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RESUMEN DE LA TESIS PARA OPTAR
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FECHA: 2022

PROF. GUÍA: RODRIGO MORENO VIEYRA

ANÁLISIS DE DISEÑO Y OPERACIÓN ÓPTIMA DE PLANTAS DE ELECTRICIDAD
E HIDRÓGENO VERDE EN EL NORTE DE CHILE

La descarbonización del sector eléctrico, sumado a la necesidad de reducir las emisiones
de gases contaminantes en el sector industrial y de transportes, han posicionado al hidrógeno
verde (H2V) como una solución limpia para estos propósitos. Numerosos planes de inversión
y de poĺıticas públicas ya han sido anunciados nivel mundial y se espera que la producción de
H2V solo siga creciendo. En ese contexto, este trabajo propone un modelo de optimización
matemática lineal que determina la inversión y operación óptima de una planta productora
o complejo de generación de enerǵıa eléctrica e H2V en una locación espećıfica del Norte
de Chile, considerando horizontes de tiempo de corto y mediano plazo. Con ello, se realizan
sensibilidades de precio de venta del hidrógeno y de condiciones de operación relativas al
funcionamiento del complejo. Los resultados muestran que en el corto plazo no es rentable
este tipo de planta dado un precio de venta del hidrógeno de 2 USD/kg, mientras que en el
largo plazo esto si ocurre para precios incluso menores. En particular, en el largo plazo no
solo se produce hidrógeno, sino que también es posible generar enerǵıa eléctrica en base a
este mediante celdas de combustible.
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Caṕıtulo 1

Introducción

1.1. Motivación

Los tiempos actuales han requerido cambios en los sistemas de enerǵıa en todo ámbito.
Lo anterior motivado por la descarbonización del sector eléctrico, el cuál es responsable del
38,8% de las emisiones globales de CO2 en el 2019 [1]. Es por esto que se ha observado un
aumento de generación en base a enerǵıas renovables, como lo es la generación solar y eólica.
En consecuencia, se ha generado la necesidad de mayores requerimientos de confiabilidad y
resiliencia del sistema eléctrico, dada la variabilidad e incertidumbre caracteŕısticas de las
enerǵıas renovables, junto con la apertura del mercado eléctrico para enfrentar estos desaf́ıos
de la forma mas eficiente posible.

Sumado a esto, es también imprescindible que la industria y el transporte disminuyan sus
emisiones de gases de efecto invernadero (26.5 y 24.7 % de la emisiones globales de CO2

en el 2019 respectivamente [1]) en conjunto con el sector eléctrico para poder alcanzar las
metas del acuerdo de Paŕıs. Este acuerdo apunta a reducir sustancialmente las emisiones de
gases contaminantes para limitar el aumento de la temperatura global en este siglo a entre
1.5 y 2oC. Por consiguiente, la producción limpia de hidrógeno mediante enerǵıa eléctrica
proveniente de fuentes renovables (hidrógeno verde) puede ser una solución que permita a
estos sectores bajar sus emisiones incluso a cero, ya que al utilizar este combustible, no se
emiten gases de efecto invernadero.

En el sector industrial, la utilización de hidrógeno está dedicada principalmente a las
refineŕıas para hidrocarburos y a la producción de amoniaco para fertilizantes. Actualmente,
este sector representa más de las tres cuartas partes de la demanda mundial de hidrógeno, el
cual se produce mediante reformación de metano con vapor (hidrógeno gris), siendo altamente
contaminante. Por lo tanto, el reemplazo de este tipo de hidrógeno por uno limpio aportaŕıa
de forma importante a la reducción de emisiones, siempre y cuando esto sea rentable: se
estima que el amoniaco producido con hidrógeno verde debeŕıa serlo para el 2030 frente al
amoniaco gris [2].

En el sector transporte, el hidrógeno puede ser usado en las celdas de combustible de
veh́ıculos o puede ser un insumo para la producción de combustibles ĺıquidos sintéticos en
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veh́ıculos de combustión interna. En la actualidad, el transporte esta dominado por combusti-
bles fósiles con altas emisiones, siendo los medios de transporte a hidrógeno una solución más
limpia, especialmente para el transporte pesado de larga distancia, el transporte maŕıtimo y
el aéreo. Las proyecciones indican que la mayoŕıa de los transportes terrestres que utilicen
hidrógeno serán competitivos frente a las otras opciones para el año 2030, pudiendo ser más
rentable, por ejemplo, el transporte pesado de larga distancia si se cuenta con un precio de
4.5 USD por kilogramo de hidrógeno en una estación de combustible [2].

En el sector eléctrico, la producción de hidrógeno mediante electrolizadores puede ayu-
dar a integrar de mejor forma las enerǵıas renovables en el sistema eléctrico, ya que el consumo
de electricidad que efectúa el electrolizador puede ser ajustado rápidamente para seguir la
generación eólica y solar, aportando aśı a la confiabilidad y resiliencia del sistema. De esta
forma, los electrolizadores son capaces de prestar servicios complementarios al sistema, co-
mo reservas de subida, bajada o giro, mediante un cambio en su consumo. Por otro lado, el
hidrógeno producido se transforma en una fuente de almacenamiento de enerǵıa renovable, la
cual puede ser sacada del sistema y dirigida a otros sectores como los mencionados, o puede
ser devuelta a la red eléctrica mediante celdas de combustible o turbinas a hidrógeno. Se
espera que el hidrógeno producido con electricidad renovable cree un nuevo mercado para las
enerǵıas renovables, donde se puede reducir la exposición al riesgo de volatilidad en el precio
de la enerǵıa de los generadores renovables [3].

Otra aplicación del hidrógeno, la cual es transversal a la mayoŕıa de los sectores y puede
aportar en la descarbonización de estos, es la inyección de H2 a las redes existentes de gas
natural. Esta puede ser de manera directa, sin embargo, está limitada a valores entre el 2
y el 10% de la red total. Es por esto que es mucho mas conveniente mezclar metano o gas
natural con hidrógeno, produciendo metano o gas natural sintético, el cual es carbono neutral
y aporta en la reducción de emisiones [4].

Dado lo expuesto anteriormente, el hidrógeno ha despertado un fuerte interés en el mundo.
A inicios de 2021, más de 30 páıses publicaron sus hojas de ruta para el desarrollo del
hidrógeno, la industria anunció más de 200 proyectos de hidrógeno y los gobiernos de todo el
mundo se comprometieron con más de 70 mil millones de dólares (USD) en financiamiento
público para ello. Por ejemplo, la Unión Europea ha anunciado un objetivo de capacidad
de electrolizadores de 40 GW para 2030 y China publicó su programa de apoyo a las celdas
combustibles que entre 2021 y 2024 gastará 5 mil millones de USD en el despliegue de
veh́ıculos con celdas de hidrógeno. Por otra parte, en California y en otros 15 estados de
Estados Unidos se ha establecido el objetivo de ser cero emisiones para el 2035 en lo que
respecta al transporte de pasajeros y carga pesada, contando con hasta 50 estaciones de
combustible de hidrógeno en el 2010 en todo el páıs [2].

Chile, al ser un páıs con una riqueza única de fuentes de enerǵıas renovables, es un candi-
dato potencial para contribuir al desarrollo de la industria del hidrógeno a bajo costo. Aśı lo
establece la ”Estrategia Nacional de Hidrógeno Verde”, la cual tiene como objetivo producir
el hidrógeno verde más barato del planeta para el 2030, estar entre los principales exportado-
res de hidrógeno para el 2040 y contar con 5 GW de capacidad de electrólisis en desarrollo al
2025. Para lograr esto, se desarrolló un plan de acción que acelere el despliegue del hidrógeno
tanto nacional como internacional, contando con el financiamiento de 50 millones de USD
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para ello [5].

Teniendo en cuenta la estrategia de hidrógeno verde chilena, este trabajo propone un mo-
delo de optimización que determina la inversión y operación óptima de un complejo productor
de hidrógeno y generador de enerǵıa eléctrica en base a este combustible en una locación es-
pećıfica del Norte de Chile. Esto, considerando horizontes de operación al 2020 (corto plazo)
y al 2030 (mediano plazo), con el fin de investigar la viabilidad del proyecto en el presente y
en el futuro.

1.2. Hipótesis de investigación

La primera hipótesis de investigación que se presenta en este trabajo es que un complejo
productor de hidrógeno y generador de enerǵıa eléctrica en base a este combustible es rentable
en el mercado eléctrico chileno, asumiendo el nivel de precios que ha planteado el gobierno en
su estrategia de H2V. En particular, se espera que en el corto plazo (2020) solo sea rentable la
producción de hidrógeno para su posterior venta, mientras que para el mediano plazo (2030)
se espera que sea rentable tanto la producción de hidrógeno como la generación de enerǵıa
eléctrica en base a este combustible mediante celdas de hidrógeno.

La segunda hipótesis de investigación se basa en confirmar la posibilidad de diseñar un
complejo de generación como el mencionado anteriormente de forma eficiente, mediante un
modelo de optimización matemática que incorpore tanto elementos de la revisión bibliográfica
como elementos propuestos por este estudio.

1.3. Objetivos

1.3.1. Objetivo general

Mediante un modelo matemático de optimización, se quiere comprobar la viabilidad
económica en el corto y mediano plazo de un complejo de generación en el Norte de Chile, el
cual produce hidrógeno y genera enerǵıa eléctrica. Este complejo contempla paneles solares,
electrolizador, compresor, tanque de almacenamiento de hidrógeno y celdas de hidrógeno,
además de un transformador de salida que conecta el complejo a la red según se requiera.

1.3.2. Objetivos espećıficos

• Comparar los distintos modelos de optimización matemática disponibles en el estado
del arte. Esto, con el fin de obtener elementos que permitan diseñar un nuevo modelo
que responda a la hipótesis planteada y que sea más completo.

• Diseñar un modelo de optimización matemática que permita planificar la inversión
y la operación de forma óptima de un complejo de generación de enerǵıa eléctrica y
productor de hidrógeno, dados los precios de los distintos mercados en los que participa.

• Determinar un diseño óptimo para un complejo de generación de enerǵıa eléctrica y
productor de hidrógeno que maximice sus utilidades.
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• Determinar diseños alternativos del complejo en cuestión asociados a sensibilidades de
distintos parámetros de entrada del modelo, como el precio del hidrógeno, la entrega
de servicios complementarios y el reconocimiento de potencia firme.

1.4. Estructura del documento

En el segundo caṕıtulo de este documento se realiza una revisión bibliográfica, en la cual
se presenta el estado del arte de los modelos matemáticos de optimización que desarrollan
sistemas los cuales consideran tanto la producción de hidrógeno como la generación de enerǵıa
eléctrica en base a este, ya se de manera conjunta o separada. En el tercer caṕıtulo se presenta
la metodoloǵıa de esta investigación, cuyo fin es describir y formular el modelo matemático
de optimización asociado al complejo de generación. Luego, en el cuarto caṕıtulo se describe
el caso de estudio. Junto con ello, se presentan los datos de entrada al modelo, caracteŕısticos
de la ubicación y los equipos que componen al complejo de generación. Seguidamente, en el
quinto caṕıtulo, se presentan los resultados del modelo matemático aplicado en los años 2020
y 2030, además de las sensibilidades efectuadas al caso base. Finalmente, en el sexto caṕıtulo
se presentan las principales conclusiones obtenidas del trabajo y se plantean los trabajos
futuros que son interesantes de explorar.
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Caṕıtulo 2

Estado del arte y contribuciones

En este caṕıtulo se realiza una revisión bibliográfica del estado del arte, donde se detallan
diferentes tipos de modelos de optimización planteados en la literatura que responden a
diferentes aplicaciones, los cuales serán comparados en un cuadro resumen al final de la
sección. Junto con esto, se presentan las contribuciones de este trabajo.

2.1. Estado del arte

El desarrollo de modelos de optimización que consideran la producción de hidrógeno reco-
rre una amplia gama de aplicaciones y métodos de optimización. Sumado a esto, son también
variadas las fuentes de enerǵıa utilizadas para generar hidrógeno, entre las cuales se en-
cuentran la enerǵıa solar, la eólica, la proveniente de la red eléctrica y la proveniente de
combustibles fósiles, entre otros. Por otro lado, existen diferentes mercados en los que puede
participar un sistema de hidrógeno, ya sea en la venta de electricidad, hidrógeno, combus-
tibles sintéticos (CS) o servicios complementarios (SSCC), siendo además posible el caso en
que no se participe de ningún mercado y lo producido sea destinado al autoconsumo.

