchile.cl/gas-licuado/
https://astrave.com/autogas/autogas-glp-en-el-mundo-cifras-globales/#:~:text=Una%20tendencia%20que%20disminuy%C3%B3%20con,de%2081.500%20puntos%20de%20repostaje.
http://www.gascoeduca.cl/Maqueta/gas_05.html

[39] Iberisa. Introduccion al Andlisis de Fatiga o Durabilidad. (2001). Disponible en:
www.iberisa.com

[40] ITEM. Tenacidad a la fractura. (2024). Disponible en: www.item.com

[41] Topolski, Kevin, Evan P. Reznicek, Burcin Cakir Erdener, Chris W. San Marchi, Joseph
A. Ronevich, Lisa Fring, Kevin Simmons, Omar Jose Guerra Fernandez, Bri-Mathias Hod-
ge, and Mark Chung. 2022. "Hydrogen Blending into Natural Gas Pipeline Infrastructure:

Review of the State of Technology". Golden, CO: National Renewable Energy Laboratory.
NREL/TP5400-81704. www.nrel.gov

[42] Ge Vernova. Hydrogen for power generation. (2022). Disponible en: www.gevernova.com

[43] Rodrigo Vésquez Torres, Pablo Tello Guerra, Jose Fuster Justiniano, Rocio Farias Her-
mosilla, Enrique Espinoza Céceres, Nicolas Machuca Lazo. "Inyeccién de hidrogeno en redes
de gas natural". GIZ. 3 de agosto 2021.

[44] Eklas Hossain, Hossain Mansur Resalat Faruque, Md. Samiul Haque Sunny, Naeem
Mohammad, Nafiu Nawar. "A Comprehensive Review on Energy Storage Systems: Types,
Comparison, Current Scenario, Applications, Barriers, and Potential Solutions, Policies,
and Future Prospects'. energies. 15 de julio 2020.

[45] J. Mitali, S. Dhinakaran, A.A. Mohamad. "Energy storage systems: a rebiew". Energy
Storage and Saving. 2022.

[46] IRENA (2017). "Electricity Storage and Renewables: Costs and Markets to 2030". Inter-
national Renewable Energy Agency. Abu Dhabi.

[47] Z. Wang and A. Younesi, Eds.. "Energy Storage Applications in Power Systems". Inte-
chOpen. Aug. 30. 2023. doi: 10.5772/intechopen.104058.

[48] L. I. M. Asri, W. N. S. F. W. Ariffin, A. S. M. Zain, J. Nordin and N. S. Saad. "Com-
parative Study of Energy Storage Systems (ESSs)'. J. Phys.: Conf. Ser. 012035. 2021.
1962.

[49] Belén de Dios Muifioz Zurita. "EVALUACION TECNICA Y ECONOMICA DE DIS-
TINTOS TIPOS DE TECNOLOGIAS DE ALMACENAMIENTO DE ENERGIA Y PO-
SIBLES APLICACIONES EN EL SISTEMA ELECTRICO NACIONAL'. Pregrado. DIE.
UCH. Santiago. Chile. 2020.

[50] Correa, Castrillon. "Almacenamiento de gas natural". TecnoLégicas. ntim.21. pp.145-167.

(2008). Disponible en: www.redalyc.cl

[51] Manuel Mendoza. "El Almacenamiento de Gas Natural como una fuente de desarrollo y
seguridad energética en México y el Mundo'. Pregrado. UNAM. Ciudad de México. México.
(2023).

[52] Gasco Magallanes. Mapa de rutas de transporte de GN, GNL y GLP. (2024)
www.gasoeduca.cl

[53] WATTCO. Tipos de Tanques de Almacenamiento. (2024), Disponible en:
www.wattco.com

[54] Gas South. LPG TANKS - THINGS TO KNOW ABOUT INDUSTRIAL STORAGE
TANKS. (2022). Disponible en: www.pgs.com

[55] Venegas. Ayabaca. .*ndlisis del almacenamiento en sistemas de gas licuado de petroleo:
tanques estacionarios vs. cilindros'. Ingenius, no. 22. pp. 113-122. doi: https://doi.org/10

122


http://www.iberisa.com/soporte/fatiga/intro.htm#:~:text=Las%20grietas%20por%20Fatiga%20se,con%20elevado%20nivel%20de%20tensi%C3%B3n.
https://glossar.item24.com/es/indice-de-glosario/articulo/item//tenacidad-a-la-fractura-2.html
https://www.nrel.gov/docs/fy23osti/81704.pdf
https://www.gevernova.com/content/dam/gepower-new/global/en_US/downloads/gas-new-site/future-of-energy/hydrogen-for-power-gen-gea34805.pdf
10.5772/intechopen.104058
https://www.redalyc.org/articulo.oa?id=344234274010
http://www.gascoeduca.cl/Interactivos/abastecimiento_gn_glp/
https://www.wattco.com/es/2023/06/tipos-de-tanques-de-almacenamiento/
https://pgs.com.vn/en/things-to-know-about-industrial-storage-tanks#:~:text=1.2%20Structure%20of%20LPG%20storage%20tanks&text=Tank%20body%3A%20usually%20cylindrical%2C%20rectangular,gas%20due%20to%20temperature%20increase.
https://doi.org/10.17163/ings.n22.2019.11

17163 /ings.n22.2019.11.

