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En esta memoria de titulo se propone un modelo que permite disenar la cadena de sumi-
nistro de hidrégeno a partir de una proyeccién de la demanda futura de energia y tomando en
cuenta las condiciones especificas de la Region de Tarapacd. Se presenta un resumen exhaus-
tivo de los antecedentes tedricos y técnicos sobre el desarrollo y uso del hidrégeno. A partir de
la experiencia internacional se identifican opciones de diseno de una cadena de suministro de
hidrégeno, las que junto a extensiones en la modelacion, son integradas a una herramienta de
planificaciéon existente denominada LEELO. Corresponde a un modelo de optimizacion que
determina el nimero, ubicacion, tipo y capacidad de las plantas de produccion e instalaciones
de almacenamiento de hidrégeno, la tasa de produccion total de hidrégeno en cada red, el
inventario promedio total en cada red y el tamano y tipo de flujo de transporte, minimizando
los costos de capital y operativos del sistema. Las extensiones incorporadas incluyen la de-
manda por agua desalada, nuevas opciones de demanda de hidrégeno y derivados, opciones de
generacion renovable a nivel distribuido, una libreria con 7 opciones tecnoldgicas adicionales
de almacenamiento de hidrégeno, 10 nuevos modos de transporte de hidrégeno y derivados,
como asimismo 17 nuevas tecnologias de conversion. El modelo extendido resultante se va-
lida con casos acotados de uno y dos nodos, verificando el resultado de la optimizacién con
el solver CPLEX-IBM. A partir de la modelacién del sistema energético de Tarapacad (no-
dos, rutas, modos de transporte, demandas, almacenamiento y tecnologias de conversién) y
110 escenarios posibles de desarrollo del hidrégeno, se optimiza las redes de suministro de
hidrégeno. Debido a restricciones computacionales y de modelacion, los estudios realizados
se restringen a una semana de andlisis, haciendo que los resultados no sean concluyentes. Sin
embargo, destacan los escenarios de produccion autarquica de hidrégeno vs la opciéon compe-
titiva de importacion tanto de electricidad como hidrégeno. Mientras que en el primer caso
se prefiere el almacenamiento gaseoso, en el caso competitivo se privilegia el estado liquido.
En ambos casos se opta por el modo de transporte en camién y electrolizadores PEM, dife-
renciandose en las capacidades instaladas. El escenario autarquico resulta en una capacidad
local que duplica la situaciéon competitiva. Si bien el documento no presenta un analisis que
cubra todos los objetivos planteados, se dispone de anexos en una plataforma compartida.

De esta forma se busca facilitar el uso del material creado en estudios futuros.
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1. Introduccién

1.1. Motivacion

Durante la ultima década, el mundo ha presentado cambios en la toma de decisio-
nes, teniendo en consideracién factores que antes eran vistos como secundarios o poco
relevantes a la hora de implementar un proyecto, interpretando un rol mas protagénico
en relacién al medio ambiente. Asi, a lo largo de los anos, las tecnologias renovables han

tomado peso y hoy se les considera el pilar fundamental para las futuras matrices energéticas.

Instalaciones de capacidad anual (GW/yr) Cuota de nueva capacidad de generacion de electricidad (%)
270 90
225 pa L
180 8 — 6%
135 - - - : 45
90 30
) I I I I I )
ol i
2001 2003 2005 2007 2009 20m 2013 2015 2017 2020
Nueva capacidad @ Nueva capacidad = Cuota renovable (%)
no-renovable (GW) renovable (GW)

Fig. 1.1: Tendencia de nueva capacidad eléctrica 2001-2020 a nivel global [2]. Adaptada al

espanol.

En particular, Chile se ha propuesto disminuir sus emisiones de gases de efecto
invernadero (GEI) para ayudar a frenar el cambio climético transitando a un desarrollo
sostenible. La tdltima COP y la creciente preocupacion de la ciudadania por el cuidado del
medioambiente han puesto el foco en la reduccion de las emisiones de GEI para alcanzar
los niveles exigidos por la ciencia [20]. Por otro lado, el Global Warming of 1.5°C Special
Report [21], emitido por el IPCC en noviembre de 2018, fijé el ano 2030 como el plazo
para disminuir en 45 % las emisiones netas de GEI, y el ano 2050 para alcanzar la carbono
neutralidad a nivel mundial. El sector de energia es el principal responsable de las emisiones
de GEI del pais (Figura 1.2 y a la vez, en él se concentran las mayores oportunidades
de mitigacion que permitirdn dar cumplimiento a las metas comprometidas por Chile

en el Acuerdo de Paris [20]. Es en la riqueza de energias limpias de Chile donde se ve



un motor para descarbonizar las actividades del pais, diversificar su matriz energética
y generar nuevas industrias de desarrollo local. En la Estrategia Nacional del hidrégeno
[22], se afirma: «Chile puede transicionar de un pais que crece dependiendo de recursos
no renovables, a uno que produce los combustibles limpios y renovables que requiere el
mundo para evitar el cambio climatico. El Ministerio de Energia, consciente de esta respon-
sabilidad, estd comprometido con un plan de carbono neutralidad de la matriz energética
del pais. Esto incluye principalmente a los sectores donde se concentran las mayores emi-

siones, siendo ellos: produccion de electricidad, industria y mineria, transporte y los hogares».

Le
\! 14% ,’?
> 7y,
! %5:%

y 7% Construccion

Y 500 Residuos

11% Agricultura

lectricidad

Fig. 1.2: Proporcién de emisiones GEI por sector (estimaciones de 2016) [3]. Adaptada al
espanol.

El plan de carbono neutralidad comprende cuatro ejes principales de accién [23]:

1. Retiro de unidades generadoras eléctricas a carbén y aumento de energias renovables.
2. Eficiencia energética.
3. Electromovilidad.

4. Hidrégeno verde.

El hidrégeno es un vector o portador energético [10], es decir, si se produce a partir de
energia eléctrica renovable, puede evitar emisiones de gases de efecto invernadero, fortalecer

la independencia energética y mitigar los desafios de la variabilidad de los sistemas renovables.



Chile, se encuentra en un momento global sin precedentes para desarrollar el hidrégeno
verde. La descarbonizacién y reduccion de costos, tanto de electrolizadores como de la
energfa eléctrica [8], han generado un contexto favorable para impulsar esta industria. En
un mundo descarbonizado, la demanda de hidrégeno podria crecer hasta 10 veces [24]. Chile
tiene una oportunidad para desarrollar una industria competitiva de hidrégeno verde que,
a partir de electricidad producida con recursos renovables de bajo costo, permita formar un
energético de uso local y de exportacion, impulsando una economia sustentable en torno a
ésta. Estos antecedentes han permitido que diferentes gobiernos realicen estrategias y hojas

de ruta para incentivar este energético [22].

El desafio de estos anos que vienen sera materializar estas oportunidades mediante
acciones concretas. El Estado tiene un rol relevante en coordinar, apalancar y escalar
iniciativas de desarrollo de hidrégeno, elaborar la regulacion adecuada y educar a una varie-
dad de publicos para guiar el desarrollo de esta nueva industria [22]. Ademads, Chile tiene
multiples ventajas comparativas respecto a la potencial produccién de gran escala a costos
competitivos del hidrégeno verde [25]. De esta forma, el Estado puede propiciar condiciones
que aceleren y regularicen el uso de este recurso, haciendo necesario contar con una estrategia
nacional de largo plazo que coordine actores, defina prioridades y establezca aquellas accio-

nes necesarias para avanzar hacia un desarrollo sostenible de la matriz energética chilena [22].

A partir de aqui, se destaca la importancia que tiene el explorar la variedad de alter-
nativas de cadena de valor para este nuevo vector energético y la infraestructura asociada
al mismo, tal que sea capaz de hacer frente a este inminente mercado, pueda desarrollarse
coexistiendo con la variedad energética de Chile y cumpla con las normativas ambientales

correspondientes.



1.2.

Objetivo general

En el contexto senalado, esta memoria de titulo busca desarrollar y proponer un modelo

que permita disenar una cadena de suministro de hidrégeno a escala regional.

1.3.

1.4.

Objetivos especificos
Como objetivos especificos se define:

A partir de la experiencia internacional, implementar y describir las distintas opciones

de diseno de una cadena de suministro de hidrégeno.

Proponer, mediante una herramienta existente, un modelo de optimizacion que deter-
mine el niimero, ubicacion, tipo y capacidad de las plantas de produccion e instalaciones
de almacenamiento de hidrégeno, la tasa de produccion total de hidrégeno en cada red,
la determinacién del inventario promedio total en cada red y el tamano y tipo de flujo

de transporte, minimizando los costos de capital y operativos del sistema.

Validar el modelo propuesto con casos ejemplo, a través de una versién prototipo de la

herramienta de diseno.

Aplicar el modelo a la situacion especifica de la Regién de Tarapacd, sensibilizando los

principales pardametros de diseno.

Mediante los resultados obtenidos, realizar las recomendaciones de diseno para la region

de estudio.

Supuestos y alcances

A continuacién, se resumen los supuestos y alcances de estudio.

Se estudia la demanda del sistema energético de la regién de Tarapaca a partir de la
Planificacion Energética de Largo Plazo (PELP) que entrega el Ministerio de Energia
cada b anos, especificamente con los datos del Informe de Actualizacién de Antecedentes
2020 (TIAA 2020) y el Escenario E.

Se toma como referencia el modelo de planificacién desarrollado por el equipo de inves-
tigacién, denominado LEELO y detallado en el trabajo de Jannik Haas [26].

Las adaptaciones requeridas se centran en las condiciones particulares de la zona norte

de Chile, en especial la Regién de Tarapaca.
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= Se supone que no hay limitacién espacial para el despliegue de las distintas tecnologias.

= El uso y manejo del oxigeno como subproducto queda fuera del alcance de este trabajo,
debido principalmente a la poca informacién sobre una demanda concreta de este com-
ponente. Se supone que eventualmente seria almacenado y usado ya sea para usos no

considerados dentro de la misma cadena de valor (celdas de combustible) o la industria.

1.5. Estructura del documento

El documento estd estructurado en 7 secciones de contenido. En la seccion dos se pre-
senta en detalle el conjunto de antecedentes sobre el desarrollo y uso del hidrégeno. Con
ello se busca crear una base sélida y sintetizada de toda la informacion que se requiere para
desarrollar este tipo de estudios en el marco de los nuevos desafios que plantea la economia
del hidrégeno. En la seccién tres se presenta la propuesta metodologica que se construye
como extension del modelo base denominado LEELO. Asimismo, se describen las variables,
parametros y restricciones asociadas. En la secciéon cuatro se resumen aspectos de imple-
mentacién y validacién del modelo. En la seccién 5 se presenta el caso de estudio para la
region de Tarapacd y los distintos escenarios considerados. En la seccion seis se presentan los
resultados del caso de estudio y los analisis correspondientes. Finalmente, en la secciéon siete

se presentan las conclusiones y los trabajos futuros sugeridos.