En particular, en esta sección se revisan aquellos modelos que, en general, consideran
los equipos que componen una cadena de producción y uso de hidrógeno, tales como elec-
trolizador, compresor, almacenamiento de hidrógeno y celdas de combustible. Sin perjuicio
de lo anterior, se ordenará la bibliograf́ıa revisada según la finalidad con que se produce el
hidrógeno, mencionando investigaciones que:

• Desarrollan una planta de producción y distribución de hidrógeno.

• Producen hidrógeno y combustibles sintéticos a partir de hidrógeno.

• Producen y utilizan el hidrógeno únicamente para generar enerǵıa eléctrica.

• Producen hidrógeno tanto para generar enerǵıa eléctrica como para su distribución.

Finalmente, se presentará un cuadro resumen y comparativo de las principales bibliograf́ıas
revisadas, resaltando aspectos como las caracteŕısticas del sistema propuesto, servicios entre-
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gados y principales contribuciones.

2.1.1. Producción de hidrógeno destinado a su distribución

La generación y distribución de hidrógeno se ha posicionado como una alternativa para
reemplazar combustibles fósiles que generalmente se utilizan en la generación de calor y en
el suministro de veh́ıculos. Es por esto que se han propuesto variadas formas para abordar
este desaf́ıo.

En [6] se propone una central que produce hidrógeno a partir de enerǵıa solar, eólica
y desde la red eléctrica. Se considera un electrolizador y un compresor, el cual inyecta el
hidrógeno comprimido directamente a un gaseoducto o a camiones, por lo que no se tiene
en cuenta el almacenamiento de este combustible. En este caso, se busca optimizar tanto el
tamaño de los equipos como la ubicación de estos dentro de la posible red de distribución,
mediante simulaciones de Monte Carlo, minimizando el costo nivelado del hidrógeno (LCOH
por sus siglas en inglés). En esta investigación, el precio del hidrógeno, cuando se produce a
partir de fuentes de enerǵıa renovable, depende en gran medida de la ubicación geográfica en
que se instala la planta productora. De esta forma, se obtienen precios del hidrógeno entre 4
y 19 USD/kg en el 2020 y entre 2 y 10 USD/kg en el 2030. Si bien se llegan a resultados que
se condicen con las proyecciones esperadas en [2], este estudio no considera almacenamiento
por lo que se limita a no hacer gestión del hidrógeno, lo cual no explota por completo las
posibilidades de uso de este combustible.

Similar es el caso de [7] y [8], donde ambos optimizan tanto el tamaño como la ubicación de
los equipos anteriormente mencionados, pero minimizan diferentes funciones objetivo (valor
actual neto del sistema y LCOH respectivamente). A diferencia de [6], consideran además
tanques de hidrógeno para el almacenamiento de este. Con ello, ambos destacan en sus
conclusiones la importancia de la existencia de un compresor en la cadena de producción de
hidrógeno para encontrar un LCOH más exacto. Se destaca [8] de los trabajos anteriormente
mencionados, puesto que solo utiliza fuentes renovables para producir hidrógeno. Además, a
diferencia de [7] y [8], contempla proyecciones en la inversión de los equipos utilizados para el
2030 y 2050, encontrando precios del hidrógeno competitivos para esos años, que están entre
los 1 y 3 USD/kg, lo cual también concuerda con las proyecciones de [2] y permite realizar
comparaciones con los otros estudios.

Por otro lado, en [9], se propone de igual manera un modelo que tiene en cuenta los equipos
y la ubicación de una planta de hidrógeno en su optimización, minimizando el costo total de
una red de distribución de hidrógeno. Sin embargo, a diferencia de otros trabajos, plantea
la producción de hidrógeno mediante el reformado de metano con vapor, la gasificación de
carbón y la gasificación de biomasa. Este cambio en la forma de producir hidrógeno le permite
concluir que, en términos económicos, las plantas de gasificación de carbón son la tecnoloǵıa
más eficiente en comparación a las otras utilizadas. De esta manera, se obtienen precios del
hidrógeno para el 2030 de entre 3 y 4 USD/kg en los resultados, lo cual se condice con las
proyecciones de [2], sin embargo, al ser hidrógeno producido mediante el reformado de metano
con vapor, la gasificación de carbón y biomasa, no cumple con la certificación de hidrógeno
verde por lo que una comparación con otros estudios que śı consideran el hidrógeno verde no
tendŕıa fundamento.
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Todos los estudios, excepto [6], utilizan Programación Lineal Entera Mixta (MILP por sus
siglas en inglés) para resolver el modelo de optimización propuesto.

Los estudios revisados consolidan la idea de producir hidrógeno junto con su distribución,
demostrando que es factible económicamente en el presente y mas aún en el futuro. Este
combustible prueba que es capaz de suplir la demanda de enerǵıa para veh́ıculos, calefacción
e incluso para la industria metalúrgica, y lo hace, en general, de una manera limpia gracias
al uso de enerǵıas renovables en la producción de hidrógeno.

2.1.2. Producción de hidrógeno destinada a la producción de com-
bustibles sintéticos

La necesidad de producir combustibles sintéticos (CS) carbono neutrales para reducir las
emisiones de gases de efecto invernadero convierte al hidrógeno verde en el principal candidato
para lograr estos fines. Esto mediante la metanización del hidrógeno producido con fuentes
de enerǵıa renovable, teniendo como resultado metano, gas natural sintético o gas licuado del
petroleo.

En [10] se propone un modelo de optimización que utiliza simulaciones de Monte Carlo
para encontrar la configuración óptima de almacenamiento y metanización de hidrógeno para
una capacidad de electrolizador dada, tal que se produzca gas natural sintético. Para ello, se
minimiza el costo nivelado de producción de gas natural sintético. La manera en que se efectúa
la producción del hidrógeno es desde fuentes de enerǵıa renovable, como paneles solares y
turbinas eólicas, las cuales además se plantean para prestar reservas secundarias al sistema
eléctrico. La principal conclusión de este trabajo es que no existe una configuración de planta
óptima, sino un rango en el que se pueden variar las capacidades de los equipos sin afectar
significativamente el costo de producción del gas natural sintético. Sin embargo, para las
diferentes configuraciones, la capacidad del electrolizador tiende a aproximadamente 12 MW,
con un almacenamiento de hidrógeno alrededor de 2000 kg para una demanda de hidrógeno
horaria de entre 0 y 350 kg, cuyo fin es producir CS. Si bien el gran acierto y novedad de
este trabajo es considerar la prestación de reservas, el hecho de que el electrolizador tenga
una capacidad dada no permite comprobar la configuración más óptima.

Un trabajo similar desarrolla [11], en donde se plantea una planta de producción de gas
natural sintético que contempla la captura de dióxido de carbono desde una central de ce-
mento, la producción de hidrógeno mediante enerǵıa solar y eólica y la hidrogenación del CO2

capturado. De esta manera, mediante el programa HOMMER, se optimiza el tamaño y la
producción de un complejo de estas caracteŕısticas, teniendo en cuenta, a diferencia de [10],
solamente un electrolizador en la cadena de producción de hidrógeno. Aśı, se busca minimizar
el costo anualizado del sistema, considerando CAPEX y OPEX. A pesar de la innovadora
propuesta, se concluye que una central tan costosa solo será posible si se aumenta el impuesto
a las emisiones y se subvenciona la producción de hidrógeno. Lo anterior impide proponer una
solución concreta respecto a la configuración óptima de una planta de estas caracteŕısticas,
sobre todo considerando el hecho tiene en cuenta únicamente un electrolizador en la cadena
de producción de hidrógeno. A pesar de aquello, propuestas como esta dan paso a estudiar
modelos donde se considere más de una fuente de enerǵıa y consumo.
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Como se puede apreciar en los trabajos revisados, si bien la producción de CS carbono
neutrales son una alternativa para reducir las emisiones de gases de efecto invernadero, la
forma óptima para realizar aquello sigue en estudio. Esto, porque aún no se encuentra la
configuración definitiva de forma tal que el costo nivelado de producción de combustibles
sintéticos sea competitivo en el mercado.

2.1.3. Producción de hidrógeno destinado a la generación de enerǵıa
eléctrica

Ante la variabilidad e incertidumbre que pueden presentar las enerǵıas renovables como la
solar y la eólica, la generación de enerǵıa eléctrica a partir de hidrógeno es una buena opción
para aportar a la confiabilidad del sistema eléctrico. Esto ya que se puede generar enerǵıa
eléctrica en cualquier momento del d́ıa mientras se cuente con hidrógeno almacenado. Junto
con ello, surge la posibilidad de realizar arbitraje en el mercado eléctrico con las celdas de
hidrógeno, ya que estas se pueden comportar como una bateŕıa.

En [12] y [13] se modela una central de generación de enerǵıa eléctrica en base a paneles
solares, turbinas eólicas y celdas de hidrógeno. Dado que se consideran celdas de hidrógeno,
también forman parte de la central electrolizadores y tanques de hidrógeno para la producción
y almacenamiento de este combustible, tal que pueda ser utilizado únicamente por las celdas.
La principal diferencia entre estos dos trabajos es el método de optimización, los cuales
son Optimización de búsqueda h́ıbrida Fire-Fly/Harmony y Optimización de Ecosistemas
Artificiales, respectivamente. En ambos estudios se busca minimizar el costo de la enerǵıa
generada, optimizando el número de los equipos pertenecientes a la central en cuestión,
obteniendo valores entre 0.4 y 0.6 USD/kWh en el caso de [12] y 0.0628 USD/kWh para
[13]. Junto con ello, se concluye de estos trabajos que las celdas de combustible significan un
respaldo de enerǵıa cuando no se cuenta con el recurso solar o eólico, teniendo incluso un
mejor rendimiento que el uso de bancos de bateŕıas. Gracias a que ambos estudios presentan
resultados para el costo de la enerǵıa generada con hidrógeno, es posible utilizarlos a modo
de comparación con otros estudios, además de poder definir de manera concreta cuanto es el
valor de la enerǵıa cuando se establecen este tipo de proyectos.

Por otro lado, en [14] se hace un estudio similar a los anteriormente descritos, es decir,
se propone un sistema h́ıbrido que consta de paneles solares, electrolizador, almacenamiento
y celdas de hidrógeno. A diferencia de [12] y [13], este trabajo compara a las celdas de
combustible con bateŕıas de ión litio, utilizando MILP como método de optimización para
minimizar el costo total anual del sistema. Lo anterior permite comprobar cual tecnoloǵıa
es mejor, siendo esto su principal fortaleza. De esta manera, se concluye que si se considera
un solo tipo de almacenamiento, los sistemas de enerǵıa basados en bateŕıas muestran una
mejor economı́a que los que usan almacenamiento de hidrógeno. Sin embargo, si se considera
una configuración de almacenamiento h́ıbrida, el almacenamiento de hidrógeno se volverá
gradualmente prometedor, considerando además la expectativa en su reducción continua de
costos. En este estudio no se especifica el costo de la enerǵıa obtenido, lo cual impide que sea
comparado cuantitativamente con otros estudios.

Si bien los modelos de optimización anteriormente descritos responden a una demanda
de electricidad del orden de los gigawatts, existen variados estudios que consideran la gene-
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ración de electricidad a partir de hidrógeno para el auto-consumo y arbitraje de una casa
en particular. Es el caso de [15], el cual optimiza la capacidad y funcionamiento de paneles
solares, electrolizador, almacenamiento y celdas de hidrógeno, para la generación y arbitraje
de enerǵıa eléctrica en un hogar t́ıpico conectado a la red. Esto mediante un método iterativo
que le permite resolver el problema de optimización, el cual consiste en minimizar el costo
actual neto del sistema propuesto para una un perfil de demanda horaria. En este trabajo
se confirma que un proyecto de estas caracteŕısticas es costo-efectivo, obteniendo rebajas
aceptables en la cuenta de electricidad y demostrando la competitividad del precio de la
enerǵıa producida (0.195 USD/MWh) frente al precio de la enerǵıa proveniente de la red
eléctrica (0.35 USD/MWh en Iraq). Junto con esto, se comprueba la eficiencia de las celdas
de hidrógeno para superar la intermitencia de los recursos renovables, pudiendo suministrar
la enerǵıa eléctrica necesaria en todo momento a la casa en cuestión.