[56] Antonio Costa. "Diseno de sistemas de relicuafaccion/relicuacion en buques gaseros de
LPG". Grado. UPTC. Cartagena. Espana, (2019).

[57] Gasco Magallanes. Mapa rutas de gas. (2024) www.gascoeduca.cl

[58] European Hydrogen Backbone. IMPLEMENTATION ROADMAP — CROSS BORDER
PROJECTS AND COSTS UPDATE. (2023). Disponible en: www.chb.eu

[59] Ministerio de Energfa. INFORME DE COSTOS DE TECNOLOGIAS DE GENERA-
CION Y ALMACENAMIENTO. (2024). Disponible en: www.cne.cl

[60] Gasco Magallanes. LISTADO DE TIPOS DE GAS Y SERVICIOS AFINES PRESTA-
DOS POR GASCO MAGALLANES. (2024). Disponible en: www.gascomagallanes.cl

[61] Lazard. Levelized cost of energy+. (2024). Disponible en: www.h2news.cl

[62] Xia Wu, Haifeng Zhang, Ming Yang, Wenlong Jia, Yazhou Qiu, Lan Lan. "From the
perspective of new technology of blending hydrogen into natural gas pipelines trans-
mission: Mechanism, experimental study, and suggestions for further work of hydro-
gen embrittlement in high-strength pipeline steels ". International Journal of Hydro-
gen Energy. Volume 47. Issue 12. (2022). Pages 8071-8090. ISSN 0360-3199. doi: https:
//doi.org/10.1016/j.ijhydene.2021.12.108.

[63] Christopher J. Quarton, Sheila Samsatli. "Power-to-gas for injection into the gas grid:
What can we learn from real-life projects, economic assessments and systems modelling".
Renewable and Sustainable Energy Reviews. Volume 98. (2018). Pages 302-316. ISSN 1364-
0321. doi: https://doi.org/10.1016/j.rser.2018.09.007..

[64] H2GN. Primer proyecto de inyeccién de hidrégeno verde en redes de distribucion de gas
natural en Chile. (2022). Disponible en: www.h2gn.cl

[65] Australian Gas Infraestructure Group. Australia’s first renewable gas blend supplied to
existing customers. (2024). Disponible en: www.agig.com

[66] Medium. Taking Your Optimization Skills to the Next Level. (2022). Disponible en:
www.towardsdatascience.com

[67] CIC energi GUNE. Métodos de produccién de hidrégeno y sus colores. (2022). Disponible
en: www.cicenergigune.com

[68] Ministerio de Energia. Estudio proyecto de ley sistemas medianos. (2023).

[69] CNE. Informe Técnico “Estudio Costo de Falla de Corta y Larga Duracién SEN vy
SSMM?”. (2021).

[70] Systep. Estudio de Planificacién y Tarificacién de los Sistemas Medianos de Punta Are-
nas, Puerto Natales, Porvenir y Puerto Williams. (2022).

[71] Ministerio de Energfa. ELABORACION DE PROPUESTA DE MATRIZ ENERGETI-
CA PARA MAGALLANES AL 2050. (2015).

[72] Slideshare. Presentacion de ENAP en seminario GLOBAL METHANE INITIATIVE en
Colombia. (2014). Disponible en: www.slideshare.net

[73] Doris Mansilla. Construccién de Gasoductos en Magallanes'. Grado. UMAG. Punta
Arenas. Chile. (2009).

[74] EPA. GHG Emission Factors Hub. (2024). Disponible en: www.epa.gov

123


https://doi.org/10.17163/ings.n22.2019.11
https://doi.org/10.17163/ings.n22.2019.11
http://www.gascoeduca.cl/Maqueta/gas_05.html#:~:text=En%20Chile%2C%20ENAP%20produce%20GLP,70%25%20del%20GLP%20que%20utiliza.
https://ehb.eu/files/downloads/EHB-2023-20-Nov-FINAL-design.pdf
https://www.cne.cl/wp-content/uploads/2024/06/ICTG-Mayo-2024.pdf
https://www.gascomagallanes.cl/rails/active_--19bdecffff15eefe822e45ba974de28b7a147c1d/Panel%20tarifario%20junio%202024.pdf
https://h2news.cl/wp-content/uploads/2024/06/lazards-lcoeplus-june-2024.pdf
https://doi.org/10.1016/j.ijhydene.2021.12.108
https://doi.org/10.1016/j.ijhydene.2021.12.108
https://doi.org/10.1016/j.rser.2018.09.007.
https://www.h2gn.cl/
https://www.agig.com.au/hydrogen-park-south-australia
https://towardsdatascience.com/taking-your-optimization-skills-to-the-next-level-de47a9c51167
https://cicenergigune.com/es/blog/metodos-produccion-hidrogeno-colores
https://es.slideshare.net/slideshow/presentacin-gmi-colombia-v4/34241795#1
https://www.epa.gov/climateleadership/ghg-emission-factors-hub

[75] CNE. ESTUDIO DE PLANIFICACION Y TARIFICACION DE LOS SISTEMAS ME-
DIANOS DE PUNTA ARENAS, PUERTO NATALES, PORVENIR Y PUERTO WI-
LLIAMS. (2024).