2. Antecedentes sobre el desarrollo y uso del hidrégeno

2.1. Economia del hidrogeno y aspectos globales

2.1.1. Hidrégeno y sus variedades

El hidrégeno es el elemento mas abundante en el universo, el combustible con
mayor densidad energética por unidad de masa y con potencial de aplicacién en todos los
sectores que requieren energia, al igual que la electricidad. El hidrégeno es versatil, limpio
y un portador de energia en varios sectores productivos, el que puede ser usado como
combustible para producir energia, en transporte o como materia prima en la industria
[10]. Ademads, éste no se encuentra en su estado puro en la naturaleza, por lo tanto no
puede ser considerado como una fuente de energia primaria. Como debe ser “fabricado” es
un portador o vector energético y tiene la ventaja de ser altamente almacenable para ser
utilizado cuando sea necesario [10]. Durante los dltimos diez anos, el interés por tecnologias
que utilicen hidrégeno para la movilidad ha aumentado considerablemente, al punto que
hoy existen comercialmente automéviles, buses y recientemente trenes que lo utilizan
como fuente de energia, con infraestructura existente de carga y ambiciosos planes de desa-

rrollo en paifses como Japén, Alemania y los Estados Unidos (California) y Corea del Sur [10].

Antes que nada, para poder dar una vision general de las economias del hidrogeno se

debe conocer la nomenclatura de éste segin su origen.

color HIDROGENO HIDROGENO HIDROGENO HIDROGENO
GRIS AZUL TURQUESA VERDE

Proceso | SMR o gasificacion SMR o gasificacion Pirclisis Electrolisis
' con captura de

carbono (85-95%)

Electricidad
renovable

Fuente | Metano o carbon Metano o carbon

Fig. 2.1: Colores del hidrégeno [4]. Adaptado al espanol.

El hidrégeno “gris” se produce con combustibles fésiles (es decir, hidrégeno producido

a partir de metano mediante reformado con vapor de metano (SMR) o gasificacién de
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carbén) [4]. El uso de hidrégeno gris conlleva emisiones sustanciales de C'O,, lo que hace que
estas tecnologias de hidrégeno no sean adecuadas para una ruta hacia las emisiones netas
cero. Durante las primeras etapas de la transicién energética, el uso de hidrégeno “azul” (es
decir, hidrégeno gris con captura y almacenamiento de carbono [CCS]) podria facilitar el
crecimiento de un mercado de hidrégeno [4]. La modernizacién con CCS permitiria el uso
continuo de los activos existentes y, al mismo tiempo, lograr menores emisiones de GEI. Esta
es una opcion para producir hidrégeno con menores emisiones de GEI mientras se reduce
la presion sobre la tasa de instalacion de la capacidad de energia renovable para producir
hidrégeno verde. En particular, los procesos industriales como la produccion de acero pueden
requerir un flujo continuo de hidrégeno. El hidrogeno azul podria ser una solucién inicial,
mientras que el hidrogeno verde aumenta la capacidad de produccién y almacenamiento para
cumplir con el requisito de flujo continuo. Sin embargo, el hidrégeno azul tiene limitaciones
que hasta ahora han restringido su despliegue: utiliza recursos finitos, estd expuesto a
las fluctuaciones de los precios de los combustibles fésiles y no respalda los objetivos de
seguridad energética. Ademads, el hidrégeno azul enfrenta problemas de aceptacion social,
ya que estd asociado con costos adicionales para el transporte y almacenamiento de COs y
requiere monitoreo del CO, almacenado. Ademads, se espera que las eficiencias de captura de
CCS alcancen el 85-95 % en el mejor de los casos, lo que significa que atin se emitirfan entre
el 5 yel 15% del CO, y estas altas tasas de captura ain no se han logrado. En resumen,
el CCS podria reducir las emisiones de carbono de la generacion de hidrégeno, pero no
eliminarlas. Ademds, estos procesos utilizan metano, que genera fugas aguas arriba, y el
metano es un GEI por molécula mucho més potente que el C'O,. Esto significa que, si bien
el hidrégeno azul podria reducir las emisiones de C'Oy, no cumple con los requisitos de un
futuro neto cero. Por estas razones, el hidrogeno azul debe verse solo como una transicién a
corto plazo para facilitar la absorcién de hidrégeno verde en el camino hacia emisiones netas
cero. Por otro lado, se le puede atribuir el término “turquesa” al hidrégeno que combina el
uso de gas natural como materia prima sin producciéon de CO, [4]. Mediante el proceso de
pirdlisis, el carbono del metano se convierte en carbono negro sélido. Ya existe un mercado
para el carbon negro, que proporciona una fuente de ingresos adicional. El carbén negro
se puede almacenar més facilmente que el C'O, gaseoso. Por el momento, el hidrégeno
turquesa todavia se encuentra en la etapa piloto. Finalmente, el término “verde” se aplica
a la produccion generalmente a partir de agua, empleando electricidad renovable, aunque
también se refiere a otras fuentes renovables como la biomasa [4]. Es el mas adecuado para
una transicion energética totalmente sostenible. Esta tecnologia es el tema central de este
informe. Existen otras soluciones basadas en energias renovables para producir hidrégeno,
sin embargo, a excepcién del SMR con biogas, estas atin no son tecnologias maduras a escala

comercial. La produccion de hidrogeno verde a través de la electrodlisis es consistente con la



ruta “net-zero”, permite la explotacion de sinergias del acoplamiento sectorial, disminuyendo
asi los costos de tecnologia y brindando flexibilidad al sistema eléctrico. Los bajos costos de
ERV (Energias Renovables Variables) y las mejoras tecnolédgicas estdn disminuyendo el costo
de produccién de hidrégeno verde [4]. Por estas razones, el hidrégeno verde de la electrdlisis
del agua ha ganado un interés creciente. Para més informacién sobre otras tecnologias de

produccién de hidrégeno distintas a la electrélisis revisar [10].

2.1.2. Situacion global del hidrégeno y usos actuales

La produccién mundial de hidrégeno se estima en 65 [Mt/ano] y emite alrededor de
500 [Mt C'Oqeq/ano] [10]. Se proyecta que esta demanda se incrementard hasta alcanzar las
200 mil toneladas al ano, debido a su uso en el transporte pronosticado para el 2030 y que
los principales consumidores serén Japén, China y Corea del Sur [22][25]. Se prevé que si se
reemplazaran los combustibles fésiles con hidrégeno, su produccion deberia ser a partir de
ERNC (Energias Renovables No Convencionales), en caso contrario, las emisiones de C'O5 por
produccién de hidrégeno se incrementarfan significativamente [10]. Dicho esto, la manera de
diagnosticar el uso y/o ruta del hidrégeno en cada pais dependerd en gran parte de la gama de

recursos que dispongan y/o potencial de ser explotados y la distancia entre focos de demanda.

B Recursos éptimes renovables ¥ bajos en carbono
. Recursos dptimos bajos en carbono
Japén/Corea
Europa Estrategia para aumentar
Es probable que sea Una ubicacion &l consumo de hidrigeno

W Recursos medios bajos en carbono

B Recursos dptimos renovables

" Espacio y recursos
I Recursos medios renovables E!nglrr'an deidomar:da’-‘-‘%“ . limitados: puede importar
’ ngeo po A hidrégeno
energias renovables debido’a ',

:3 \%‘- las curvas de carga variables yla "o
P/ disponibilidad ;
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EE.UV
Condiciones
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Fig. 2.2: Mejores fuentes de hidrégeno bajo en carbono en diferentes regiones [5]. Adaptado

al espanol.



Actualmente, como se observa en la Figura 2.3, un 96 % del hidrégeno en el mundo se

extrae a partir de combustibles fésiles y solo un 4 % a través del agua [6]. Se puede observar

que la principal tecnologia de produccién de hidrégeno es el reformado de metano (SMR),

Unica y exclusivamente por ser més econémica que el resto.

1. Reformado de vapor (SMR)

CH,+2H,0 —3 4H,+CO, (8tons/tonH,)

2. Gasificacion de carbén (petréleo)

2C+0,+2H,0 —3 2H,+CO,

3. Electrdlisis:

2H,0— 2H,+0,

Clartralicie ™

Electrolisis

Petréleo*

4%
Carbén * - '
18%
48% E Gas Natural
30%

Fig. 2.3: Resumen de las principales tecnologias actuales de produccién de hidrégeno [6].

Adaptado al espaniol.

La gran mayoria del hidrégeno es utilizado como materia prima en otros productos de

la industria, del sector quimico en particular, para la produccién de amoniaco y en el refinado

para hidrocraqueo y desulfuracion de combustibles [7]. Otros sectores industriales también

utilizan hidrégeno, como los productores de hierro y acero, vidrio, productos electronicos,

productos quimicos especiales y productos quimicos a granel, pero su participacion combi-

nada en la demanda global total es pequena (Figura 2.4) [7].
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Fig. 2.4: Fuentes de produccién y demanda mundial de hidrégeno actuales [7]. Adaptado al

espanol.



Contextualizado el panorama mundial de este recurso con mas de 100 anos de
historia, lo que sigue es dar respuesta a las incognitas tipo: por qué ahora y cudles son las

oportunidades que abre el hidrégeno.

2.1.3. Evolucion y desafios de un sistema basado en energias renovables

Para lograr identificar el potencial de los diversos recursos y tecnologias, es necesario
contar con medidas o instrumentos que lleven las distintas caracteristicas de éstas a un
mismo lenguaje y poder determinar cual es mas rentable que otra. Dado que se cuenta con
tecnologias diversas, con requisitos de inversion totalmente diferentes, vidas ttiles disimiles,
factores de planta y costos de operacién que varian en funcion del tipo y ubicacién del
proyecto, se cuenta con el Costo Nivelado de la Energia (OCLE, siglas en inglés) que permite
comparar de forma consistente los costos de diferentes tipos de tecnologias (solar, edlica,
gas natural, etc). El concepto de LCOE, en su forma simple, consiste en calcular el costo
promedio total de construir y operar una central eléctrica y dividirlo entre la energia total a

ser generada durante su vida 1til [27].

Costo Total Vida Util >t %’;;Ft
Generacién Total Vida Util Z?:l (I—EF—:‘)t

LCOE [e/kWh] =

I, = Costo de capital para el ano t.

M, = Costo de operaciéon y mantenimiento para el ano t.
F; = Costo variable o de combustible para el afio t.

E; = Generacion para el ano t.

r = Tasa de descuento.

n = Vida util del sistema.

Vale la pena resaltar la informacién que se puede extraer de esta herramienta, siendo

principalmente [28]:

= Su resultado puede considerarse como el punto de equilibrio de la tecnologia, es decir,
el precio minimo al que ésta tendria que vender la energia para no ganar ni perder

capital.