Otro trabajo similar desarrolla [16], el cual se diferencia de [15] al considerar una bateŕıa y
la desconexión del hogar del sistema eléctrico. Además, utiliza diferentes técnicas para resolver
el problema de optimización, como el uso de HOMMER y un algoritmo genético, siendo su
principal objetivo el constatar que mecanismo entrega un mejor óptimo. De esta forma, se
observa que el algoritmo genético arroja mejores resultados de HOMMER. Por otro lado,
también se concluye que las celdas de hidrógeno, en conjunto con las bateŕıas, constituyen
una buena fuente de enerǵıa secundaria. En este estudio no se especifica el costo de la enerǵıa
obtenido, lo cual impide que sea comparado cuantitativamente con otros estudios.

Si bien la mayoŕıa de los estudios revisados pretende emular de mejor forma la realidad,
ninguno considera un compresor en la cadena de producción de hidrógeno, lo cual podŕıa
impactar en la exactitud de los resultados obtenidos.a pesar de ello, se desprende de la
literatura revisada que la generación de enerǵıa eléctrica a partir de hidrógeno es una buena
alternativa para dotar al sistema de una fuente de enerǵıa mas constante, teniéndose la
posibilidad de vender la enerǵıa sobrante en el caso de sistemas autónomos como lo es un
hogar particular. Además, se destaca que la presencia de bateŕıas puede disminuir el costo
de almacenar hidrógeno y aumentar aún mas la confiabilidad del sistema.

2.1.4. Producción de hidrógeno destinado a su distribución y a la
generación de enerǵıa eléctrica

Habiendo revisado trabajos en donde se considera la producción de hidrógeno para su
distribución o para la generación de enerǵıa eléctrica por separado, no es novedad encontrar
estudios donde juntan ambas posibilidades en un solo modelo de optimización. Lo anterior
ocurre dada la versatilidad de este combustible, el cual, dentro de un mismo complejo, puede
destinarse a ambas actividades, aumentando aún mas las utilidades percibidas.

En [17] se propone un modelo de optimización el cual contempla paneles solares, electro-
lizador, almacenamiento y celdas de hidrógeno. También considera biomasa para producir
electricidad, lo cual resulta ser una novedad en este tipo de estudios. Este modelo busca
minimizar el costo diario de la cadena de suministro de hidrógeno, optimizando el tamaño y
la ubicación de los equipos anteriormente mencionados mediante MILP. Para ello, considera
la venta tanto de hidrógeno como de enerǵıa eléctrica, siendo esta última inyectada a la red
eléctrica, sin embargo, no especifica el precio de venta de estos servicios, lo cual dificulta
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la comparación de este estudio con otros de la misma ı́ndole. Sin perjuicio de lo anterior,
se concluye que es necesario, además de optimizar el tamaño y la operación de los equipos,
optimizar la ubicación del complejo, puesto que esta es determinante a la hora de tener en
cuenta enerǵıa solar para generar hidrógeno.

Por otra parte, en [18] se construyó un modelo que utiliza un método iterativo para
determinar el despacho de enerǵıa a la red eléctrica de un complejo similar al anteriormente
descrito, con la diferencia de que se considera solo paneles solares. Aśı, la optimización se basa
en maximizar el Valor Actual Neto (VAN) de todo el ciclo de vida del complejo propuesto.
Se destaca este estudio puesto que tiene como objetivo el minimizar los vertimientos de
los paneles solares, además de diseñar una red de distribución de hidrógeno que considera
variados medios de transporte. Es aśı como se concluye que el modo de conexión a la red y
el estado de almacenamiento de H2 afectan la ubicación óptima del sistema de hidrógeno-
fotovoltaico. Sumado a esto, se determina que una estación de enerǵıa fotovoltaica a gran
escala integrada con un sistema de hidrógeno puede promover los beneficios económicos
y la reducción de emisiones. Esto, para un precio de venta del hidrógeno de 6 USD/kg
aproximadamente (no especifica el precio de venta de electricidad).

Finalmente, en [19] se plantea un modelo también similar a los anteriormente descritos,
con la salvedad de que este contempla solamente la enerǵıa eléctrica proveniente de la red y no
tiene en cuenta ninguna fuente de enerǵıa renovable. Además, considera otros mecanismos de
almacenamiento de enerǵıa eléctrica, como bateŕıas de ácido y una hidroeléctrica de bombeo.
En este trabajo se busca maximizar los ingresos operacionales para una central de hidrógeno
y enerǵıa eléctrica con capacidades dadas, mediante MILP. La gran novedad de este trabajo
es que considera la venta de SSCC por parte de la celda de combustible, como lo son las
reservas de giro, subida y bajada. De esta forma se reconoce que la participación en los
mercados de electricidad puede mejorar los flujos de ingresos para los sistemas productores
de hidrógeno. Sin embargo, se concluye que los sistemas de hidrógeno deben focalizarse en
vender hidrógeno más que generar enerǵıa eléctrica con este, considerando precios entre 3 y
10 USD/kg.

Al igual que en la sección 2.1.3, en ningún estudio revisado se considera un compresor en la
cadena de producción de hidrógeno, lo cual puede impactar en la exactitud de los resultados.
A pesar de ello se demuestra, con la bibliograf́ıa revisada, que es posible plantear un modelo de
optimización que contemple tanto la producción de hidrógeno como la generación de enerǵıa
eléctrica a partir de este. Esto podŕıa generar ingresos desde variados mercados, siendo más
conveniente que un modelo que considera estas actividades de forma separada.

2.1.5. Cuadro resumen

En la tabla 2.1 se muestra un cuadro resumen con las principales bibliograf́ıas de la revisión
bibliográfica consideradas para plantear las contribuciones de este estudio. Se consideraron
principalmente los equipos presentes en el modelo de optimización, los servicios entregados
y las principales contribuciones de la literatura revisada.
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2.2. Contribuciones

Bajo el contexto revisando en diferentes estudios, las contribuciones de esta investigación
son:

• Plantear un modelo de optimización que simula un complejo de generación de enerǵıa
eléctrica e hidrógeno, el cual contempla paneles solares, electrolizador, compresor, al-
macenamiento de hidrógeno, celdas de hidrógeno y conexión a la red eléctrica. De esta
forma, se modela la cadena de producción de hidrógeno completa, lo cual no se ha
observado en estudios anteriores. Esto se realizará mediante MILP.

• Considerar que este modelo participe en el mercado de la enerǵıa eléctrica, los servicios
complementarios y la venta de hidrógeno, proponiendo aśı que la producción de enerǵıa
más hidrógeno participe en mercados que no siempre son considerados, como son los
servicios complementarios. Se desestima el mercado de los combustibles sintéticos para
focalizar el estudio en el hidrógeno puro.

• Comparar la producción de hidrógeno verde con la de hidrógeno mixto, el cual se
produce tanto con enerǵıa proveniente de los paneles solares como de la red eléctrica.

• Estudiar los resultados del modelo propuesto en distintos periodos de tiempo, como el
año 2020 (corto plazo) y el año 2030 (mediano plazo), para una ubicación espećıfica en el
Norte de Chile, comprobando la factibilidad de aquello según diferentes sensibilidades.
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óp
ti
m
a
d
e
al
m
ac
en
am

ie
n
to

y
m
et
an

iz
ac
ió
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Ś
ı

N
o

N
o

N
o

S
e
h
ac
e
ca
rg
o
d
e
lo
s
co
rt
es

d
e
en
er
ǵı
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ǵı
a

re
n
ov
ab

le
a
u
n
h
og
ar

t́ı
p
ic
o
co
n
ec
ta
d
o
a
la

re
d
.

[1
7]

Ś
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Ś
ı

Ś
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ió
n
co
n
la
s
te
c-

n
ol
oǵ
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Caṕıtulo 3

Metodoloǵıa

En este caṕıtulo se presenta la formulación matemática del problema de optimización
modelado. En primera instancia se enuncia la nomenclatura, donde se describen brevemente
los conjuntos, variables y parámetros utilizados. Posteriormente, se realiza una descripción
general del modelo, con sus caracteŕısticas y particularidades y, finalmente, se definen la
función objetivo y restricciones del modelo.

3.1. Nomenclatura

3.1.1. Parámetros

Parámetro Descripción Unidad
CPV CAPEX anualizado del panel solar USD/MW
CFC CAPEX anualizado de las celdas de hidrógeno USD/MW
Cs CAPEX anualizado del almacenamiento de hidrógeno USD/MW
Ce CAPEX anualizado del electrolizador USD/MW
Ct CAPEX anualizado del transformador de la planta USD/MW
Cc CAPEX anualizado del compresor USD/MW
CH Costos de producción del H2 USD/kg
P PV
t Perfil de generación de un panel solar de 1 MW en un

tiempo t
-

α Factor de conversión potencia → kg de hidrógeno para
la capacidad máxima del compresor

MW/kg

βPV Factor de reconocimiento de potencia firme del panel
solar (PV)

-

βFC Factor de reconocimiento de potencia firme de la celda
de hidrógeno (FC)

-

∆t Porción de hora en que actúan las reservas de subida y
bajada

-

η Factor de eficiencia de la celda de hidrógeno -
γ Ĺımite de capacidad del transformador de salida MW
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Parámetro Descripción Unidad
µ Factor de conversión enerǵıa → hidrógeno comprimido MWh/kg
ξ Factor de conversión potencia → kg de hidrógeno del

electrolizador
kg/MW

Πpower Pago por potencia en la barra de conexión USD/MW
Πspot

t Precio spot en la barra de conexión en la hora t USD/MWh
Πsale Precio de venta del hidrógeno USD/kg
Πrup Precio de venta de las reservas de subida USD/MW
Πrdw Precio de venta de las reservas de bajada USD/MW
τ Probabilidad de que se utilicen las reservas de bajada en

la operación
-

3.1.2. Variables

Variable Descripción Unidad

Hprod
t Hidrógeno producido en la hora t kg

Hsto
t Hidrógeno almacenado en la hora t kg

Hsol
t Hidrógeno vendido en la hora t kg

Hcom
t Hidrógeno comprimido en la hora t kg

P g−e
t Potencia desde la red al electrolizador en la hora t MW

P PV−e
t Potencia desde el PV al electrolizador en la hora t MW

P g−c
t Potencia desde la red al compresor en la hora t MW

P PV−c
t Potencia desde el PV al compresor en la hora t MW

P PV−g
t Potencia solar inyectada a la red en la hora t MW

P FC−g
t Potencia inyectada a la red por la celda de H2 en la hora

t
MW

P out
t Potencia total que va o viene desde el complejo de ge-

neración a la red en la hora t
MW

RPV up
t Reserva de subida del panel solar en la hora t MW

RFCup
t Reserva de subida de la celda de H2 en la hora t MW

Reup
t Reserva de subida del electrolizador en la hora t MW

Rcup
t Reserva de subida del compresor en la hora t MW

RPV dw
t Reserva de bajada del panel solar en la hora t MW

RFCdw
t Reserva de bajada de la celda de H2 en la hora t MW

Redw
t Reserva de bajada del electrolizador en la hora t MW

Rcdw
t Reserva de bajada del compresor en la hora t MW

HsM Capacidad máxima de almacenamiento de H2 kg
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Variable Descripción Unidad
HcM Capacidad máxima del compresor kg
P eM Capacidad máxima del electrolizador MW
P PVM Capacidad máxima del panel solar MW
P FCM Capacidad máxima de la celda de H2 MW
P outM Enerǵıa máxima que puede entrar o salir del complejo

de generación a la red
MW

P f irm Potencia firme reconocida de la planta MW

3.1.3. Conjuntos

t ∈ T Índice y conjunto de horas

3.2. Descripción general

El modelo propuesto tiene como finalidad maximizar las utilidades que puede obtener un
complejo de generación, que se muestra en la figura 3.1, en un año con resolución horaria. Se
tienen en cuenta sus costos de inversión anualizados, costos de operación e ingresos asociados
a distintos mercados: electricidad, potencia, servicios complementarios e hidrógeno.

Este modelo está basado en una optimización matemática mediante MILP que toma deci-
siones tanto de inversión como de operación sobre los equipos que componen el complejo de
generación. Estos corresponden a paneles solares, electrolizador, compresor, almacenamiento
de hidrógeno y celdas de hidrógeno, además de un transformador de salida que conecta a los
equipos que consumen o inyectan enerǵıa a la red eléctrica. Se prefiere el uso de paneles so-
lares por sobre otras fuentes de enerǵıa renovable debido a las caracteŕısticas de la ubicación
que estos tendrán, la cual se especifica en la sección 4.2.1. Sumado a esto, el hecho de que
los módulos solares solo generen enerǵıa durante el d́ıa impone el desaf́ıo de almacenar esta
enerǵıa para las horas nocturnas o aquellas horas en donde los costos marginales son más
altos, lo cual se aborda en este modelo.