[76] EIA. How much carbon dioxide is produced per kilowatthour of U.S. electricity genera-
tion?. (2024). Disponible en: www.cia.gov

[77] Ministerio de Energia. Planificacién Energética a Largo Plazo (PELP), Informe Preeli-
minar. (2021).

[78] Statista. Lifetime of energy sources and power plants worldwide by type. (2024). Dispo-
nible en: www.statista.com

[79] ENAP. SUBSIDIO 2017 AL GAS DE MAGALLANES. (2016). Disponible en:
www.camara.cl

[80] CNE. Informe Técnico Corregido del segundo proceso de fijacién de tarifas del servicio
de gas y servicios afines aplicable a la Regién de Magallanes y de la Antartica Chilena, a

que se refiere el articulo 40-P de la Ley de Servicios de Gas, correspondiente al cuatrienio
2024- 2028. (2023).

[81] Danish Energy Agency. Annual and monthly statistics. (2024). Disponible en:
www.ens.dk

[82] Ministerio de Energfa. ELABORACION DE PROPUESTA DE MATRIZ ENERGETI-
CA PARA MAGALLANES AL 2050. (2015).

[83] H2 Chile. Mapa de Proyectos. (2024). Disponible en: www.h2chile.cl
[84] Asociacion H2V Magallanes. Proyectos. (2024). Disponible en: www.h2vmagallanes.cl

124


https://www.eia.gov/tools/faqs/faq.php?id=74&t=11
https://www.statista.com/statistics/1229935/lifetime-power-plants-energy-sources-globally/
https://www.camara.cl/verDoc.aspx?prmID=88047&prmTIPO=DOCUMENTOCOMISION
https://ens.dk/en/our-services/statistics-data-key-figures-and-energy-maps/annual-and-monthly-statistics
https://h2chile.cl/mapa-de-proyectos/
https://www.h2vmagallanes.cl/proyectos

Anexos

Anexo A. Perfiles de generacion para validacion

Tabla A.1: Perfil de generacion edlica.

Tiempo | Nodo 1 | Nodo 2
0 0,0259 0,7615
1 0,0247 0,7421
2 0,0215 0,6864
3 0,0284 0,6379
4 0,0039 0,6547
) 0,0106 0,6443
6 0,0076 0,6220
7 0,0448 0,6043
8 0,1321 0,5707
9 0,0641 0,5165
10 0,0010 0,4389
11 0,0053 0,3946
12 0,0056 0,3823
13 0,0013 0,3192
14 0,0000 0,3637
15 0,0001 0,3129
16 0,0012 0,2530
17 0,0042 0,1890
18 0,0126 0,1853
19 0,0143 0,1796
20 0,0212 0,1769
21 0,0152 0,1463
22 0,0145 0,1483
23 0,0239 0,1486
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Tabla A.2: Perfil de generacion solar.

Tiempo | Nodo 1 | Nodo 2
0 0,0000 0,0000
1 0,0000 0,0000
2 0,0000 0,0000
3 0,0000 0,0000
4 0,0000 0,0000
5 0,0000 0,0000
6 0,0000 0,0000
7 0,0000 0,0000
8 0,0000 0,0000
9 0,0330 0,0008
10 0,1024 0,0333
11 0,1911 0,0672
12 0,2316 0,1118
13 0,2819 0,1162
14 0,3114 0,1276
15 0,3118 0,0924
16 0,2991 0,0599
17 0,2030 0,0120
18 0,0000 0,0000
19 0,0000 0,0000
20 0,0000 0,0000
21 0,0000 0,0000
22 0,0000 0,0000
23 0,0000 0,0000
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Anexo B. Parametros de corredores de transmision pa-

ra caso de estudio.

Tabla B.1: Corredores de transmisién contemplados para el modelo con su

respectiva informacién.

2 7 EL existing | 120 0 0
2 7 EL new 120 0 0
2 7 GN existing | 120 554.166 34.000.000
2 7 GN new 120 0 0
2 7 H2 existing 120 0 0
2 7 H2 new 120 49.320 51.000.000

1 2 EL new 122 33 46.038.379
1 2 GN existing | 122 12.500 17.300.000
1 2 GN new 122 0 0
1 2 H2 existing 122 0 0
1 2 H2 new 122 1.112 17.300.000

6 8 EL existing | 84 0 0
6 8 EL new 84 0 0
6 8 GN existing | 84 12.500 11.900.000
6 8 GN new 84 0 0
6 8 H2 existing 84 0 0
6 8 H2 new 84 1.112 17.850.000
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5 6 EL existing | 39 0 0

5 6 EL new 39 33 14.717.186
5 6 GN existing | 39 0 0

5 6 GN new 39 12.500 9.750.078
5 6 H2 existing | 39 0 0

5 6 H2 new 39 1.112 14.625.117
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