= Permite medir la competitividad entre varias fuentes de energia, pudiéndose obtener re-
sultados diametralmente diferentes, incluso dentro de una misma tecnologia. Por ejem-

plo, el LCOE en un pais con una geografia ideal para mini-hidroeléctricas (tanto en
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costo de inversién como en factores de planta) podria ser mucho menor que una hidro-

eléctrica de pasada en un pais plano con mano de obra costosa.

= Mide la evolucion de la competitividad entre diferentes tecnologias a lo largo del tiempo.
Asi, hace unos ocho anos, el costo nivelado de las plantas solares no podia competir con
otras fuentes de energia. Gracias a la reduccién drastica en el costo de inversion, hoy
en dia las plantas solares compiten al mismo nivel que otras tecnologias en licitaciones

por contratos de energia.

Cabe destacar que la herramienta del costo nivelado no solo es aplicable al mundo
eléctrico, sino que también es utilizable con el hidrégeno (LCOH) [29], el calor (LCOHe)

[30] y tantos otros maés.

Con esta medida explicada, se puede dar pie a la evoluciéon econémica que han tenido
las tecnologias renovables, qué problemas presentan de aqui a futuro y como afecta esto en

el renacer del hidrégeno como vector de energia.
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Quimica 5 % descarbonization nda

Energia
ENERGIA 8%

Coccén2%  EDIFICACION
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Fig. 2.5: Desglose de las emisiones mundiales de C'O, relacionadas con la energia por sector
en 2015 [7]. Adaptado al espatiol.

Como se puede apreciar en la Figura 2.5, referencias del 2015 indican que el sector
de la energia es de por si la mayor fuente de emisiones contaminantes a nivel global, por
lo que tiene prioridad en términos medioambientales. Sin embargo, existen sectores con

limitadas opciones de descarbonizacion con las tecnologias actuales, como el transporte o
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la industria, donde la electricidad no se presenta directamente como la opcion mas eficiente
y econdémica para abordar los requerimientos actuales y futuros de éstas. Para cumplir las
metas climaticas al ano 2050 se hace necesario buscar métodos, como el almacenamiento u
otro vector energético, que pueda enfrentar estos requerimientos y a la vez sea competitivo

con las tecnologias actuales.

=
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v Biomasa Geotérmica Hidroeléctrica Solar Energia Solar Edlica Edlica
o Fotovoltaica de Concentracion Offshore Onshore
Q
b
95" percentil
0.4 -
0381

0.3 —
a2 Rangode ® . S©percenti

costosde .

combustibles |

fosiles : i'_:',

2010 2020 2010 2020 2010 2020 2010 2020 2010 2020 2010 2020 2010 2020

Fig. 2.6: LCOE global de tecnologias de generacion de energia renovable a escala de servicios

publicos recientemente encargadas, 2010 y 2020 [2]. Adaptado al espanol.

La Figura 2.6 muestra que ha sido una década notable de cambios para la generacion de
electricidad renovable, en particular las tecnologias de energia solar fotovoltaica (PV, siglas
en inglés) y edlica. Entre los proyectos recientemente encargados, el LCOE de la energia
solar fotovoltaica a escala de servicios ptiblicos se redujo en un 85 % entre 2010 y 2020, desde
0.381 USD/kilovatio hora (kWh) a 0.057 USD/kWh [2]. Este es un declive precipitado. En
un momento, siendo mas del doble del costo de la opcion de generacion de energia en base
a combustibles fésiles mas cara, la energia solar fotovoltaica a escala de servicios ptublicos
ahora puede competir con la nueva capacidad de combustiéon de combustibles fosiles mas
barata. Entre 2010 y 2020, el coste medio ponderado global de la electricidad procedente de
proyectos edlicos terrestres se redujo un 56 %, de 0.089 USD/kWh a 0.039 USD/kWh [2].
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Durante el mismo periodo, el costo promedio ponderado global de la electricidad proveniente
de la energfa solar de concentracién disminuy6 de 0.340 USD/kWh a 0.108 USD/kWh [2].
Esta disminucién del 68 % en el costo de la electricidad de esta tecnologia, que ahora se
encuentra en el medio del rango de la nueva capacidad de combustibles fésiles, sigue siendo
un logro notable. La caida de los costos de la tecnologia sigue afectando a las subastas, en

las que siguieron surgiendo nuevos precios récord, incluso en medio de la pandemia mundial

12].

Sin embargo, esta reduccién de precios y el masivo despliegue de tecnologias renovables
no solo trae consigo una notable solucién a la descarbonizacion del sector energético, sino
que también trae ciertos desafios que deben de ser superados para lograr un sistema seguro y
estable que pueda garantizar el equilibrio entre la oferta y demanda de energia. Fuera del bajo
factor de planta que posee la mayoria de estas tecnologias, problema relativamente resuelto
por la sobreinversion de éstas, a continuacion se mencionan las necesidades y consideraciones

que se requieren [31]:

1. Flexibilidad [32] [33] [34]: Tanto la energia edlica como la solar son no controlables,
impredecibles e intermitentes (lo que hace que en el computo general se las califique
como “variables”). El hecho de ser no controlable implica que la posibilidad de que
una unidad determinada no esté disponible cuando es necesaria es significativamente
mayor que en el caso de plantas controlables, por ejemplo una térmica convencional.

Maés especificamente:

= Las tecnologias solares y edlicas tienen variabilidad intra-horaria, intra-diaria e
incluso intra-estacional, lo que al volverse una matriz energética “dependiente”de
estos recursos requieren de sofisticados sistemas de prediccién y conllevan a erro-
res de pronodstico, elementos que deben de ser considerados en la planificacion

energética.

= La variabilidad de estos recursos requieren de sistemas de control que logren man-
tener el equilibrio energético dentro de ciertos limites y ademas se necesitan meca-
nismos que den frente, técnicamente hablando, a estos cambios disruptivos, otor-
gando un rol mas importante a medidas como los servicios complementarios, las

reservas energéticas, los protocolos de desconexion de carga, etc.

= Se tiene que tener en consideracion que el cambio a tecnologias mas limpias debe
ser un proceso paulatino que no ponga en riesgo la operacion del mismo. Un pro-
blema que se esta teniendo con esto es el dano indirecto que reciben las centrales
termoeléctricas actuales con bajas caracteristicas dindmicas (dado que su opera-

cién siempre fue pensada para ser constante a lo largo del dia) llamado Cycling,
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donde la intermitencia renovable provoca que, por ejemplo, las centrales a carbon
operen a minimo técnico durante las horas de dia y a capacidad maxima durante
la noche, mientras que las centrales a gas se apaguen durante el dia y operen a
maxima capacidad durante la noche. Este efecto provoca gastos adicionales de-
bido a las restricciones de encendido minimo y las pronunciadas pendientes de

generacion.

2. Transmisién [35]: Las inversiones renovables estan muy ligadas a las condiciones
geograficas que se presenten, como la radiacién solar o la velocidad del viento depen-
diendo del caso, lo que conlleva a un posible distanciamiento entre zonas de generacion
y focos de demanda. Esta descentralizacion de la matriz energética puede llegar a satu-
rar la capacidad de transmisién de la forma tradicional de transportar electricidad, las
lineas de alta tension. Estos episodios crean un concepto llamado Bottlenecks, donde
no se puede transmitir toda la energia proporcionada, obligando a tecnologias més ca-
ras a suplir el diferencial de demanda y creando un desacople en los costos marginales
entre nodos, como si no estuviesen interconectados. Ademas, inversién en nuevas lineas
de transmisién requieren de elevados tiempos de construcciéon y ultimamente tienen re-
chazo social por la invasiva infraestructura de éstas, que afectan la naturalidad espacial

del ambiente y el campo visual de la poblacién.

3. Sobreinversién [36]: En sectores donde el potencial renovable es muy grande, y se con-
centra un gran porcentaje de las centrales respectivas, es comun presenciar peaks noto-
rios de generacién muy acorde a la hora del dia. En momentos dados, esta generacion
puede llegar a ser tan alta que ”sobre”parte de ésta, dando lugar a un concepto de-
nominado Curtailment, donde la generacion que puede ser alcanzada es mayor a la
necesaria y/o posible de transmitir, provocando un desperdicio de generacién y logran-
do utilidades menores a las esperadas en proyectos, desincentivando la inversién en este
tipo de tecnologias. Estos episodios dan indicios de que se esta llegando al “limite” de
capacidad renovable en estos nodos del sistema. Es asi como surge la necesidad de
rescatar este sobrante, ya sea mediante almacenamiento energético u otro medio, para

posteriormente reincorporar la energia en los momentos de mayor necesidad.

2.1.4. Resurgimiento del hidrégeno como vector de energia

La electricidad con generacion renovable es potencialmente el pilar para un futuro
limpio. Sin embargo, no es la solucion completa al problema. Como se menciond, la red
eléctrica necesita nueva inversion en flexibilidad para la masiva incorporacién de tecnologias
con bajo factor de planta y con dependencia climatica, tecnologias que se beneficien del

excedente energético. Esta necesidad ha sido el foco de investigacién en almacenamiento
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o buf fers de energia en donde la electricidad como medio no esta dentro de las mejores
opciones en el panorama actual. Ademads, es importante recalcar que una generacién 100 %
limpia no va a cumplir con las metas climéticas para 2050 debido a que hay sectores
como el transporte o la industria que siguen siendo responsables de gran parte de las
emisiones globales (Figura 2.5), donde nuevamente la electricidad se presenta como una de

las soluciones que no logran suplir a plenitud los requerimientos para una operacién eficiente.

Es a partir de estos requerimientos y la sinergia econémica que nace entre tecnologias
que el hidrégeno verde se presenta como una solucién de mediano a largo plazo para todos
estos problemas, pero que todavia requiere de mejoras sustanciales adicionales de eficiencia
(en particular los electrolizadores), reduccién del Costo Total de Propiedad (TCO, siglas
en inglés) y mejoras de materiales a través de actividades de investigacién e innovacién

especificas [38].
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Mota: 1 TW de capacidad instalada para 2050 es aproximadamente 1.2 TW de capacidad acumulada debido a la vida Gtil y al
reemplazo. De manera similar, 5 TW para 2050 equivalen a 5.48 TW de capacidad acumulada desplegada.