De esta manera, las decisiones de inversión corresponden a las capacidades de cada tec-
noloǵıa mencionada, mientras que las decisiones de operación son aquellas relacionadas al
funcionamiento de los equipos, donde se considera que:

• Los paneles solares pueden inyectar enerǵıa a la red eléctrica, vendiéndola al mercado
spot, o abastecer al electrolizador y/o compresor.

• El electrolizador y compresor pueden consumir enerǵıa de la red, comprándola en el
mercado spot, y/o consumiéndola directamente de los paneles solares.

• El hidrógeno producido, y posteriormente comprimido, es almacenado para luego ser
vendido a un precio fijo o para ser utilizado en las celdas de hidrógeno, las cuales, con
este combustible, pueden generar enerǵıa e inyectarla a la red, vendiéndola al mercado
spot.

• Todos los equipos, excepto el almacenamiento de hidrógeno, pueden prestar reservas al
sistema eléctrico y recibir ganancias por ello.
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• Los paneles y las celdas de hidrógeno aportan con potencia firme al sistema eléctrico,
recibiendo ganancias por ello.

• El complejo de generación, que maximiza su función de utilidad, rige su comportamiento
en función de diversos precios relacionados a los servicios entregados: enerǵıa, potencia,
servicios complementarios e hidrógeno.

Una de las caracteŕısticas más importantes de este modelo es que se consideran dos mo-
dos de operación en la producción de hidrógeno. El primero corresponde al que llamaremos
”hidrógeno mixto”, el cual produce hidrógeno utilizando para el electrolizador y compresor
enerǵıa tanto de la red eléctrica como de los paneles solares. El segundo corresponde al caso
del llamado ”hidrógeno verde”, el cual produce hidrógeno sin generar efectos de gases in-
vernadero y, por lo tanto, solo utiliza enerǵıa de los paneles solares para el electrolizador y
compresor.

Como se mencionó anteriormente, en la figura 3.1 se muestra la configuración del complejo
de generación, donde cada linea que enlaza a los equipos corresponde a una conexión eléctrica
(color rojo) o a un proceso dentro de la cadena de producción del hidrógeno (color verde).

Figura 3.1: Complejo de generación compuesto por paneles solares, electrolizador,
compresor, almacenamiento de hidrógeno y celdas de hidrógeno.
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3.3. Modelo matemático

En esta sección se explicará en primera instancia el modelo matemático para el modo de
operación de hidrógeno mixto, para luego, al final de las restricciones en la sección 3.3.2,
describir las diferencias que este tiene con el modo de hidrógeno verde.

3.3.1. Función objetivo

La función objetivo busca maximizar las utilidades del complejo de generación en cuestión,
donde se consideran las ganancias por la venta de diferentes servicios en el año, el costo
anualizado de inversión y el costo de la operación en el año.

FO = máx{Rev − Inv −Op} (3.1)

Las ganancias consideran la venta de enerǵıa al mercado spot por parte de los paneles solares
y las celdas de hidrógeno y la venta de reservas de enerǵıa de subida y de bajada de los
paneles solares, electrolizador, compresor y celdas de hidrógeno. Con ello, se contempla la
venta de hidrógeno a un precio fijo y el pago por la potencia firme que aportan al sistema
los paneles solares y las celdas de hidrógeno. Es importante mencionar que las reservas de
bajada se ponderan por la probabilidad de uso de estas.

Rev =
∑
t∈T

Πspot
t · (P PV−g

t + P FC−g
t )

+ Πrup · (RPV up
t +RFCup

t +Reup
t +Rcup

t )

+ Πrdw
t · τ · (RPV dw

t +RFCdw
t +Redw

t +Rcdw
t )

+ Πsale ·Hsol
t

+Πpower · P f irm

(3.2)

Los costos de inversión incluyen la inversión en paneles solares, electrolizador, compresor,
almacenamiento de hidrógeno, celdas de hidrógeno y un transformador de salida.

Inv =CPV · P PVM + Ce · P eM + CFC · P FCM − Cs ·+HsM

+ Ct · P outM + Cc ·HcM
(3.3)

Los costos de operación se componen por el costo de producir hidrógeno, asociado al uso del
agua, y por la compra de enerǵıa al mercado spot para su uso en el electrolizador y compresor.

Op =
∑
t∈T

CH ·Hpro
t +Πspot

t · (P g−e
t + P g−c

t ) (3.4)

3.3.2. Restricciones

Panel solar

Las ecuaciones que rigen el funcionamiento del panel solar son aquellas que limitan su
capacidad máxima y mı́nima. Aqúı se considera la enerǵıa que va desde el PV a la red, al
electrolizador y al compresor, además de las reservas de bajada y subida, según corresponda.

P PV−g
t + P PV−e

t + P PV−c
t +RPV up

t ≤ P PV
t · P PVM ∀t ∈ T (3.5)

P PV−g
t + P PV−e

t + P PV−c
t −RPV dw

t ≥ 0 ∀t ∈ T (3.6)
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Es importante notar que la capacidad máxima de los paneles solares esta dada por el perfil
normalizado horario de generación fotovoltaica, el cual se pondera por la capacidad máxima
a determinar por el modelo.

Electrolizador

El electrolizador posee restricciones capacidad máxima y mı́nima, donde se tiene en cuenta
el total de enerǵıa consumida por el electrolizador, ya sea desde la red eléctrica o desde los
paneles solares. Además, se incluyen las reservas de subida y bajada que entrega el electroli-
zador, según corresponda.

En el caso de la restricción de capacidad máxima, las reservas de bajada se consideran aqúı
ya que el electrolizador representa un consumo, por lo que aportar con este tipo de reserva
se traduce en consumir más potencia. De igual manera, las reservas de subida se modelan en
la restricción de capacidad mı́nima, ya que entregar este tipo de reserva significa disminuir
el consumo de potencia.

P g−e
t + P PV−e

t +Redw
t ≤ P eM ∀t ∈ T (3.7)

P g−e
t + P PV−e

t −Reup
t ≥ 0 ∀t ∈ T (3.8)

El electrolizador define cuanto hidrógeno se produce, por lo que se le asocia una restricción
de igualdad, donde la potencia consumida por este equipo se pondera por un factor que
transforma enerǵıa eléctrica en kilogramos de hidrógeno, el cual esta relacionado a la eficiencia
del mismo.

(P g−e
t + P PV−g

t )/ξ = Hpro
t ∀t ∈ T (3.9)

Compresor

El compresor posee restricciones de capacidad máxima y mı́nima, donde se considera el
total de enerǵıa consumida por el compresor, ya sea proveniente de la red eléctrica o desde
los paneles solares. Además, se tienen en cuenta las reservas de bajada y subida que presta
este equipo, según corresponda. La capacidad máxima del compresor está en unidades de
kilogramo, por lo que se pondera por un factor que transforma unidades de masa en unidades
de potencia.

Al igual que el electrolizador, el compresor representa un consumo, por lo que las reservas
de bajada se consideran en la restricción de capacidad máxima y las reservas de subida en la
restricción de capacidad mı́nima.

P PV−c
t + P g−c

t +Rcdw
t ≤ α ·HcM ∀t ∈ T (3.10)

P PV−c
t + P g−c

t −Rcup
t ≥ 0 ∀t ∈ T (3.11)

El compresor es el encargado de comprimir el hidrógeno producido por el electrolizador, por
lo que se considera una restricción en donde el hidrógeno comprimido es igual al hidrógeno
producido.

Hcom
t = Hpro

t ∀t ∈ T (3.12)
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Como se mencionó en la restricción anterior, el compresor es quien comprime el hidrógeno
producido. Es por ello que se establece una restricción de igualdad, donde la enerǵıa consu-
mida por el compresor, pondera por un factor, produce hidrógeno comprimido. Este factor
es diferente al de la ecuación 3.10 por definición del compresor.

(P PV−c
t + P g−c

t )/µ = Hcom
t ∀t ∈ T (3.13)

Por último, las reservas de bajada del compresor y del electrolizador están relacionadas, pues
entregar este tipo de servicio por parte del electrolizador significa producir más hidrógeno y
por lo tanto, comprimir más hidrógeno también. Es por esto que se establece una restricción
de igualdad, donde las reservas de bajada del compresor son iguales a las del electrolizador,
cada una ponderadas por su factor de conversión correspondiente.

Rcdw
t

µ
=

Redw
t

ξ
∀t ∈ T (3.14)

Almacenamiento de hidrógeno

El almacenamiento de hidrógeno considera en su restricción de capacidad máxima, además
del hidrógeno almacenado en cada hora, a las reservas de bajada de las celdas de hidrógeno
y del electrolizador. Esto porque, por un lado, el que la celda de hidrógeno entregue reservas
de bajada a la red significa que disminuya la potencia entregada por esta y, por lo tanto, el
hidrógeno destinado para ello no se utilice, teniendo que permanecer almacenado. Por otro
lado, que el electrolizador entregue reservas de bajada significa que aumenta su consumo de
potencia, produciendo mas hidrógeno, el cual debe ser almacenado.

Hsto
t +

∆t ·RFCdw
t

ξ · η
+

∆t ·Redw
t

ξ
≤ HsM ∀t ∈ T (3.15)

En la restricción de capacidad mı́nima, el almacenamiento de hidrógeno tiene en cuenta,
además del hidrógeno almacenado en cada hora, a las reservas de subida de la celda de
hidrógeno. Esto ya que el entregarlas significa subir la potencia que esta inyecta, teniendo
que utilizar más hidrógeno, el cual se encuentra almacenado. Con ello, se contempla que la
capacidad mı́nima del almacenamiento es el promedio del hidrógeno producido en todo el
año, esto para todo el horizonte de operación excepto la última hora, en donde la capacidad
mı́nima puede ser cero.

Hsto
t − ∆t ·RFCup

t

ξ · η
≥

N=|T |∑
n=1

(
Hpro

n

N
) ∀t ∈ {t0, .., |T | − 1} (3.16)

Hsto
|T | −

∆t ·RFCup
|T | )

ξ · η
≥ 0 (3.17)

Se contempla además una restricción de inventario, donde se considera hidrógeno alma-
cenado en la hora anterior, el hidrógeno comprimido, el hidrógeno vendido y el hidrógeno
utilizado en la celda de hidrógeno. Este último se compone por la potencia inyectada por
la celda de hidrógeno, ponderada por un factor que lo transforma en unidades de masa y
también por la eficiencia de la celda. Lo anterior para tener en cuenta la pérdida de enerǵıa
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del proceso de reconversión. Con ello, se considera una condición inicial para la primera hora
del horizonte de operación, donde no se tiene en cuenta el hidrógeno almacenado en la hora
anterior.

Hsto
t = Hsto

t−1 +Hcom
t − P FC−g

t

ξ · η
−Hsol

t ∀t ∈ {2, .., |T |} (3.18)

Hsto
1 = Hcom

1 − P FC−g
1

ξ · η
−Hsto

1 (3.19)

Celdas de hidrógeno

Las celdas de hidrógeno poseen restricciones de capacidad máxima y mı́nima, donde la
potencia inyectada por este equipo a la red eléctrica, más o menos las reservas de subida
o bajada, respectivamente, según corresponda, deben ser menor o igual a la variable de
capacidad máxima de la celda de hidrógeno y mayor o igual a cero.

P FC−gr
t +RFCup

t ≤ P FCM ∀t ∈ T (3.20)

P FC−g
t −RFCdw

t ≥ 0 ∀t ∈ T (3.21)

Se restringe además la capacidad máxima de la celda, donde se considera su factor de con-
versión. Esto para evitar que se invierta en celdas de hidrógeno sin que se invierta en alma-
cenamiento.

P FCM

ξ
≤ HsM (3.22)

Transformador de salida

El transformador de salida del complejo posee restricciones de capacidad máxima y mı́ni-
ma, donde se contempla la potencia de salida neta y las reservas de bajada o subida, según
corresponda. Esto, considerando que el transformador permite el flujo de potencia hacia la
red eléctrica o hacia el complejo de generación.