Fig. 2.7: Disminucién potencial del costo de los electrolizadores en funcion de la tasa de

aprendizaje y los costos logrados mediante la implementacion en escenarios IRENA para
2030 y 2050 [8]. Adaptado al espanol.
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El componente de costo individual mas grande para la produccion in situ de hidrogeno
verde es el costo de la electricidad renovable necesaria para alimentar la unidad electro-
lizadora (20 %-30% del costo total) [8]. Esto hace que la produccién de hidrégeno verde
sea mas cara que la del hidrégeno azul, independientemente del costo del electrolizador.
Por lo tanto, un bajo coste de la electricidad es una condiciéon necesaria para producir
hidrégeno verde competitivo [8]. Esto crea una oportunidad dnica para producir hidrégeno
en lugares de todo el mundo que tienen recursos renovables 6ptimos, creando una singular
sinergia entre vectores energéticos. Sin embargo, el bajo costo de la electricidad no es
suficiente de por si sola para la produccién competitiva de hidrégeno verde [8], siendo
también necesaria una reducciéon en el costo de las instalaciones de electrdlisis. Este es
el segundo componente de costo mds grande de la produccién de hidrégeno verde [8]. Se
espera que continte la tendencia de caida de los precios de la electricidad renovable, que
fundamenta estrategias clave para reducir los costos de inversion en plantas de electrolisis
del 40 % a corto plazo y al 80% a largo plazo [8]. Varios estudios muestran que las tasas
de aprendizaje potenciales para las pilas de combustible y los electrolizadores son similares
a las de la energfa solar fotovoltaica y pueden alcanzar valores entre el 16 % y el 21 % [8].
Esto es significativamente més bajo que las tasas de aprendizaje del 36 % experimentadas
durante los dltimos 10 afios para solar fotovoltaica [8]. Con tales tasas de aprendizaje y una
ruta de implementacion en linea con un objetivo climatico de 1.5°C, se puede lograr una

reduccién de costos en los electrolizadores de mas del 40 % ya para el ano 2030 [8] (Figura 2.7).

El hidrégeno puede ser la solucién a muchos nichos del mercado (Figura 2.8). Se puede
observar que, ademas de un uso complementario a la red eléctrica, el potencial méas grande
que tiene el hidrogeno a futuro es en el sector de transporte, seguido de la industria y el
reemplazo de los usos existentes. El hidrégeno puede acondicionarse de diversas maneras,
otorgandole flexibilidad y versatilidad en uso, como en celdas de combustible para la
produccion de electricidad, suministrar energia a infraestructura aislada con almacenamiento
hasta grandes procesos industriales, o incluso puede ser quemado para la produccién de

calor o para producir movimiento en motores de combustién interna [18].
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(b) Demanda global de energia suministrada con hidrégeno [22].

Fig. 2.8: Potencial mercado del hidrégeno.

De acuerdo a lo anterior, se contempla el uso de hidréogeno para el transporte en autos
de pasajeros, buses, vehiculos utilitarios y otros vehiculos eléctricos en base a celdas de
combustible. Este mercado de movilidad junto a las estaciones de carga se encuentra en
un estado inicial de desarrollo, atin cuando las tecnologias estan probadas [10]. Comparado
con la electrificacion, el hidrogeno supera las limitaciones de autonomia y elevados tiempos
de recarga asociados a los vehiculos eléctricos a bateria. Comparado con los biocombus-
tibles, evita el uso de grandes extensiones de terreno y el impacto en la calidad del aire,

especialmente en las zonas urbanas de elevada concentracién de poblacién [18]. La falta de
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madurez de las tecnologias que lo utilizan, los costes asociados y la falta de infraestructura
disponible han jugado, hasta ahora, en su contra, pero este escenario estd cambiando [39]. El
debate sobre la implementacién del vehiculo de hidrégeno (conocido también como vehiculo
eléctrico de pila de combustible o FCEV, siglas en inglés) como solucién para la movilidad,
va ligado al despliegue y uso del vehiculo eléctrico a bateria (BEV, siglas en inglés). Segin las
previsiones de los principales actores del sector, el vehiculo basado en la bateria consistiria
en unidades ligeras con necesidades de autonomia por debajo de los 100 km/d. Para el resto
de la movilidad pesada, que incluye también los vehiculos ligeros con un uso intensivo, el
FCEV se presenta como la opcién de futuro clave, tanto para camiones como para trenes

[39]. Més informacién de los usos del hidrégeno en el Anexo A.
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Tamafio de la burbuja representa el consumo energético
anual relativo de este tipo de vehiculo en 2013

1 Hibrido de bateria e hidrogeno para garantizar suficiente energia
2 Dividido en LDVs de segmento A- y B- (automdviles pequefos) y LDVs de segmento C+ (automoviles medianos a grandes)
basado en una participacion de mercado del 30% de automaviles de segmento A/ B y una demanda de energia 50% menor

Fig. 2.9: Segmentacién del mercado de transporte [7]. Adaptado al espanol.
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2.1.5. Relaciones internacionales y futuros proyectos

El nuevo mercado del hidrégeno ya estd encaminado. Como se puede observar en la
Figura 2.10, varias potencias mundiales ya han declarado alguna ruta o estrategia nacional
con la cual reflejan sus intereses econémicos, destacando rutas con proyectos mas ligados al
uso del hidrégeno como Europa, Japén y la Republica de Corea, y otros con la generacién
de éste, como Chile, Australia y Noruega. Es importante destacar las rutas mas destacadas
en el ultimo tiempo, en especial la de Japoén, siendo el hidrégeno la pieza central de su ruta
energética [10]. La combinacion de recursos fésiles limitados, energias renovables de alto
coste y grandes industrias puede llevar a que el hidrégeno se convierta en una de las opciones
clave para satisfacer la demanda energética de forma sostenible [10]. Ademads, la naturaleza
archipelagica del pais lo convierte en un banco de pruebas para diversas soluciones de envio.
El gobierno ha estado trabajando en el comercio internacional de hidrégeno desde la década
de 1990, cuando asigné USD 41,5 millones a este objetivo [10]. Los actores piblicos y
privados japoneses, respaldados por el gobierno, han firmado varios acuerdos bilaterales para
importar hidréogeno producido en diferentes paises, con diferentes tecnologias y diferentes
soluciones de envio. Los primeros envios de proyectos piloto o de demostraciéon en Australia,
Arabia Saudita y Brunei no involucraron hidrégeno verde, dando énfasis a que este ultimo

es una ruta econémica para el mediano a largo plazo.
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Fig. 2.10: Proyectos globales de hidrégeno en la cadena de valor [9]. Adaptado al espanol.
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Es de esta manera que paises del mundo ya pueden ser clasificados oficialmente
como exportadores o importadores del recurso, con andlisis de rutas comerciales que

posteriormente serian traducidas como las demandas respectivas de hidrégeno en cada una
de las estrategias nacionales (Figura 2.11).
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rutas de hidrogeno.

Nota: Las politicas de hidrégeno estan evolucionando rapidamente. La informacién sobre esta figura se ha mantenido lo mas detallada y
completa posible en el momento de redactar este informe; sin embargo, es posible que mas palses hayan anunciado o planificado nuevas

Fig. 2.11: Rutas comerciales previstas para el hidrégeno a partir de 2021 [4]. Adaptado al
espanol.

A partir de este momento se destacara particularmente la nacién latinoamericana con
mayores posibles rutas comerciales en la Figura 2.11, Chile, pais que se caracteriza por tener
condiciones mas que éptimas para el potencial renovable y foco de este informe.
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2.2. Oportunidades de Chile
2.2.1. Gran capacidad renovable y potencial productor de hidrégeno

Chile tiene tanto potencial que, de enfocar sus recursos y esfuerzos de forma eficiente,
para 2030 puede llegar a producir el hidrégeno mas barato del mundo, con un LCOH
aproximado de 1.3 USD/kg de hidrégeno (Figura 2.12) [22]. Se debe principalmente a que
en el norte de Chile se encuentra la radiacién solar més alta del planeta, alcanzando factores
de planta del 35% en plantas fotovoltaicas monofaciales de seguimiento en 1 eje [22]. La
generacion solar en la zona central es mas competitiva que la generacién eléctrica con energia
fosil, potencial aprovechable dada la cercania a grandes centros de consumo, a redes de
gas y a centros logisticos portuarios y viales [22]. Ademas, los vientos del extremo austral
soplan con la misma energia en tierra que mar adentro, permitiendo turbinas edlicas de 120
metros de altura que pueden alcanzar factores de planta sobre el 60 % en tierra, equivalente

a turbinas off-shore en otros paises [22].
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Fig. 2.12: Vias de produccién de hidrégeno, incluidos los costos del carbono [9]. Adaptado al

espanol.
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«El potencial renovable de Chile es enorme, pudiendo abastecer hasta 70 veces la
demanda actual del pais» cita de la Estrategia Nacional del hidrégeno [22]. Los sectores
solares y edlicos estan madurando aceleradamente. En 6 anos, Chile ha quintuplicado su
capacidad de generacién de esas fuentes y se proyecta que, al 2030, hasta el 70% de su
matriz eléctrica serd renovable [22]. La creciente inversién en estas energias, asi como en
almacenamiento y en infraestructura de transmisién, es una senal de una transicién decidida

a un sistema eléctrico mds sostenible [22].

Ademas de las favorables condiciones climaticas, Chile se caracteriza por ser un pafs
cuyo PIB depende notoriamente de la actividad minera, tener acceso a favorables rutas
comerciales maritimas y de poseer yacimientos de combustibles tradicionales muy limitados,
catalogandolo como importador de enormes cantidades de combustibles fdsiles y otros
productos para abastecer las necesidades del pais. Estas caracteristicas propias de Chile
pueden otorgar beneficios adicionales a las ya mencionadas con la implementacién de un
mercado de hidrégeno verde. Ademas de tener el potencial como exportador del recurso, dar
una solucién a la intermitencia renovable y ser una de las soluciones al cambio climatico, el
hidrégeno puede lograr la autarquia del pais y crear una economia circular en términos de

materias primas.

2.2.2. Chile, pais minero

Chile es el principal productor de cobre a nivel mundial, siendo responsable de
aproximadamente el 30 % de la produccién total de este mineral a lo largo de la historia.
La actividad minera representa alrededor del 10% del PIB nacional y es responsable del
55 % de las exportaciones totales del pais [40]. Dentro del &mbito productivo del cobre, se
puede afirmar que tiene una operacién constante a lo largo de las 24 horas del dia, por
lo que requiere suministro constante de energia y, ademds, en magnitudes significativas
tanto en electricidad propiamente tal con un 33 % del total nacional y en combustibles,
especificamente el diésel, logrando una participacién del 20 % del consumo nacional [41] y
siendo responsable del 15% de las emisiones GEI del pais [42]. El alto consumo en diésel
se debe principalmente al transporte de alto tonelaje que se necesita para desplazar el
mineral. Un camién minero, cominmente con el nombre CAEX, high class de 300 toneladas
equivale a una demanda eléctrica de 2.5 MW, que podria ser representado como un Pequeno
Medio de Generacién Distribuida (PMGD), a “un generador con ruedas” [43]. Hay muchas
centrales de este tamano que estdn instaladas. Si estas centrales fueran a petrdleo, estarian

afectas a impuesto verde, pero ocurre que los camiones mineros con esta capacidad no pagan
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impuestos por las caracteristicas que tienen [43]. En otras palabras, es un sector del cual
Chile depende economicamente, tiene altas exigencias energéticas, es contaminante y posee
poca regulacion. Por tal motivo se han impulsado iniciativas en materia de hidrégeno, que
se atribuye a dos consorcios propuestos y co-financiados por la Corporacion de Fomento de
la Produccién (Corfo), para probar el hidrégeno como combustible en el transporte de carga
en la minerfa [29]. En el primer consorcio se estd estudiando y trabajando en el proyecto
que tiene por objetivo usar motores de combustién dual petréleo — hidrégeno [29]. Esta
constituido por la Universidad de Santiago de Chile, Universidad Catdlica, Alset, Compania
Minera del Pacifico, BHP Chile, Anglo American Sur, entre otros [29]. El propdsito es
comprobar la viabilidad técnica y econémica de la adaptacion de la operacién de los camiones
de extraccién minera (CAEX), reequipandolos para desplazar al diésel, pero utilizando
tecnologia ya existente, es decir, motores reacondicionados que puedan operar de manera
dual o sélo con diésel [29]. Para esto, el proyecto tiene una fase de laboratorio e investigacién,
de ensayo y transferencia tecnolégica y finalmente el uso de prototipos industriales en las
operaciones mineras [29]. Esta ruta asegura confiabilidad al sistema y bajos costos de
implementacion para la transicion al hidrégeno. El segundo consorcio esta liderado por la
Universidad Técnica Federico Santa Maria y tiene las colaboraciones del Centro Nacional
del Hidrégeno de Espana, Ballard Power Systems (Canadd), Agencia Chilena de Eficiencia
Energética, Codelco, Linde, Engie, entre otros [29]. Este programa se enfoca en trabajar en
el desarrollo de un prototipo de reconversion de un equipos minero de mediana potencia
que opera en base a diésel para que funcione de manera totalmente eléctrica mediante
la utilizacién de pilas de combustible alimentadas por hidrégeno [29]. A diferencia de la
combustion dual, en este caso se utilizaria solo hidrogeno, obteniendo equipos méviles
100 % eléctricos con una tecnologia de alta pureza. Sin embargo, de momento parecen tener
restricciones para altos requerimientos de potencia por lo que se enfoca mas al largo plazo o
a camiones que operen en mineria subterranea en lugar de grandes camiones de extraccién

en la minerfa a rajo abierto [29].

2.2.3. Inyeccion en las redes de gas

Al igual que con los camiones de extraccion, Chile busca inyectar el hidrégeno en las
redes de gas natural existentes, ya que estudios demuestran que pueden ser combustionados
en conjunto en porcentajes de reemplazo de hasta el 35% sin mayores modificaciones a
la red [44]. La accién de introducir hidrégeno en la red actual de gas natural es conocida
como “blending”. Sin embargo, la concentraciéon permitida de hidrégeno en la red varia

significativamente, por ejemplo entre los distintos estados miembros de la Unién Europea
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(entre un 0,1-10% en volumen), y en un gran numero de paises no se permite todavia
su inyeccién [39]. Un problema asociado a este método se presenta en ciertas tuberfas de
gas, especialmente las construidas a partir de acero u aleaciones de dicho metal, debido al
fenémeno conocido como “embrittlement”, el cual consiste en pequenas fugas de hidrégeno
a través del material debido a que las moléculas del gas son mas pequenas que el espacio
entre moléculas del metal, este fendmeno aumenta a medida que aumenta el porcentaje de
hidrégeno en la caneria y la presiéon de operacion, mientras que disminuye a medida que
aumenta el grosor de las canerias. Ademas puede evitarse utilizando metales con menor
espacio entre moléculas o materiales constituidos por polimeros sintéticos derivados del
plastico. Inyectar hidrégeno a tuberias de gas natural es una alternativa de aplicabilidad
inmediata con bajos costos de implementacion para fomentar el hidrégeno, pero no es
la 1nica, también se pueden construir canerias dedicadas exclusivamente al transporte y
distribucién del hidrégeno, disenandolas con un diametro mayor y capaces de soportar

mayor presion, del cual se hard mencién en préximas secciones [44].

Matriz energética primaria Consumo en centros de transformacion Consumo final de energia
Afo 2019 Afio 2019 Afio 2019

(a) Matriz energética de Chile 2019 [45].

Exportacién e importacion de energia

Afio 2019 Energeético Pro;rlzot:mn Importacién  Exportacion

Petroleo Crudo 1.815 101074 -
Gas Natural 14.257 42,260 =
Carbén 5.993 67.045

importacion | Biomasa 80.748 = =
Energia Hidrica 18.439 - -

= Exportacion  Energia Eélica 4.210 i =
Energia Solar 5520 = =
Biogas 1Lo1 i =
Geotermia 1737 - =
Total 133.729 210.379 -

(b) Importaciones y exportaciones de combustibles 2019 [46].

Fig. 2.13: Balance nacional de energia 2019. Todo expresado en Tcal.
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2.2.4. Beneficios al descarbonizar los usos actuales del hidrégeno

Con respecto al reemplazo de los usos actuales del hidrégeno, no solo es importante
destacar lo que se puede hacer con este recurso, sino también lo que se deja de hacer. Para
el balance energético del ano 2019, los recursos fésiles (petrdleo crudo, carb6n mineral y gas
natural) representaron un 68 % del total de fuentes energéticas utilizadas en el pais, de los
cuales alrededor del 96 % es proveniente del exterior (Figura 2.13). Estas cifras son alar-
mantes, en particular porque de descarbonizarse tinicamente la generacion de electricidad,
ain restaria un 37 % del uso de combustibles fésiles destinados a la refinerfa del petréleo,
que mediante el proceso de destilaciéon con hydrotreating e hydrocracking, se obtiene la
variedad de combustibles mas conocidos tales como el diésel, gasolinas, kerosene, etc. Segtin
Aduanas de Chile [47], para el 2020 los combustibles significaron aproximadamente el 13 %
de los gastos totales de importacion. El hidrégeno no solo ahorraria estos gastos, sino que
también otorgaria independencia energética particularmente en los usos del petréleo crudo
incluidos sus derivados y en los usos del gas natural sin generar residuos contaminantes,

fomentando y reforzando la economia circular.

Bajo el mismo concepto, en el proceso de refinacién de cobre, conocido como pirorefi-
nacion, se utilizan gases para eliminar el oxigeno presente en el cobre fundido que sale de
los hornos [44]. Para extraerlo, se utiliza Hy y CO, ambos obtenidos a partir de reformado
de vapor de diésel en plantas dedicadas a este proceso al interior de las mineras. Tanto en
el proceso de reformado de vapor de diésel como en el proceso de pirorefinacion del cobre
se produce COs, sin embargo, de abastecerse este proceso con hidrégeno verde no solo se
eliminarian los gases contaminantes y el uso de diésel, sino que también se necesitaria el
doble del consumo de hidrégeno, lo que conllevaria nuevamente a una mayor demanda para

este recurso y su efectivo escalamiento industrial [44].
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Fig. 2.14: Porcentaje de importaciones por tipo de fertilizante, ano 2016 [10].
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A partir del hidrégeno es posible producir amoniaco, cuyos detalles se daran en
secciones posteriores, que es utilizado ampliamente en Chile como base para explosivos,
fertilizantes y en menor medida como refrigerante. Un factor clave en la explotacién minera
es contar con los explosivos adecuados para abrirse paso en los distintos yacimientos, tanto a
tajo abierto como subterraneos [48]. La tronadura es uno de los procesos de mayor relevancia
en la extracciéon minera y su mision especifica es preacondicionar la roca, sea mineral o
estéril, para su posterior tratamiento, de la forma ma&as econdémica y sustentable para el
negocio global [48]. Este mercado, que mueve alrededor de 300.000 toneladas anuales, en
Chile se concentra principalmente en dos empresas, la australiana Orica y la chilena Enaex,
que en conjunto controlan sobre el 90 % de la industria chilena de fabricacién de explosivos
[48]. Dentro de los explosivos utilizados en la mineria chilena, el ANFO (Ammonium Nitrate
Fuel Oil) es quizds el que supone un mayor volumen de uso. El nitrato aménico es el
principal componente de todos los explosivos industriales modernos y se obtiene mediante
la neutralizacién del acido nitrico con amoniaco en una reacciéon exotérmica En el caso
de Enaex, éste es importado en un 100% en estado liquido por barco [48]. Ademds, el
amoniaco es ampliamente utilizado como componente de los fertilizantes en la agricultura
y es el quimico sintético que mds se fabrica en el mundo. Alrededor del 88 % del amoniaco
producido se usa para fertilizar cultivos agricolas [10]. Chile es un importador neto de
fertilizantes, con un volumen de 1.1 millones de toneladas anuales, siendo por lejos la urea
el principal producto importado (Figura 2.14) y destacando que se produce a partir de la
combinacion de amoniaco y C'O,, por lo que ademads de evitar costos de importacién utiliza

gases efecto invernadero para su desarrollo.

2.2.5. Beneficios del comercio internacional

Para potenciar una economia destinada a la exportacién es necesario poseer los medios
para hacerlo, tanto en relaciones internacionales como en un medio de transporte que facilite
la entrega. Chile es un pais para el cual la insercién econémica internacional ha sido el
componente mas importante de su estrategia de crecimiento y desarrollo en las ultimas
décadas, siendo poseedor de 28 tratados de libre comercio en extensas relaciones bilaterales y
multilaterales. Segun la Organizacién para la Cooperacién y Desarrollo Econémico (OCDE),
Chile posee la red de tratados de libre comercio méas poderosa del mundo, ya que se tiene
acceso a mas del 60 % de la riqueza global, superando por lejos a varias naciones que también
han apostado fuertemente por la apertura comercial, como Corea del Sur, México y Nueva
Zelanda [49].
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Fig. 2.15: Vias de traslado y puertos de comercio internacional.

De la Figura 2.15 se puede deducir que el medio preferido para el comercio interna-
cional chileno es el maritimo, con una ventaja considerable respecto al transporte aéreo
o terrestre. Un desarrollo sostenido del hidrégeno podria facilitar el uso de éste o sus
derivados (particularmente el amoniaco) como combustible en el transporte maritimo en el
largo plazo. Seguido del transporte terrestre, la investigacién en el uso de hidrégeno para
la via maritima ha tenido importantes avances. Un destacado ejemplo es Fraunhofer, que
estd investigando cémo desarrollar una pila de combustible de alta temperatura a base
de amoniaco verde por primera vez para el transporte maritimo, donde increiblemente
levard anclas para 2023 con esta tecnologia a bordo [52]. El barco de carga es el medio
favorito en lo que respecta a la relacién carga/distancia (Figura 2.9), por lo que de
utilizarse como combustible el mismo recurso que se exporta abriria grandes oportuni-
dades para Chile dado su extenso uso en este medio, en especial por la forma larga y
angosta del pais, pudiendo ser factible a futuro un traslado maritimo inter-regional tanto a

nivel de pasajeros como de carga en conjunto con el desarrollo de la infraestructura portuaria.
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Fig. 2.16: Consumos de agua consuntivos en Chile por sector (2016) [10].