P out
t + (RPV up

t +RFCup
t +Reup

t +Rcup
t ) ≤ P outM ∀t ∈ T (3.23)

P out
t − (RPV dw

t +RFCdw
t +Redw

t +Rcdw
t ) ≥ −P outM ∀t ∈ T (3.24)

Dado que el transformador de salida permite un flujo de potencia hacia ambas direcciones,
se define una restricción de balance. En ella, la potencia que sale por el transformador (po-
tencia neta de salida hacia la red y potencia consumida desde la red por el electrolizador y
compresor), es igual a la que entra por él (potencia inyectada por el panel solar y por las
celdas de hidrógeno).

P FC−g
t + P PV−g

t = P out
t + P g−e

t + P g−c
t ∀t ∈ T (3.25)

Decisiones de inversión

Dado que es de interés para este modelo el que el electrolizador tienda a producir hidrógeno
verde, se define una restricción que establece que la capacidad máxima de este equipo no
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puede ser mayor a la de los paneles solares. De esta manera se evita que el electrolizador
se sobredimensione, teniendo en cuenta que también puede consumir enerǵıa desde la red
eléctrica.

P eM ≤ P PVM (3.26)

Por otra parte, se define que la capacidad del compresor debe ser menor o igual a la del
electrolizador, para evitar resultados incoherentes donde ocurra lo contrario. Esto pues resulta
innecesario un compresor mas grande que un electrolizador si el hidrógeno producido es el
mismo que posteriormente se va a comprimir.

HcM · α ≤ P eM (3.27)

Por último, se tiene que la capacidad máxima del transformador de salida no puede ser
mayor a un cierto ĺımite ξ. Esto para justificar el supuesto de tomador de precios que considera
el modelo.

P outM ≤ γ (3.28)

P outM ≥ −γ (3.29)

Capacidad firme

La capacidad firme que entrega este complejo de generación esta conformada por la capa-
cidad firme que pueden entregar los paneles solares y las celdas de hidrógeno, las cuales se
ponderan por un factor. Estos factores se rigen de acuerdo al mercado de potencia vigente.
De esta forma, la capacidad firme que entrega el complejo de generación debe ser menor o
igual al aporte de cada equipo.

P f irm ≤ P FCM · βFC + P PVM · βPV (3.30)

Además, para que el modelo sea consistente, la potencia firme entregada no puede ser mayor
a la potencia máxima del transformador de salida.

P f irm ≤ P outM (3.31)

Modo de producción de hidrógeno verde

El modo de operación donde se produce hidrógeno verde precisa ciertos cambios en el
modelo, puesto que el complejo de generación cambia su configuración. Esto ya que, al ser el
hidrógeno verde producido de manera totalmente limpia, solo se utilizan los paneles solares
para ello. De esta manera, tanto el compresor como el electrolizador se desconectan de la red.

Lo anterior implica que tanto la potencia que va desde la red al electrolizador, como la
potencia que va desde la red al compresor, son iguales a cero.

P g−e
t = 0 (3.32)

P g−c
t = 0 (3.33)
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Al estar desconectados el electrolizador y compresor de la red eléctrica, tampoco tienen la
capacidad de entregar reservas de subida ni de bajada, por lo que también se igualan a cero.

Reup
t = 0 (3.34)

Redw
t = 0 (3.35)

Rcup
t = 0 (3.36)

Rcdw
t = 0 (3.37)

Por otro lado, se modifica la restricción de capacidad mı́nima del almacenamiento de hidrógeno.
Esto porque las primeras horas de operación no corresponden a horas de sol, lo cual implica
que no se puede producir hidrógeno en esas horas y, por lo tanto, no se puede asegurar una
capacidad mı́nima en ese periodo. Debido a ello, la ecuación 3.17 se extiende a las primeras
horas de operación, evitando que el modelo de optimización sea infactible.

Hsto
t − ∆t ·RFCup

t

ξ · η
≥ 0 ∀t ∈ {to, .., ti} ∪ {|T |} (3.38)
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Caṕıtulo 4

Caso de estudio y datos de entrada

4.1. Caso de estudio

El caso de estudio que plantea este trabajo corresponde a un único caso base, el cual
considera un precio de venta del hidrógeno de 2 USD/kg, el cual corresponde al precio apro-
ximado de su transacción en la actualidad (hidrógeno gris) [20]. Además, se tiene en cuenta
la entrega de reservas de subida y bajada, junto con el aporte de potencia firme al sistema
por parte del complejo de generación en estudio.

Este caso base se somete a 2 horizontes de tiempo: el año 2020 (corto plazo) y el año 2030
(mediano plazo). Se consideran costos de inversión diferentes para el electrolizador y la celda
de hidrógeno en cada año. Con ello, se tienen en cuenta los modos de operación de producción
de hidrógeno verde e hidrógeno mixto, aplicados al mismo caso base, en cada horizonte de
operación. De esta manera, se trabaja con cuatro variaciones del caso base, como se muestra
en la figura 4.1.

Figura 4.1: Variaciones del caso base
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Se realizan diferentes sensibilidades al caso base, donde se vaŕıa el precio de venta del
hidrógeno, el cual corresponde a un parámetro de entrada. También se vaŕıan las condiciones
de operación del complejo de generación, tales como la entrega de reservas y el reconocimiento
de potencia firme, mediante el cambio en ciertas restricciones del caso base, asociadas a cada
fin. Lo anterior se realiza para cada variación del caso base.

La ubicación del caso base corresponde al Norte de Chile, donde el proyecto es conectado
a la barra Parinacota. Esto se detalla a profundidad en la siguiente sección.

4.2. Datos de entrada

4.2.1. Perfil solar

El perfil de generación solar (P PV
t ) utilizado corresponde al de un panel solar de 1 MW

ubicado en el norte de Chile (latitud: -18.51121805, longitud: -69.96216537). Esta zona se
caracteriza por tener una de las radiaciones mas potentes del mundo [21] y es la razón por
la cual se prefieren paneles solares por sobre otras tecnoloǵıas para la generación de enerǵıa
eléctrica.

El perfil solar utilizado se compone por los T́ıpicos Datos Meteorológicos Anuales (TYM
por sus siglas en inglés), donde se consideran las 8760 horas de un año. Se considera un panel
monofacial con un factor de pérdidas de 14 % y una eficiencia de inversor igual a 96% [22].

En la figura 4.2 se muestra un gráfico de cajas que resume el comportamiento del panel
solar.
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Figura 4.2: Perfil solar TMY para un panel solar de 1 MW en el Norte de Chile

4.2.2. Costos marginales

Los costos marginales (Πspot
t ) utilizados en este estudio son los de la Subestación Parinacota

220 kV para el año 2020. Se tienen los datos horarios para 364 d́ıas del año. Como este
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estudio es anual, se multiplican estos datos por 364 dividido en 365 para aśı obtener una
representación del año completo [23].

En las figuras 4.3 y 4.4 se muestra el comportamiento de los Costos Marginales anterior-
mente mencionados, durante el d́ıa de manera horaria y durante el año de manera horaria,
respectivamente, Los costos vaŕıan entre 0 y 350 USD/MW, pero principalmente fluctúan
entre los 30 y 150 USD/MW.
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Figura 4.3: Costo Marginal horario durante el d́ıa en el año 2020
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Figura 4.4: Costo marginal horario durante el año 2020

4.2.3. Costos de inversión (CAPEX)

Se considera el costo de inversión de las tecnoloǵıas contempladas en el modelo, para el
año 2020 y 2030, como se muestra en la tabla 4.1. En esta tabla, al igual que las siguientes,
se emplea la coma como separador de miles. Como se puede observar, para efectos de este
estudio, solo vaŕıa el CAPEX del electrolizador y de la celda de hidrógeno para los diferentes
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años. Estos costos se encuentran anualizados a una el tasa del 10 % y se consideran para
todos los equipos 20 años de vida útil.

Tabla 4.1: Costos de Inversión (CAPEX) para las diferentes tecnoloǵıas utilizadas

Tecnoloǵıa CAPEX Año 2020 CAPEX Año 2030 Fuente
Panel Solar (CPV ) [US-
D/MW]

65,000 65,000 [24]

Electrolizador (Ce) [US-
D/MW]

79,500 117,000 [25]

Compresor (Cc) [USD/kg] 1,275 1,275 [11]
Almacenamiento de
Hidrógeno (Cs) [USD/kg]

419 419 [26]

Celda de Hidrógeno (CFC)
[USD/MW]

170,000 64,100 [27]

Transformador de salida
(Ct) [USD/MW]

2,130 2,130 [28]

4.2.4. Servicios complementarios

Los servicios complementarios son remunerados, por lo que se contempla el pago por
reservas de subida y bajada, y al pago por potencia firme. Este último depende de la ubicación
en donde se conecta el complejo de generación, el cual corresponde a la subestación Parinacota
(norte de Chile).

El pago por reservas de subida (Πrup) se fija en 3 USD/MW y por reservas de bajada
(Πrdw) en 5 USD/MW y es recibido de manera horaria, mientras que el pago por potencia
firme (Πpower) es igual a 100,506.6 USD/MW y es recibido de manera anual [29].

Por otro lado, las reservas se entregan por un cuarto de hora, fijándose el parámetro ∆t
en 0.25 s. Junto con ello, las reservas de bajada se ponderan por la probabilidad de que se
utilicen (τ), la cual corresponde a 0.3.

4.2.5. Factores de conversión y eficiencias

Se consideran factores que transforman unidades de potencia o enerǵıa en kilogramos
y viceversa, los cuales, según el caso, tienen internalizada la eficiencia del equipo. Para el
caso del electrolizador se considera un factor de 0.05561 kg/MW (ξ), el cual se traduce en
una eficiencia de este del 60% [30]. Este factor se utiliza de manera viceversa para la celda
de hidrógeno, pero se multiplica por la eficiencia de la celda para respetar las leyes de la
termodinámica, la cual corresponde al 60% (η) [25].

Para el caso de compresor, por definición de este, se considera un factor que transforma
unidades de potencia a kilogramos (α) y uno que transforma enerǵıa a kilogramos (µ), los
cuales son iguales a 0.0018805 MW/kg y 0.002055 MWh/kg respectivamente [31].

4.2.6. Costo del agua

El electrolizador considera un costo por uso del agua igual a 0.023 USD/kg [30].
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4.2.7. Capacidad del transformador

Se fija la capacidad del transformador (γ) en 100 MW. Esto se determinó para que el
complejo de generación no incida en los costos marginales, como sucedeŕıa en la realidad.
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Caṕıtulo 5

Resultados y análisis

En este caṕıtulo, se presentan los resultados y su discusión de este estudio, en el contexto
de un caso base anteriormente descrito, al cual se le hacen diferentes sensibilidades. Se toman
en consideración los resultados donde el almacenamiento de hidrógeno es mayor o igual a 400
kilogramos, ya que en la realidad los tanques para su almacenamiento tienen un tamaño no
menor a este valor.

En primera instancia, se muestran los resultados asociado al caso base, los cuales se mues-
tran comparativamente, tomando en cuenta los modos de operación de hidrógeno mixto y
verde en cada horizonte de tiempo (2020 y 2030). De esta forma, el análisis se realizará por
año.

Posteriormente, se hará un análisis espećıfico para el año 2020, a partir del precio de
rentabilidad del hidrógeno. Como se verá mas adelante, el proyecto no es rentable en este
año con el precio actual de venta del H2 gris. Es por esto que se analiza la inversión y el
funcionamiento del complejo para un precio del hidrógeno donde śı sea rentable.

Luego, se realiza una sensibilidad en el precio del hidrógeno para el caso base, teniendo
en cuenta los años 2020 y 2030. Además, se integran los modos de operación de hidrógeno
verde y mixto, por lo que se presentan los resultados de manera comparativa. Lo anterior
se llevó a cabo para poder analizar los cambios en la inversión y funcionamiento del modelo
ante variaciones en el precio del hidrógeno.

Finalmente, se realiza una sensibilidad en el funcionamiento del complejo de generación,
donde se considera el caso en que no se entregan reservas y el caso en que no se aporta
potencia firme al sistema. Bajo estas restricciones, no se reciben remuneraciones por ninguno
de estos servicios complementarios. Al igual que en los resultados anteriores, esta sensibilidad
se realiza tanto para los años 2020 y 2030, como para los modos de operación de hidrógeno
verde y mixto.

Las tablas que se mostrarán a continuación emplean en sus resultados numéricos la coma
como separador de miles y el punto como separador de decimales. En particular, los resultados
en MW cuentan con 2 números decimales y los resultados en USD son números enteros.
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5.1. Caso base

En la tabla 5.1 se presentan los resultados para el modelo de optimización base en los
años 2020 y 2030. Para cada año, se muestran los modos de operación de hidrógeno mixto e
hidrógeno verde. Se considera un precio de venta de este combustible de 2 USD/kg y costos
de inversión del electrolizador y la celda de hidrógeno distintos según año. Para cada año,
se exponen las capacidades de los equipos que componen el complejo de generación y los
ingresos que se obtienen por la venta de servicios e hidrógeno. Junto con ello, se consideran
los costos de operación (OPEX), los costos de inversión (CAPEX) a los que incurre el modelo
y, finalmente, el total que se obtiene en la función objetivo, la cual se traduce en las utilidades
del complejo.

Tabla 5.1: Capacidades, Ingresos, OPEX y CAPEX resultantes del modelo en los años 2020
y 2030 para los escenarios de Hidrógeno Verde e Hidrógeno Gris

Año 2020 Año 2030
Caso base

Hidrógeno
mixto

Hidrógeno
verde

Hidrógeno
mixto

Hidrógeno
verde

P PVM [MW] 141.09 141.09 134.43 134.34
P eM [MW] 0.00 0.00 0.84 0.70
HcM · α [MW] 0.00 0.00 0.03 0.03
HsM [kg] 0.00 0.00 1,643.44 1,643.85
P FCM [MW] 0.00 0.00 91.39 91.41
P outM [MW] 100.00 100.00 100.00 100.00

Capacidades

P f irm [MW] 28.22 28.22 100.00 100.00

Venta de Enerǵıa 7,892,265 7,892,266 7,774,605 7,651,448
Venta de Hidrógeno 0.00 0 37,681 7,278
Pago por Reservas 434,217 434,217 2,152,950 2,138,558
Pago por potencia 2,836,128 2,836,128 10,050,660 10,050,660

Ingresos [USD]

Total Ingresos 11,162,611 11,162,611 20,015,895 19,847,945

Compra de Enerǵıa 0 119,998
Costo de producción
Hidrógeno

0 0 2,061 1,110
OPEX [USD]

Total OPEX 0.00 0 122,059 1,111

Panel Solar 9,170,957 9,170,957 8,738,090 8,732,274
Electrolizador 0.00 0 66,555 55,459
Compresor 0.00 0 20,467 17,055
Almacenamiento 0.00 0 688,603 688,772
Celda de Hidrógeno 0.00 0 5,858,225 5,859,659
Transformador 213,000 213,000 213,000 213,000

CAPEX [USD]

Total CAPEX 9,383,957 9,383,957 15,584,940 15,566,218

Total función objetivo 1,778,654 1,778,654 4,308,896 4,280,616

5.1.1. Análisis año 2020

En los resultados asociados al 2020, se puede observar que, tanto para el modo de operación
de hidrógeno mixto como para el de hidrógeno verde, solo se invierte en paneles solares y en
el transformador de salida, por lo que se obtienen los mismos valores. Lo anterior se explica
debido a que el precio de venta del hidrógeno (2 USD/kg) no es suficiente para cubrir los
gastos de inversión de la cadena de producción de este combustible y, por lo tanto, se decide
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no destinar recursos en el electrolizador, en el compresor ni el almacenamiento de hidrógeno.
Con ello, tampoco se invierte en celdas de combustible.

Por consiguiente, se opta por colocar paneles solares de forma tal que la capacidad máxima
de estos excede a la del transformador de salida. Si bien por eficiencia del panel solar no se
inyectan los 141.09 MW de capacidad que este tiene, śı pueden llegar a inyectarse hasta 111
MW aproximadamente en ciertas horas del año. Esto conlleva a que se generen vertimientos
de enerǵıa, ya que solo se pueden inyectar 100 MW a través del transformador de salida. A
pesar de esto, el modelo elige esta potencia máxima debido a que se remunera la potencia
firme que entrega este equipo.

Con base en el análisis anterior, el complejo de generación en el año 2020 solo obtiene ga-
nancias por 3 motivos. El primero de ellos es la venta de enerǵıa eléctrica, en donde se registra
la mayor remuneración. El segundo está asociado a la entrega de reservas, principalmente de
bajada. La última ganancia está vinculada al aporte de potencia firme, la cual corresponde a
un 20% de la capacidad total de los paneles. Estos resultados permiten afirmar que es muy
caro invertir en la cadena de producción de hidrógeno para este año.

5.1.2. Análisis año 2030

En el año 2030, se puede observar que esta vez śı se invierte en la cadena de produc-
ción y uso del hidrógeno, tanto para el modo de operación de hidrógeno mixto como en el
de hidrógeno verde. Esto debido principalmente a las bajas en los costos de inversión del
electrolizador y celdas de hidrógeno que se esperan para el año en cuestión.

A pesar de lo anterior, el electrolizador tiene una capacidad máxima muy inferior en
comparación a la celda y almacenamiento de hidrógeno, pudiendo producir entre 12 a 15
kilogramos de combustible por hora. Esto se explica por el funcionamiento del complejo, el
cual prefiere producir hidrógeno para destinarlo a la celda, y aśı generar enerǵıa eléctrica, en
lugar de venderlo. En otras palabras, el complejo funciona de la siguiente forma:

• El electrolizador se demora alrededor de 150 horas en llenar el almacenamiento de
hidrógeno en el modo de operación de hidrógeno mixto y cerca de 500 horas, con
descargas intermedias, en el modo de operación de hidrógeno verde.

• El electrolizador continúa funcionando a máxima capacidad durante gran parte del año
en el modo de operación de hidrógeno mixto (casi 6000 horas) y durante menos de la
mitad en el modo de operación de hidrógeno verde (casi 4000 horas).

• Desde el almacenamiento y de manera óptima, se destina hidrógeno a las celdas en
algunas horas donde los costos marginales son más altos y, por lo tanto, es más atractivo
inyectar enerǵıa eléctrica. Esto se puede ver con mayor detalle en la figura A.1 en anexos,
donde se observa la operación de la celda de hidrógeno según los costos marginales entre
la hora 1 y 600 (la situación se repite para el resto de las horas) para los dos modos de
operación en estudio. Se puede apreciar que el comportamiento de la celda es similar
en ambos.

• La celda de hidrógeno no puede inyectar enerǵıa durante 2 horas consecutivas, puesto
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que la capacidad del electrolizador no alcanza a producir la cantidad necesaria de
hidrógeno en una hora, destinarlo al compresor y luego al almacenamiento. Esto se
observa con mayor detalle en la figura A.2 en anexos, donde se muestra la operación de
la celda y el almacenamiento de hidrógeno entre las horas 1 y 600 (se repite el mismo
comportamiento en todo el año). Se evidencia un patrón semejante en ambos modo de
operación de producción de H2. Aśı, la celda se comporta como una bateŕıa.

Por lo tanto, la existencia del electrolizador está destinada principalmente a producir
hidrógeno para la celda de combustible, la cual inyecta enerǵıa eléctrica de manera óptima
en algunas horas donde el costo marginal es mayor, no siendo necesario entonces invertir en
un equipo tan grande para ello. Aśı, resulta más atractivo invertir en una celda de hidrógeno
de gran tamaño, dado que se obtienen mayores ganancias inyectando enerǵıa eléctrica. Pero
además, es atractivo puesto que la celda presta reservas y aporta con potencia firme al
sistema, obteniendo su principal remuneración por ello.

En consecuencia, las ganancias del complejo provienen principalmente de la venta de
enerǵıa en ambos modos de operación, donde el panel solar sigue siendo quien aporta de
manera muy superior en comparación a la celda de hidrógeno. Diferente es el caso de los
ingresos por reservas y potencia firme, donde la celda aporta de manera más significativa que
los paneles solares. Finalmente, la venta de hidrógeno representa una porción ı́nfima (menor
al 0,1 %).

Por otro lado, y como se vio anteriormente, no existen mayores diferencias entre los modos
de operación de hidrógeno mixto e hidrógeno verde. La única disimilitud radica en la cantidad
de hidrógeno producido, donde en el modo de operación de hidrógeno mixto esta cantidad
es el doble que en el escenario de hidrógeno verde, provocando que en este último se venda
menos hidrógeno. Lo anterior se debe a que, en el modo de operación de hidrógeno verde, el
electrolizador tiene menos horas de uso dado que no está conectado a la red, produciéndose
por lo tanto menos hidrógeno. Sin embargo, esto no afecta en mayor medida a la generación
de enerǵıa eléctrica de la celda.

En concreto, en el año 2030 śı es posible la producción de hidrógeno y esta se desarrolla
durante todo el año en conjunto con el funcionamiento de paneles solares y conexión a la
red, según sea el caso. Además, resulta ser rentable el invertir en celdas de hidrógeno para
inyectar enerǵıa a la red, aportar con reservas y potencia firme. Lo anterior es más rentable
que solo vender hidrógeno a un precio fijo.

5.2. Análisis de caso rentable en el 2020 y precio del

hidrógeno asociado

Dado que para un precio de venta del hidrógeno igual a 2 USD/kg el modelo en el 2020
decide no invertir en la cadena de producción de hidrógeno, ya que no es rentable, se varió
este parámetro hasta encontrar el punto donde el modelo śı invierte. Estos resultados se
presentan en la tabla 5.2, donde se muestran las capacidades, ingresos, OPEX y CAPEX del
complejo para un precio del hidrógeno tal que en el año 2020 se invierta en electrolizador,
compresor y almacenamiento de hidrógeno.
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Tabla 5.2: Capacidades, Ingresos, OPEX y CAPEX resultantes del modelo en el 2020
cuando la cadena de producción de hidrógeno es rentable

Caso rentable para el año 2020 Hidrógeno mixto Hidrógeno verde
Precio del hidrógeno para rentabilidad
del proyecto en 2020

2.8 3.8

P pvM [MW] 275.06 227.41
P eM [MW] 96.52 56.11
HcM · α [MW] 3.48 2.02
HsM [kg] 1,848.81 411.22
P FCM [MW] 0.00 0.00
P outM [MW] 100.00 100.00

Capacidades

P f irm [MW] 55.01 45.48

Venta de Enerǵıa 15,063,858 6,647,738
Venta de Hidrógeno 34,609,674 13,649,501
Pago por Reservas 2,675,213 673,031
Pago por potencia 5,529,049 4,571,173

Ingresos [USD]

Total Ingresos 57,877,794 25,541,443

Compra de Enerǵıa 23,048,338
Costo de producción
Hidrógeno

284,294 82,625
OPEX [USD]

Total OPEX 23,332,632 82,625

Panel Solar 17,878,836 14,781,428
Electrolizador 11,341,002 6,592,884
Compresor 2,359,693 1,371,764
Almacenamiento 774,653 172,300
Celda de Hidrógeno 0 0
Transformador 213,000 213,000

CAPEX [USD]

Total CAPEX 32,567,184 23,131,376

Total función objetivo 1,977,978 2,327,441

Se puede dar cuenta de que en el año 2020, para el modo de operación de hidrógeno
mixto, se invierte en la cadena de producción de hidrógeno para un precio de 2.8 USD/kg,
mientras que en el modo de operación de hidrógeno verde se invierte para un precio de 3.8
USD/kg. Para precios inferiores a los mencionados, el modelo solo invierte en paneles solares
y transformador de salida.

En ambos modos, el electrolizador resulta ser mucho mas grande que para el año 2030
anteriormente estudiado. Esto se debe al atractivo precio que tiene el hidrógeno para su
venta, el cual es mayor al precio en que actualmente se transa este combustible. Por lo tanto,
el modelo decide dedicarse principalmente a esta actividad, invirtiendo en un electrolizador
de gran tamaño y obteniendo, gracias a ello, grandes ingresos por la venta de hidrógeno, en
comparación a la venta de enerǵıa eléctrica y otros servicios. Es por lo anterior también que
no se invierte en celdas de hidrógeno, ya que no es óptimo generar enerǵıa eléctrica con el
hidrógeno producido.

De esta manera, el electrolizador llega a producir entre 1,000 y 1,700 kilogramos por hora,
llegando a un total de 1000 millones de kilogramos producidos al año en el modo de hidrógeno
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mixto y 3 millones en el modo de hidrógeno verde. Todo el hidrógeno se vende al mercado a
precio fijo y no se destina a otros fines, como se mencionó anteriormente.