2.2.6. Oportunidad hidrica y fomento a una cultura del agua

El agua, desde sus inicios, ha sido utilizada como un recurso para satisfacer necesidades
de abastecimiento doméstico, asi como para las distintas actividades basicas productivas.
Con el correr de los anos, el avance de la cultura y los inicios de la ciencia, las civilizaciones
comenzaron a utilizar los recursos hidricos cada vez mas intensivamente, como en la obtencion
de agua potable, procesos industriales, generaciéon de energia eléctrica, actividad minera,
agricultura y ganaderia, entre otras, de las cuales la produccién de hidrégeno pasaria a
conformar parte de esta gama de actividades. El costo del agua impacta en menos del 1% al
costo final del hidrégeno y se requiere relativamente poca agua (10 litros por kilogramo de
hidrégeno verde en promedio), por lo que utilizar agua desalada en zonas de escasez hidrica no
es una barrera al desarrollo del hidrégeno [24]. Un 0.6 % del uso consuntivo del agua nacional
es suficiente para producir el hidrégeno verde que reemplaza todo el diésel, gas natural,
gas licuado y gasolina en Chile [53]. Para octubre de 2019 existian en Chile 24 plantas de
desalacién de agua operando y otros 22 proyectos en diferentes etapas de avance, destinados
a satisfacer principalmente la demanda minera, sector productivo que ya no puede hacer uso
de aguas continentales para nuevas iniciativas [54]. Eso significa que, para mantener el ritmo
de los proyectos, se requerira una provisiéon de agua desalada, lo cual representa un desafio
importante. Sin embargo, las estadisticas muestran cifras desconcertantes. En la Figura 2.16
se puede observar que para 2016 el consumo de agua en el sector minero chileno fue sélo del
3%, siendo superada con un 7% para la industria y particularmente con un 82 % para el
sector agricola y ganadero. Sumado a esto, el futuro hidrico de Chile no es prometedor. En

los ultimos anos se ha observado un sostenido aumento de la temperatura media en Chile,
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con una tendencia lineal de 4+0.14 °C por década (Figura 2.17a), siendo a partir de 2011
que los anos han sido consecutivamente mas calidos de lo normal y, ademés, la precipitacion
total anual en el pafs estd disminuyendo a razén de un 3 % por década durante los tltimos 60
anos (Figura 2.17b), por lo que por definicién Chile se encuentra constantemente en estado
de sequia (falta de agua comparada a condiciones normales) con el periodo decadal 2010-
2019 mas seco desde 1961 alcanzando un promedio de 20.6 % de déficit a nivel nacional [?].
Las consecuencias del cambio climaticos se estan haciendo presentes con las declaraciones
de escasez hidrica (desbalance entre oferta y demanda de agua) que se han reportado a lo
largo del pais (Figura 2.17c), particularmente en las regiones centrales de Chile donde se
concentra el sector agricola y, por ende, los focos de demanda de agua. Se prevé que la sequia
se mantendrd a futuro en conjunto con un aumento en la demanda de agua. Ademads, Chile
aun utiliza sistemas de riego muy ineficientes, de los cuales se desperdicia alrededor de un
50-60 % del agua utilizada, lo que explica las cantidades exorbitantes del sector [56]. Gracias
al clima y amplia costa del pais, el potencial desalador se encuentra en el norte, junto a la
mineria, donde la llegada del hidrogeno si bien no supone un aumento sustancial de agua,
puede sentar las bases de una potencial red de suministro hidrico que permita la interaccion
de todos los sectores asociados al consumo de agua. Se abre la oportunidad de desarrollar la
energia en conjunto con la distribucion de agua, promoviendo usos mas eficientes de traslado

y escalamiento, creando una cultura del agua.
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Fig. 2.17: Situacién hidrica de Chile.
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2.2.7. Creacién de empleos

Finalmente, pero no menos importante, el desarrollo de una industria del hidrégeno
verde en Chile tiene el potencial de generar como minimo 22 mil, 87 mil y 94 mil empleos para
los anos 2030, 2040 y 2050, respectivamente [11]. Al considerar factores de productividad
regional, estos valores podrian aumentar a 68 mil, 251 mil y 255 mil empleos, para los
anos 2030, 2040 y 2050, respectivamente [11]. Los miles de personas que participaran en la
construccion, instalacion y operacion de la industria del hidrégeno verde construirdn consi-
derables habilidades y conocimientos [11]. Chile tiene la oportunidad de aprovechar estos
conocimientos para proporcionar servicios de consultoria y de construccién a otros paises
que buscan descarbonizar su economia mediante esta industria. El hidrégeno ya es parte de
las proyecciones de Chile y se estima que tendra un papel crucial en la descarbonizacion
energética para conseguir los objetivos establecidos y alcanzar la carbono neutralidad al
2050. En los planes para lograr este objetivo, el hidrégeno podria contribuir con el 21 % de

la reduccién de emisiones para cumplir esta meta [11].

2030 2040 2050
Inversion total [MUSD] 3.774 12.725 21.860
=~ 7~ .
Produccién de ) 6' ) @,‘_'
hidrégeno [kton] 13] 418 404
Reduccion CO, % % ﬁ
F 2
Creacion de empleo o000 ® 000
s EEhamem
a 10.000
—— eeee eeee
Er PN EEr=pe v
22.000 87.000 94.000

Fig. 2.18: Resumen de inversion total, produccién de hidrégeno, reduccion de emisiones y
creacién de empleo directo e indirecto al 2030, 2040 y 2050 [11].

2.3. Barreras y caracteristicas del mercado de hidrégeno verde

El uso de hidrégeno electrolitico como producto estd mas cerca de la comercialidad,
ya que el hidrogeno electrolitico encaja mejor en la estructura actual del mercado y obtiene
precios mas altos en los mercados finales que cuando la conversiéon se monetiza como un

servicio. Sin embargo, en las condiciones actuales del mercado y con la excepcién de unas
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pocas aplicaciones de hidrogeno comercial, seguiran siendo necesarios mecanismos de apoyo
para soluciones bajas en carbono. Por ejemplo, la mezcla de hidrégeno y la metanizacién no
pueden competir con el gas natural en términos de valor calorifico en ausencia de una prima
por ser neutro en carbono [13].

Poner en practica los servicios de conversion, como el almacenamiento de electricidad
para arbitraje de precios, la optimizaciéon de la planta de carga base o la inversion diferida
en la red eléctrica, parece dificil a corto plazo. La prestacién de servicios de red que utilizan
electrolizadores para controlar la energia es una excepcién notable [13].

Como reflejo de la complejidad de la cadena de valor técnica del hidréogeno, numerosas
partes interesadas interactian en la conversion, el almacenamiento y los usos finales del
hidrégeno. Esta complejidad puede ser un impedimento para la conversion de hidrogeno, ya
que podria disuadir a los pequenos jugadores de invertir. Por lo tanto, simplificar y clarificar
los procesos y la regulacién es esencial para hacer atractivo el modelo de negocio de conversion
[13].

Los aspectos econémicos de las soluciones de almacenamiento de energia a base de
hidrégeno son inherentemente especificos del sistema y de la aplicacién. Por lo tanto, los in-
versores, los responsables politicos y los responsables de la toma de decisiones deben evaluar
como se comparan las soluciones basadas en hidrégeno adecuadas con las alternativas, en
el contexto de las condiciones locales especificas de la aplicacién. El modelado de almace-
namiento debe realizarse con un nivel de detalle muy alto en las dimensiones de tiempo y
espacio para que sea 1til y esto sigue siendo un verdadero desafio para la industria [13].

La conversion de electricidad renovable variable en hidrégeno conlleva pocos desafios
ambientales. En general, las soluciones de almacenamiento de hidrégeno dan como resultado
emisiones més bajas que otras tecnologias de almacenamiento de energia, aunque sus conta-
minantes del ciclo de vida completo y las emisiones de GEI dependen de la fuente de energia
primaria y la tecnologia de produccién de energia [13].

También es muy poco probable que el uso de la tierra sea una limitacién para las
soluciones de conversion basadas en hidrégeno, aunque los sistemas basados en energias
renovables podrian enfrentar problemas debido a sus requisitos de tierra. Los modulos de
electrdlisis requieren una superficie minima [13].

El requerimiento de agua de la electrdlisis (el agua se usa como materia prima y para
enfriar) es un factor importante a considerar en una evaluacién del impacto ambiental de las
soluciones de hidrogeno, pero generalmente es menor que para otras tecnologias de generacion
de energia con bajas emisiones de carbono. Los requisitos de refrigeracion son mucho mayores,
pero pueden evitarse mediante el uso de torres de evaporacion y circuitos de circuito cerrado
[13].

El hidrégeno plantea problemas de seguridad debido a la combinaciéon de su naturaleza
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inflamable y explosiva y su composicién molecular. Los riesgos son relativamente limitados
en condiciones al aire libre, donde el hidrégeno se eleva rapidamente y se diluye en concentra-
ciones no inflamables. Pero, en espacios reducidos, puede dar lugar a altas concentraciones en
la parte superior de una instalacién, aumentando el riesgo de explosiéon e incendio. De hecho,
los riesgos del hidrégeno son particularmente problematicos porque las fugas de hidrégeno
son dificiles de detectar. El hidrégeno es incoloro e inodoro, y la adiciéon de un odoran no es
posible debido al pequeno tamano molecular del gas. Es virtualmente indetectable para los
humanos. Por lo tanto, los sensores son cruciales para prevenir incidentes. Aunque existen y
se utilizan en la industria, las tecnologias son muy voluminosas y caras, y no pueden distin-
guir de forma fiable entre moléculas de hidrégeno y metano. Un historial de senales falsas las
hace poco précticas para un amplio despliegue de soluciones de hidrégeno. Se necesita més |
+ D en sensores, instalaciones de prueba y certificacién [13].

La colaboracién internacional es esencial para el desarrollo de regulaciones, coédigos y
estdandares armonizados. El hidrégeno tiene un historial de uso seguro en las industrias quimi-
ca y petroquimica, donde se maneja de manera similar a otros combustibles. Mientras tanto,
los pequenos usuarios finales estan sujetos a marcos regulatorios muy estrictos que pueden ser
sobreprotectores. Pasar del uso limitado por mano de obra capacitada al uso publico reque-
rird un delicado equilibrio de las regulaciones existentes. Ademas, el uso de hidrégeno como
portador de energia es un concepto relativamente nuevo y puede ser vulnerable a percepciones
publicas erréneas. Para ello, la educacién es fundamental y debe proporcionar informacion
sobre seguridad, ademas de hacer hincapié en las ventajas medioambientales del hidrégeno
como combustible [13].