Al comparar los modos de operación de hidrógeno mixto y verde, se pueden apreciar
diferencias significativas. Sin embargo, estos resultados no son del todo comparables dado
que se utilizan precios de venta de hidrógeno diferentes para cada modo. Es por esto que si
se utilizara un precio de venta de 3.8 USD/kg para el escenario de hidrógeno mixto, tanto
las capacidades como las utilidades resultan ser enormemente superiores en comparación al
modo de operación de hidrógeno verde, alcanzándose un total en la función objetivo de 15
mil millones de dólares aproximadamente.

Por lo tanto, como se mencionó en la sección anterior, la cadena de producción de hidrógeno
no es rentable para el año 2020. No obstante, si el precio de venta del hidrógeno aumenta
significativamente para el modo de operación de hidrógeno verde, y no tan significativamen-
te para el modo de operación de hidrógeno mixto, invertir en electrolizador, compresor y
almacenamiento de hidrógeno es lo más óptimo.

5.3. Sensibilidad de precio del hidrógeno

En las figuras 5.1 y 5.2 se muestran los resultados para la sensibilidad en el precio de
venta del hidrógeno en los años 2020 y 2030 respectivamente. El precio del H2 se varió entre
1 y 4 USD/kg para observar el comportamiento en la inversión del electrolizador y celda de
hidrógeno frente a estos valores.

5.3.1. Análisis año 2020

Para el año 2020, en la figura 5.1, se observa que el comportamiento de la inversión en el
electrolizador coincide con lo estudiado en la sección 5.2. Es decir, se empieza a invertir en
este equipo cuando el precio del hidrógeno es igual a 2.8 USD/kg en el modo de operación
de hidrógeno mixto, mientras que en el modo de operación de hidrógeno verde se invierte
cuando el precio es igual a 3.8 USD/kg. Es importante volver a mencionar que se consideraron
los puntos donde el almacenamiento de hidrógeno es mayor a 400 kilogramos, ya que en la
realidad los tanques que almacenan este combustible no son menores en tamaño a ese valor.

Por otro lado, se puede distinguir que sea cual sea el precio del hidrógeno, en el año 2020
nunca se invierte en celdas de hidrógeno, lo cual se explica por su alto valor de inversión.
De esta manera, un complejo de estas caracteŕısticas opera en este año de tal forma que solo
vende hidrógeno o servicios asociados a los paneles solares, para cualquier precio de venta
del hidrógeno.

5.3.2. Análisis año 2030

Para el año 2030, se puede observar de la figura 5.2 que, para cualquier precio de venta de
hidrógeno entre 1 y 4 USD/kg, se invierte tanto en electrolizador como en celdas de hidrógeno,
con un almacenamiento de hidrógeno acorde a la realidad.

En este año, a medida que sube el precio del hidrógeno, el electrolizador aumenta paula-
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Figura 5.1: (a) Capacidad del electrolizador y celda de hidrógeno para diferentes precios de
hidrógeno en el año 2020, modo hidrógeno mixto. (b) Capacidad del electrolizador y celda
de hidrógeno para diferentes precios de hidrógeno en el año 2020, modo hidrógeno verde.

tinamente su tamaño, llegando a un punto de quiebre en donde crece exponencialmente su
capacidad, hasta estabilizarse en un valor. Esto, debido a que se prefiere vender hidrógeno
en la medida que su precio es mas atractivo, necesitándose un electrolizador más grande que
produzca más hidrógeno y aśı genere ganancias superiores.

Muy por el contrario, en la medida que el precio de venta del hidrógeno es mayor, la celda
de hidrógeno disminuye su capacidad máxima, llegando incluso a ser cero en el modo de
operación de hidrógeno verde para precios superiores a 3.8 USD/kg. Esto no ocurre en el modo
de operación de hidrógeno mixto y se debe principalmente a la capacidad del electrolizador
y compresor de poder consumir enerǵıa desde la red.

Para analizar la situación mencionada anteriormente, se estudiará a profundidad los re-
sultados del modelo en el año 2030 cuando el precio del hidrógeno es igual a 4 USD/kg,
los cuales se muestran en la tabla A.1 en Anexos. Teniendo en cuenta que en el modo de

34



1.0 1.5 2.0 2.5 3.0 3.5 4.0
0

20

40

60

80

100

120

El
ec

tro
liz

er
 C

ap
ac

ity
 [M

W
]

50

60

70

80

90

Hy
dr

og
en

 Fu
el

 C
el

l C
ap

ac
ity

 [M
W

]

Electrolyzer and Hydrogen Fuel Cell Capacity for diferent Hydrogen Prices (2030 year, mixed hydrogen)

Hydrogen Prices [USD/kg]

(a)

1.0 1.5 2.0 2.5 3.0 3.5 4.0
0

50

100

150

200

250

El
ec

tro
ly

ze
r C

ap
ac

ity
 [M

W
]

0

20

40

60

80

Hy
dr

og
en

 Fu
el

 C
el

l C
ap

ac
ity

 [M
W

]

Electrolyzer and Hydrogen Fuel Cell Capacity for diferent Hydrogen Prices (2030 year, green hydrogen)

Hydrogen Prices [USD/kg]

(b)

Figura 5.2: (a) Capacidad del electrolizador y celda de hidrógeno para diferentes precios de
hidrógeno en el año 2030, modo hidrógeno mixto. (b) Capacidad del electrolizador y celda
de hidrógeno para diferentes precios de hidrógeno en el año 2030, modo hidrógeno verde.

operación de hidrógeno verde la enerǵıa que utiliza el electrolizador proviene únicamente de
los paneles solares, se puede apreciar que el modelo invierte en estos últimos de manera tal
que cumple la restricción de capacidad máxima de la potencia firme (100 MW). Aśı, se puede
producir el hidrógeno suficiente que maximiza las utilidades del complejo. Sin embargo, no se
puede invertir en celdas dado que no cumpliŕıa con las restricciones. Diferente es el modo de
operación de hidrógeno mixto, el cual permite el consumo de enerǵıa desde la red por parte
del electrolizador y compresor, no teniendo que invertir en una capacidad de paneles solares
tan grande, contando aśı con espacio para invertir en celdas de hidrógeno.

Por lo tanto, en la medida que aumenta el precio del hidrógeno, se produce más de este
combustible, puesto que es cada vez más atractivo venderlo al mercado a un precio fijo. Debido
a esto, la capacidad del electrolizador es cada vez mayor. Por el contrario, la capacidad de la
celda de hidrógeno disminuye su tamaño al aumentar el precio del hidrógeno, obteniéndose
menores ganancias por los servicios que presta este equipo.
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5.4. Sensibilidad en la operación

La sensibilidad en la operación del complejo se basa en cambiar ciertas condiciones en
el funcionamiento de los equipos para ver como estos se comportan. De esta manera, este
análisis se divide en 2 casos: Por un lado, en el primer caso se restringe la entrega de reservas
de subida y de bajada para todos los equipos que prestan este servicio, fijando las variables
asociadas igual a cero. Por otro lado, el segundo caso se basa en fijar la potencia firme igual
a cero, es decir, ni los paneles solares ni la celda de hidrógeno aportan con potencia firme al
sistema eléctrico

Esta sensibilidad se realizó teniendo en cuenta los modos de operación de hidrógeno mixto
y verde, tanto para el año 2020 como para el año 2030, donde en cada periodo se eligió un
precio de venta del hidrógeno diferente (1 y 4 USD/kg respectivamente). Lo anterior se hizo
para que en la mayoŕıa de los casos, es decir, sin reservas y sin potencia firme, se invirtiese
de igual forma en el proyecto. De esta manera, se pueden evidenciar de mejor forma las
diferencias entre cada uno de los casos en estudio.

En esta ocasión, el análisis para ambos años se realizará de manera conjunta, ya que los
resultados en ambos son similares según caso. Por lo tanto, se estudiará en primera instancia
el caso sin reservas y luego el caso sin potencia firme. Los resultados del año 2020 y 2030 se
muestran en detalle en las tablas 5.3 y 5.4, respectivamente.

Tabla 5.3: Sensibilidad en la operación en el año 2020 para un precio de venta del hidrógeno
igual a 4 USD/kg. Se muestran el caso base, el caso sin reservas y el caso sin potencia firme.

Sensibilidad en la operación
para el año 2020

Hidrógeno mixto Hidrógeno verde
Caso Base Sin Reservas Sin Potencia

Firme
Caso Base Sin Reservas Sin Po-

tencia
Firme

Capacidades

P pvM [MW] 308.48 313.78 114.36 303.85 301.71 0.00
P eM [MW] 119.31 121.32 114.36 102.88 103.54 0.00
HcM · α [MW] 4.30 4.38 4.12 3.71 3.73 0.00
HsM [kg] 1,735.64 1,735.64 1,735.64 718.40 721.26 0.00
P FCM [MW] 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
P outM [MW] 100.00 100.00 100.00 100.00 100.00 0.00
P f irm [MW] 61.70 62.76 0.00 60.77 60.34 0.00

Ingresos [USD]

Venta de Enerǵıa 5,598,852 6,534,063 289,008 6,279,625 6,183,952 0
Venta de Hidrógeno 60,650,346 60,650,346 60,650,346 25,100,888 25,200,962 0
Pago por Reservas 2,704,045 0 2,865,700 854,256 0 0
Pago por potencia 6,200,768 6,307,379 0 6,107,705 6,064,685 0
Total Ingresos 75,154,011 73,491,788 63,805,053 38,342,474 37,449,599 0

OPEX [USD]
Compra de Enerǵıa 348,739 348,739 348,739 0
Costo de produc-
ción Hidrógeno

18,324,668 18,721,518 24,688,658 144,347 144,922 0

Total OPEX 18,673,408 19,070,258 25,037,398 144,347 144,922 0

CAPEX [USD]

Panel Solar 20,050,917 20,395,657 7,433,279 19,749,989 19,610,878 0
Electrolizador 14,019,360 14,255,278 13,437,082 12,088,094 12,165,560 0
Compresor 2,916,972 2,966,058 2,795,819 2,515,138 2,531,256 0
Almacenamiento 727,235 727,235 727,235 301,009 302,209 0
Celda de Hidrógeno 0 0 0 0 0 0
Transformador 213,000 213,000 213,000 213,000 213,000 0
Total CAPEX 37,927,484 38,557,228 24,606,414 34,867,231 34,822,905 0

Total función objetivo 18,553,119 15,864,302 14,161,241 3,330,896 2,481,773 0
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Tabla 5.4: Sensibilidad en la operación en el año 2030 para un precio de venta del hidrógeno
igual a 1 USD/kg. Se muestran el caso base, el caso sin reservas y el caso sin potencia firme.

Sensibilidad en la operación
para el año 2030

Hidrógeno mixto Hidrógeno verde
Caso Base Sin Reservas Sin Po-

tencia
Firme

Caso Base Sin Reservas Sin Po-
tencia
Firme

Capacidades

P pvM [MW] 134.29 138.54 0.00 134.27 138.74 0.00
P eM [MW] 0.70 0.76 0.00 0.65 0.88 0.00
HcM · α [MW] 0.03 0.03 0.00 0.02 0.03 0.00
HsM [kg] 1,644.10 1,624.96 0.00 1,644.16 1,624.07 0.00
P FCM [MW] 91.43 90.36 0.00 91.43 90.31 0.00
P outM [MW] 100.00 100.00 0.00 100.00 100.00 0.00
P f irm [MW] 100.00 100.00 0.00 100.00 100.00 0

Ingresos [USD]

Venta de Enerǵıa 7,759,561 8,008,265 0 7,650,189 7,917,245 0
Venta de Hidrógeno 0 0 0 0 0 0
Pago por Reservas 2,149,533 0 0 2,137,731 0 0
Pago por potencia 10,050,660 10,050,660 0 10,050,660 10,050,660 0
Total Ingresos 19,959,754 18,058,925 0 19,838,580 17,967,905 0

OPEX [USD]
Compra de Enerǵıa 1,530 1,867 0 0
Costo de produc-
ción Hidrógeno

88,604 89,404 0 1,017 1,412 0

Total OPEX 90,135 91,270 0 1,017 1,412 0

CAPEX [USD]

Panel Solar 8,728,582 9,005,331 0 8,727,728 9,018,158 0
Electrolizador 55,485 60,024 0 51,436 69,791 0
Compresor 17,063 18,459 0 15,818 21,462 0
Almacenamiento 688,879 680,859 0 688,904 680,487 0
Celda de Hidrógeno 5,860,569 5,792,339 0 5,860,779 5,789,177 0
Transformador 213,000 213,000 0 213,000 213,000 0
Total CAPEX 15,563,578 15,770,012 0 15,557,665 15,792,075 0

Total función objetivo 4,306,041 2,197,642 0 4,279,898 2,174,417 0

5.4.1. Caso sin reservas

En el caso sin reservas, se observa que en ambos años en estudio, considerando los modos
de operación de hidrógeno verde y mixto, los resultados no vaŕıan significativamente en
comparación al caso base. La única gran diferencia se aprecia en el total de la función objetivo,
la cual se explica justamente debido a que no se reciben ingresos por la entrega de reservas.
Aśı, en el caso sin reservas, se perciben más de 2 millones de dolares menos que en el caso
base.

Por lo tanto, para los años 2020 y 2030, en los modo de operación de hidrógeno verde y
mixto, el proyecto es rentable a pesar de que no se reciban ingresos por reservas. Sin embargo,
para el año 2020, esta situación es factible para un precio de venta del hidrógeno de al menos
4 USD/kg, el cual es mayor al precio en el que actualmente se transa este combustible.

5.4.2. Caso sin potencia firme

En el caso sin Potencia Firme, para ambos años, en los modos de operación de hidrógeno
mixto y verde, el modelo no invierte en el complejo de generación por completo, es decir, no
invierte ni en paneles solares ni en la cadena de producción de hidrógeno. Sin embargo, ocurre
que para el modo de operación de hidrógeno mixto, en el año 2020, el modelo śı invierte en el
complejo de generación. Lo anterior, considerando que el precio de venta del hidrógeno que
se utilizó en ese año es bastante mayor (4 USD/kg) en comparación al valor en que se transa
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actualmente el combustible.

Teniendo lo anterior en consideración, se intuye que existen precios de venta de hidrógeno
donde el modelo śı invierte, a pesar de que no se recibe una remuneración por el aporte de
potencia firme de los equipos. Estos son, en el año 2030, para los modo de operación de
hidrógeno mixto e hidrógeno verde, 2.7 y 3.8 USD/kg respectivamente, mientras que para el
modo de operación de hidrógeno verde en el año 2020, este precio es igual a 5.7 USD/kg.

En concreto, el modelo decide invertir en el complejo de generación cuando no se remunera
la potencia firme siempre y cuando existan precios de venta del hidrógeno que permitan esto,
los cuales según este estudio, son mayores al precio en el que actualmente se transa el H2.
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Caṕıtulo 6

Conclusiones y trabajo futuro

En primer lugar, se verifica la primera hipótesis de investigación planteada al inicio del
documento, la cual estipula que un complejo productor de hidrógeno y generador de enerǵıa
eléctrica en base a este combustible es rentable en el mercado eléctrico chileno. Por un lado,
se planteó que en el año 2020 seŕıa rentable solo la producción de hidrógeno, lo cual ocurre
pero para valores superiores a los 2 USD/kg (2.8 USD/kg para el modo de hidrógeno mixto y
3.8 USD/kg para el modo de hidrógeno verde). Debido a esto, si bien es correcta la hipótesis
en ese ámbito, esta no cumple con los objetivos de la estrategia de hidrógeno verde del
Gobierno de Chile, la cual tiene como objetivo vender hidrógeno verde a un valor de entre
1 y 2 USD/kg. Por otro lado, la hipótesis se cumple a cabalidad para el año 2030, donde
el complejo es rentable considerando tanto la cadena de producción de hidrógeno como la
generación de enerǵıa eléctrica a partir de celdas de combustible. En este año, esto ocurre para
un precio del hidrógeno de 2 USD/kg, precio el cual corresponde al utilizado actualmente
en las transacciones de hidrógeno gris. Por lo tanto, los resultados asociados a este año
estaŕıan en concordancia con lo que se espera para efectuar la estrategia de hidrógeno verde
anteriormente mencionada.

Junto a lo anterior, se comprueba la segunda hipótesis de este trabajo, es decir, es factible y
posible diseñar un complejo de generación, el cual contempla paneles solares, electrolizador,
compresor, tanque de almacenamiento de hidrógeno y celdas de hidrógeno, mediante un
modelo de optimización matemática. Aquello se puede verificar en la metodoloǵıa de este
estudio.

En lo que respecta a las sensibilidades de precio, se concluye que en el año 2020, indepen-
diente del precio del hidrógeno, nunca se invierte en celdas de combustible, sino que solamente
en la cadena de producción de hidrógeno. Esto ocurre por el alto precio al que se transa este
combustible, siendo más atractiva su venta. Por otra parte, en el año 2030, se verifica que el
proyecto es rentable incluso para precios de 1 USD/kg. Además, en la medida que aumenta
este valor, el complejo se dedica mayormente a la venta de hidrógeno en desmedro de la ge-
neración de enerǵıa eléctrica con las celdas de combustible debido a las mismas razones que
lo ocurrido en el 2020. Es por esto que, en la medida que aumenta el precio del hidrógeno,
se invierte en un electrolizador mas grande y en celdas de combustible de menor capacidad.
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En cuanto a las sensibilidades en la operación del complejo, se concluye que tanto para
el año 2020 como para el 2030 el comportamiento es similar cuando no se remuneran las
reservas, es decir, las utilidades son menores y esa baja coincide con el monto que se recib́ıa
por prestar este servicio complementario. En el caso del año 2020, el proyecto es factible bajo
estas condiciones siempre y cuando el precio del hidrógeno sea mayor o igual a 4 USD/kg.
Por el contrario, en el año 2030 el proyecto es rentable bajo esta condición de operación para
cualquier precio del hidrógeno, aunque no se reciban utilidades por las reservas que se podŕıan
entregar. Por otro lado, el fijar que no se aporte potencia firme al sistema como condición
de operación, implica que el proyecto no sea rentable en su totalidad para un precio de 2
USD/kg, en ambos años, para cualquier modo de producción. El complejo de generación solo
es rentable bajo esta condición si se transa el hidrógeno en 4 y 5.7 USD/kg para los modos
de hidrógeno mixto y verde, respectivamente, en el año 2020, y 2.7 y 3.8 USD/kg para los
modos de hidrógeno mixto y verde, respectivamente, en el año 2030.

Finalmente, se concluye que un proyecto de estas caracteŕısticas puede ser una posibilidad
en el mediano plazo para el desarrollo de la Estrategia Nacional de Hidrógeno Verde que
plantea el Gobierno de Chile, dado que cumple con el objetivo de transar hidrógeno entre 1 y
2 USD/kg en el futuro. Sin embargo, uno de los grandes descubrimientos de este trabajo es que
la forma óptima de utilizar este combustible no es vendiéndolo, sino que es más conveniente
volver a transformarlo en enerǵıa eléctrica e inyectarla al sistema. De esta manera, las celdas
de combustible en conjunto con el almacenamiento de hidrógeno se podŕıan comportar como
una bateŕıa que inyecta enerǵıa en los momentos donde los costos marginales son mas altos,
los cuales en general corresponden a aquellas horas donde no se cuenta con el recurso solar.
Esto podŕıa ayudar de forma importante en la integración de las enerǵıas renovables en el
sistema eléctrico chileno, pudiendo lograr que este sea cero emisiones en el futuro sin dejar de
lado los requerimientos de costo mı́nimo, confiabilidad y resiliencia necesarios en la operación.

A partir del párrafo anterior, se comprueba la funcionalidad de un complejo que considera
la cadena de producción de hidrógeno en su configuración, puesto que además de generar
enerǵıa, lo cual se podŕıa hacer contemplando únicamente paneles solares, también puede
almacenarla en forma de hidrógeno. Este hidrógeno puede ser re-inyectado en forma de enerǵıa
eléctrica a la red o ser vendido directamente como combustible. De esta forma, se ampĺıan
las posibilidades de mercado para un complejo de estas caracteŕısticas, lo cual representa su
principal ventaja respecto a otros proyectos.

Como trabajo futuro se propone la integración de este modelo de complejo de generación
en un sistema de barras que pueda modelar diferentes condiciones de operación, como lo son
las congestiones o contingencias que podŕıan ocurrir. Con ello, se podŕıan integrar nuevos
elementos al complejo, por ejemplo bateŕıas de litio o turbinas eólicas, como lo hace la
bibliograf́ıa revisada. También este modelo, por sus caracteŕısticas, se podŕıa extender a la
operación en otros páıses, dado que para ello solo es necesario cambiar el perfil solar y los
costos marginales de la barra de conexión.
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[5] Ministerio de Enerǵıa, “Estrategia Nacional Hidrógeno Verde,”
tech. rep., 2020. Available online: https://energia.gob.cl/h2/

Estrategia-nacional-de-hidrogeno-verde.

[6] A. Christensen, “Assessment of Hydrogen Production Costs from Electroly-
sis: United States and Europe,” tech. rep., ICCT, 2020. Available online:
https://theicct.org/publication/assessment-of-hydrogen-production-costs\

-from-electrolysis-united-states-and-europe/.

[7] T. Wissocq, S. Le Bourdiec, and A. Zoughaib, “A multi-period optimization model
for the design of mass networks including conversion systems and gas storage models:
Application for hydrogen generation, distribution and storage,” Computers and Chemical
Engineering, vol. 154, p. 107448, 11 2021.

[8] A. Lahnaoui, C. Wulf, and D. Dalmazzone, “Optimization of hydrogen cost and trans-
port technology in france and germany for various production and demand scenarios,”
Energies, vol. 14, 2 2021.

[9] A. Almansoori and A. Betancourt-Torcat, “Design of optimization model for a hydrogen
supply chain under emission constraints - A case study of Germany,” Energy, vol. 111,
pp. 414–429, 9 2016.

41

https://hydrogencouncil.com/en/hydrogen-insights-2021/
https://www.irena.org/publications/2018/sep/hydrogen-from-renewable-power
https://www.irena.org/publications/2018/sep/hydrogen-from-renewable-power
https://www.osti.gov/biblio/1170355
https://energia.gob.cl/h2/Estrategia-nacional-de-hidrogeno-verde
https://energia.gob.cl/h2/Estrategia-nacional-de-hidrogeno-verde
https://theicct.org/publication/assessment-of-hydrogen-production-costs \ -from-electrolysis-united-states-and-europe/
https://theicct.org/publication/assessment-of-hydrogen-production-costs \ -from-electrolysis-united-states-and-europe/


[10] J. Gorre, F. Ruoss, H. Karjunen, J. Schaffert, and T. Tynjälä, “Cost benefits of optimi-
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Figura A.1: (a) Enerǵıa inyectada por la celda de hidrógeno y costos marginales para el año
2030, modo hidrógeno mixto. (b) Enerǵıa inyectada por la celda de hidrógeno y costos

marginales para el año 2030, modo hidrógeno verde.
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Figura A.2: (a) Enerǵıa inyectada por la celda de hidrógeno e hidrógeno almacenado para el
año 2030, escenario de hidrógeno mixto. (b) Enerǵıa inyectada por la celda de hidrógeno e

hidrógeno almacenado para el año 2030, escenario de hidrógeno verde.

4645



Tabla A.1: Sensibilidad de precio en el año 2030, donde se utiliza un precio de venta del
hidrógeno igual a 4 USD/kg

Año 2030
Sensibilidad de precio para el año 2030

Hidrógeno Mixto Hidrógeno verde
PMAX
pv [MW] 304 500

PMAX
e [MW] 126.48 245.14

PMAX
c [MW] 4.56 8.84

HMAX
stored [kg] 2124.25 1569.32

PMAX
FC [MW] 49.00 0

Pout [MW] 100 100

Capacidades

Pf irm [MW] 100 100

Venta de Enerǵıa 5,246,188 5,036,200
Venta de Hidrógeno 60,599,222 54,832,249
Pago por Reservas 3,498,080 814,620
Pago por potencia 10,050,660 10,050,660

Ingresos [USD]

Total Ingresos 79,394,150 70,733,730

Compra de Enerǵıa 17,232,810 -
Costo de producción Hidrógeno 348,739 315,321OPEX [USD]
Total OPEX 17,232,810 315,321

Panel Solar 19,757,880 32,500,000
Electrolizador 10,055,162 19,488,765
Compresor 3,092,173 5,993,204
Almacenamiento 890,061 657,548
Celda de Hidrógeno 3,141,423 0
Transformador 213,000 213,000

CAPEX [USD]

Total CAPEX 37,149,699 58,852,516

Total función objetivo 25,011,642 11,565,892
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