El valor de las soluciones energéticas basadas en hidrégeno radica principalmente en su
capacidad para convertir la energia renovable en portadores quimicos ecolégicos: hidrogeno,
metano, metanol y amoniaco. En otras palabras, el valor del hidrégeno radica principalmente
en su versatilidad. Mas que un simple portador de energia, el hidrégeno puede actuar como
un puente entre las diferentes ramas del sistema de suministro de energia, optimizando el
uso de la energia generada a partir de energia renovable a nivel del sistema energético y, al
mismo tiempo, utilizando la infraestructura quimica. Las aplicaciones de las soluciones de
conversion basadas en hidrégeno son, en esencia, especificas del sistema. Sin embargo, sea
cual sea el uso final y el sistema energético, el desarrollo de soluciones a base de hidrégeno
estd sujeto a tres prerrequisitos: una mayor penetracion de las energias renovables variables
en el mix energético; la reducciéon del costo de la electrélisis, y algin tipo de apoyo de las
autoridades publicas en el corto y mediano plazo [13].

Las tecnologias individuales basadas en hidrégeno estan ahora suficientemente probadas
para permitir el establecimiento de grandes proyectos de demostracién integrados. Estos, sin

embargo, todavia estan en gran parte atrapados en la inversion ”valle de la muerte”, donde
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la tecnologia es costosa de demostrar a gran escala y su viabilidad / rentabilidad sigue siendo
incierta, aunque existen proyectos de demostracién de mediana escala en Europa. Como
resultado, la financiacién publica y empresarial sigue siendo esencial [13].

Las autoridades ptblicas deben armonizar y adaptar regulaciones, codigos y estandares
para permitir el crecimiento de la industria del hidrogeno. Esto incluye revisar las condiciones
en las que los electrolizadores contribuyen a los servicios auxiliares, introducir la regulacién
de la mezcla de gas natural y fomentar la aceptacién social y la educacién mediante la
participacion de las partes interesadas y la formacion de futuros profesionales del hidrégeno.
Por 1ltimo, las autoridades publicas tienen una amplia variedad de incentivos temporales a
su disposicién para ayudar a transformar las soluciones basadas en hidrogeno en actividades
comerciales autosostenibles. Estos incluyen tarifas de alimentacion, exenciones de tarifas de
red, exenciones de impuestos y cuotas. La eleccién es principalmente una decision politica y
depende de las caracteristicas particulares de cada sistema [13].

El hidrogeno tendria sentido como complemento y habilitador de la electricidad renova-
ble, debido a sus propiedades tinicas. La eficiencia en los distintos pasos de la cadena de valor
del hidrégeno es crucial para minimizar el desperdicio de energia y hacerlo comercialmente
viable [13].

La eficiencia afecta los costos operativos (OPEX) de la produccién de hidrégeno, pero la
gran inversién inicial necesaria también es un gran inhibidor para el desarrollo de tecnologias
de almacenamiento de energia basadas en hidrogeno. Los proyectos de almacenamiento de
energia de hidrégeno requieren un elevado gasto de capital (CAPEX) en toda la cadena de
valor: produccién, almacenamiento, transporte y uso final [13].

Como todas las nuevas tecnologias, el almacenamiento de energia basado en hidrégeno
se enfrenta al "valle de la muerte.®® su curva de madurez. Se necesitaran altos requisitos de
capital antes de que se complete la curva de aprendizaje y la producciéon en masa resulte
en costos mas bajos. Las primeras plantas de demostracion son proyectos de alto riesgo.
También es probable que la competencia con otras tecnologias por el capital sea un problema,
ya que el desarrollo estda a merced de la penetracién variable de las renovables que cambia los
modelos energéticos de OPEX (por ejemplo, plantas de energia de gas impulsadas por costos
marginales de produccién) a CAPEX (sin costo de combustible) [13].

El dilema del "huevo y la gallina”del uso de hidrégeno ha sido uno de los principales
impedimentos para realizar el potencial del zumbido del hidrégeno de la década de 2000: no
vale la pena invertir en la construccion de estaciones de repostaje de hidrégeno y tuberias
para dar servicio a un pequeno nimero de vehiculos, pero estas instalaciones de distribucion
de hidrégeno son un requisito previo para el despegue de los vehiculos eléctricos de pila de
combustible. Si bien las aplicaciones estacionarias de almacenamiento basado en hidrégeno

podrian incorporarse a las redes existentes (gas y energia), los costos de inversién seguirian
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siendo un problema, especialmente si la eficiencia sigue siendo baja (por ejemplo, costos de
utilizacion frente a costos de alimentacién; ganancias de eficiencia frente a aumentos en los
costos de inversion) [13].

Como los combustibles fésiles, el hidrégeno implica 1) inflamabilidad y 2) detonabilidad.
Su rango de concentracion de inflamabilidad es muy alto, si se mezcla aire en concentraciones
de 4% a 75 %. La energia minima requerida para la ignicién también es muy baja, alrededor de
15 veces menor que la del metano. Mientras que el metano o la gasolina detonan con mezclas
méas magras (18 % para el hidrégeno frente al 6,3 % para el metano), el hidrégeno puede
detonar con mezclas més ricas (hasta un 59 % para el hidrégeno). Ademads, a diferencia de lo
que ocurre con la mayoria de los otros gases, el hidrégeno comprimido a temperatura ambiente
se calienta cuando se expande a la presién atmosférica (efecto Joule-Thomson). Por si solo,
es poco probable que esto dé lugar a una igniciéon espontanea, pero debe tenerse en cuenta
debido a su posible combinacién con otros efectos. Finalmente, el hidrégeno también conlleva
el riesgo de 3) fragilizacién de los recipientes de manipulacién. Debido a su tamano molecular
muy pequeno, el hidrégeno migra facilmente a lo largo de las microfisuras de los vasos. De
manera mas general, su tamano y baja densidad provocan fugas y difusién. El hidrogeno es
inodoro y su llama es practicamente invisible a la luz del dia, lo que dificulta la detecciéon de
fugas. Por lo tanto, se necesita un conjunto de codigos y normas internacionales, asi como
educacién sobre el manejo adecuado y seguro del hidrégeno. Garantizar la seguridad es un
requisito previo para lograr la aceptacion del publico, lo que puede facilitarse comunicandose
con el publico y considerando sus opiniones [13].

La disociacion del uso de energia y las emisiones de carbono por el lado del suministro
de energia debe complementarse con medidas dentro de los sectores de demanda de energia,
en particular el transporte, la construccion y la industria. Las principales opciones de miti-
gacion son la mejora tecnolégica (ya sea mediante mejoras en la eficiencia de las tecnologias
convencionales o el despliegue de nuevas tecnologias) y el cambio de comportamiento para
reducir el uso de energia, asi como el cambio a combustibles bajos en carbono [37].

El desafio es construir una generacion de hidrégeno, TD y una red minorista comple-
tamente nueva. La principal barrera a superar es el riesgo relacionado con la inversiéon en
la produccion de FCEV a gran escala, por un lado, y el despliegue de la infraestructura de
hidrégeno, por el otro, en particular en un contexto de alta incertidumbre con respecto a la
aceptacion del mercado de FCEV. Por lo tanto, una mejor comprensién de las preferencias
de los consumidores con respecto a la autonomia de los vehiculos, la provisiéon de infraestruc-
tura de reabastecimiento y recarga, asi como las preocupaciones de seguridad, es clave para
mejorar las proyecciones del potencial de mercado de los vehiculos de bajas o cero emisiones
[37].

El sistema energético actual depende en gran medida de los combustibles fosiles vy,
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aparte de la cogeneracién, existen pocas conexiones entre los diferentes sistemas de TD.
En un sistema futuro, el hidrégeno podria desempenar un papel fundamental al conectar
diferentes capas de infraestructura en un sistema energético con bajas emisiones de carbono
[37].

El riesgo de inversion asociado con el desarrollo de estaciones de servicio se debe prin-
cipalmente a los altos costos operativos y de capital, y la subutilizacién de las instalaciones
durante el desarrollo del mercado FCEV, lo que puede conducir a un flujo de efectivo acu-
mulado negativo en un periodo de 10 a 15 anos. Este largo “valle de la muerte” puede
minimizarse reduciendo los costos de capital y operativos y maximizando la utilizacion de
activos. Los altos costos de capital estan relacionados principalmente con la compresion y el
almacenamiento de hidrégeno. Cuanto mayor es la presién del hidrogeno almacenado a bordo
de los FCEV, mas costosos son los compresores necesarios en la estacion: una estacién de
repostaje de 350 bar es aproximadamente un tercio menos costosa que una estacion de 700
bar [37].

Todas las rutas de integracién de ERV basadas en hidrégeno se basan en varios pasos
de transformacion, que finalmente conducen a eficiencias bastante bajas en toda la cadena
de conversion en el rango del 20 % al 30 %. Es importante comparar solo las energias finales
de la misma calidad, por ejemplo, la electricidad utilizada en el sistema eléctrico o a bordo
de los FCEV. Cuanto mayor sea el nimero de pasos de conversion incluidos, menor sera la
eficiencia general [37].

Aunque no surgen problemas de compatibilidad con las tecnologias de uso final poste-
riores en el caso de la conversién de energia a gas, incluida la metanizacion, es probable que
la baja eficiencia general represente una barrera sustancial para el despliegue [37].

Los electrolizadores tienen costos de inversién significativos, lo que significa que solo
seran rentables si se operan durante un periodo de tiempo suficiente durante el ano. Dado que
los periodos de generacién de excedentes de ERV se produciran solo durante un periodo de
tiempo limitado, es probable que depender exclusivamente de los excedentes de generacion
sea insuficiente para alcanzar factores de capacidad suficientes. Por lo tanto, es probable
que se utilice electricidad con al menos algin valor para la produccién de hidrégeno. Cada
paso de conversion en el camino de la electricidad al hidrégeno y de regreso a la electricidad
conlleva pérdidas. Las pérdidas son de menor importancia si la electricidad de entrada no
se puede utilizar para otras aplicaciones, es decir, de lo contrario seria necesario reducirla.
Sin embargo, la generacién de hidrogeno competira con otros posibles usos del excedente de
electricidad, como el almacenamiento térmico. Estos desafios apuntan a dos areas de mejora
tecnolégica: aumentar la eficiencia y reducir los costos de inversion [37].

Cuando se utilizan electrolizadores y pilas de combustible, se producen una serie de

subproductos, como el oxigeno (durante la electrélisis) o el calor del proceso, que deben
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venderse por separado o utilizarse in situ. En el caso de los sistemas de energia a energia,
es beneficioso no solo vender la energia generada a partir de un excedente de electricidad
de bajo valor, sino también proporcionar servicios auxiliares y participar en el mercado de
control de energia. Aqui se remunera la provision de carga negativa y positiva controlable
[37].

La participacién en diferentes mercados energéticos puede ayudar a generar beneficios.
Los sistemas de bigeneracién (hidrégeno y electricidad) o incluso de trigeneracién (hidrégeno,
electricidad y calor) ofrecen la posibilidad de vender sus productos al respectivo precio més
alto, es decir, electricidad y calor en los momentos de méxima demanda e hidrégeno al sector
del transporte. dependiendo de las condiciones del mercado [37].

Por ltimo, la ampliaciéon de la venta minorista de hidrégeno agrupada a la cobertura
nacional y regional exigird una importante inversién respaldada por programas gubernamen-
tales y requerira el consenso entre un gran nimero de partes interesadas, desde la industria
del petréleo y el gas, los proveedores de servicios ptblicos y de redes eléctricas, los fabrican-
tes de automoviles y autoridades locales, regionales y nacionales. Lograr este entendimiento

comun del desarrollo futuro bien podria ser el obstdculo més serio a superar [37].

Redugirfa incertidumbre

e la demanda

Reducir la incertidumbre, p.ej.
con acuerdos de compra a
largo plazo, tarifas de
alimentacion, objetivos ZEV,

Escala demanda cautiva

Centrarse en las soluciones
con la mayor "mejora para
la inversion”, p.gj. pilas de
combustible y tanques

Comg I tariedad

Implementar aplicaciones que
inicien "ciclos virtuales" y
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p.gj. Infraestructura de
hidrégeno en aeropuertos para
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. la competitividad
1. del hidrégeno
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de la demanda y la sincronizacion de la con ~ 40 GW de electrolizadores
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seleccionadas

Fig. 2.19: Cinco medidas para que las partes interesadas creen un mercado [5]. Adaptado al

espanol.
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2.4. Red de suministro del hidrégeno

Una red o cadena de suministro es, por definicién, una red global de organizaciones
que cooperan para mejorar los flujos de material e informacion entre proveedores y clientes
al menor costo y a la mayor velocidad. El objetivo general de una cadena de suministro es

la satisfaccién del cliente [59].
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Ahora, en base a este concepto, el diseno de una cadena de suministros (SCN, siglas en
inglés) implica decisiones estratégicas sobre el nimero, la ubicacién, la capacidad y la misién
de las instalaciones de produccién y distribucién de una empresa, o de un conjunto de em-
presas colaboradoras, con el fin de proporcionar bienes a un determinado, pero posiblemente
en evolucién, base de clientes. También implica decisiones relacionadas con la seleccién de
proveedores, subcontratistas y con las ofertas a realizar a los mercados de productos. Estas
decisiones estratégicas deben situarse en un “aqui y ahora” pero, después de un periodo
de implementacién, el SCN se utilizard para un horizonte de planificacion prolongado.
Las decisiones realizadas de adquisicion, produccién, almacenamiento, transporte y gestion
de la demanda generan flujos de productos en la red, con costos, ingresos y niveles de
servicio asociados. El diseno adecuado de un SCN requiere la anticipacién de estos niveles
de actividad futuros. Ademas, las decisiones de diseno estratégico de SCN se toman en
condiciones de incertidumbre. La eleccién de métricas de rendimiento para evaluar la calidad
de los disenos de red es otro desafio importante. Las medidas de retorno de la inversion
a menudo son utilizadas por los tomadores de decisiones estratégicas, pero la solidez del
disenno también es una dimension importante a considerar. Sin embargo, a pesar de una
vasta literatura sobre disenio de SCN, la mayoria de los modelos publicados consideran solo

un subconjunto de estos temas [60].

40



Dentro del diseno de una cadena de suministros se pueden encontrar actividades
primarias, relacionadas a la logistica y efectivo despliegue de la infraestructura necesaria
para cumplir el objetivo de diseno, y foco de este informe, y las actividades secundarias,

que reflejan la gestién, mantencién e informacién en las que se basan las actividades primarias.

En lo que respecta al diseno de una cadena de suministros de hidrégeno (HSCND,
siglas en inglés), el concepto se adopta para referirse a la investigacion sobre el despliegue

de la infraestructura del hidrogeno, cuyas etapas pueden ser identificadas en la Figura 2.20.

FUENTE DE TECNOLOGIA DE ACONDICIONAMIENTO TRANSPORTE USO FINAL
ENERGIA PRODUCCION & ALMACENAMIENTO e e i
A ’ I | —
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Fig. 2.20: Cadena de suministro de hidrégeno genérica [12]. Adaptado al espanol.

Dentro de la gama de posibilidades de materias primas, el hidrégeno suele ser producido
a partir de gas natural, biomasa o generacién renovable en conjunto con sus respectivas
tecnologias de procesamiento, siendo estas el reformado de vapor (SMR), la gasificacién y
la electrolisis del agua. Posteriormente, el hidrogeno debe ser acondicionado para el éptimo
aprovechamiento del recurso debido a sus propiedades, ya sea variando la temperatura,
presiéon o anadiendo componentes, donde bien puede ser transportado mediante camiones
con remolque, tuberfas, barco o ferrocarril a su efectivo almacenamiento (que se adecte a la
forma del hidrégeno) o a un punto de distribucién. Finalmente dependiendo del uso que se
le dé al hidrégeno, una segunda serie de transporte hace la reparticién necesaria para suplir
la demanda del recurso, siendo en este caso una estacién de servicio para fines vehiculares.

Variantes de diseno pueden incorporar produccion de hidrégeno in-situ, en el cual el recurso
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es fabricado en el mismo sitio donde se le dard uso.

En adelante se hard referencia unicamente a las redes de hidrégeno verde, vale decir,
que utilizan como base el agua y la electricidad renovable para su produccion.

Los sistemas energéticos deben considerarse como un todo. Dentro de esa vision, el
hidrégeno podria desempenar un papel central como puente entre la electricidad intermitente
proporcionada por la energia edlica y solar y el sistema de energia molecular dominante basado
en hidrocarburos [13].

Debido al bajo punto de inflamacion, la baja energia de ignicion y el amplio rango de
inflamabilidad, la probabilidad de que el hidrégeno se encienda inmediatamente es muy alta.
Para el H, licuado criogénico, la quema también es un riesgo [61].

Como el amonfaco es un gas toxico, debe transportarse de acuerdo con la legislacion
local, lo que normalmente implica requisitos para los procedimientos generales de seguridad.
El amoniaco plantea algunos desafios para garantizar la seguridad de la tripulacion en los
barcos, ya que el personal no puede escapar. Por lo tanto, cualquier fuga puede ser fatal
porque las tuberias y los recipientes normalmente son de doble pared con detectores de fugas
entre la doble pared [61].

2.5. Rutas del hidrégeno

El hidrogeno puede permitir trayectorias de Power-to-X: su capacidad de convertirse en
diversas formas de energia final, como la energia, el calor y los combustibles de transporte,
se puede utilizar para unir subsistemas del sistema energético que historicamente no tenian,
eran limitados o sélo vinculos unidireccionales [37].

Como se mencioné con anterioridad, el hidrégeno puede ser utilizado para diversos
nichos de mercado, con especificaciones muy distintas y bajo contextos nivel pais muy
diferentes. Es asi como, dependiendo del camino o ruta que tome el hidréogeno para cumplir

cierta finalidad, nace el concepto de Power-to-X (Figura 2.21).
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CATEGORIA _ ACRONIMO DEFINICION

Produccion de hidrégeno (y almacenamiento cuando se solicite)
Power-to-Hydrogen PtH a partir de electricidad baja en carbono, ya sea de la red o fuera
de la red

Suministro de electricidad a la red a partir de hidrdgeno con pila
de combustible o turbina de gas

Hydrogen-to-Power

Inyeccion de hidrdgeno en la red de gas natural

Hydrogen-to-Gas Inyeccion de metano sintético en la red de gas natural, el metano

sintético se obtiene a partir de hidrégeno a partir de PtH mediante
procesos de metanizacion

Hidrégeno en un vehiculo para ser inyectado en una pila de
combustible

5 Hidrégeno para aplicaciones de combustibles sintéticos liquidos:
Hydrogen-to-Fuel ! j biocombustibles liguidos, combustibles liquidos sinteticos, metanol

Hidrogeno para movilidad a través de combustibles gaseosos
(Hythane, biogas, metano sintético)

Hidrégeno de PtH y para aplicaciones industriales (por ejemplo,

Hydrogen-to-Industry refineria)

Calor de hidrogeno a través de calderas de H,; hidrogeno para
Hydrogen-to-Heat calentar y generar energia a través de CHP (pilas de combustible,
turbinas, etc)

Otras vias hacia los intermedios quimicos industriales a partir del
hidrogeno gue se puedan incluir explicitamente;

1. H, a metanol a olefinas C,, C,
2. H, a gas de sintesis a olefinas C,, C,
3. Metanol/gas de sintesis a hidrocarburos >C, y alcoholes >C,

4. H, a amoniaco y acido formico (que también podria usarse
como almacenamiento alternativo de energia renovable)

Hydrogen-to-
Chemical

Fig. 2.21: Rutas Power-to-X [6]. Adaptado al espafiol.

Las naciones que se otorguen el titulo de exportador desarrollaran rutas Power-
to-Hydrogen, mientras que aquellas que desean darle uso al recurso aplicaran las rutas
variantes de Hydrogen-to. Es importante destacar que para cada ruta no hay una solucion
unica. Existen diferentes maneras de llevar a cabo el propdsito asignado y ademas existe la

posibilidad de que estos caminos puedan confluir en el transcurso de la cadena.

Dependiendo del énfasis que se le otorgue a cada etapa de la cadena de valor, indepen-
diente de las peculiaridades que tenga cada diseno, ésta puede presentar ciertas tendencias
que permitan encasillar el comportamiento esperado o resultante del proceso (Figura 2.22).
El nivel de descentralizacion define el grado de desarrollo de proyectos energéticos a nivel
local y el impacto en la infraestructura de transporte energético. Es decir, involucra el
grado de optimizacién de la infraestructura de transporte energético en funcién de dotar de
mayor autonomia a las regiones. Su enfoque consiste en disminuir, en parte, las inversiones

de transporte energético, a la vez que se contribuye a dotar de mayor resiliencia al sector [62].
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Fig. 2.22: Potencial patrén futuro de aceleracién de la cadena de suministro de hidrégeno [7].

Adaptado al espanol.

Una red méas o menos descentralizada no es informacién suficiente como para afirmar
si un disenio es mejor que otro, todo depende de la base de datos utilizada, los supuestos
y alcances considerados, la escala espacial y la calidad de los recursos. En general, como
se observa en la Figura 2.22, grandes inversiones en infraestructura implican costos de
produccién menores y mayor necesidad de una red de transporte (centralizado), pero que a

la vez implica un riesgo mayor por las distancias recorridas [63].

Es necesario destacar que el enfoque de este trabajo no es disenar una cadena de sumi-
nistro de hidrégeno, sino adaptar un disenio que tenga respaldo cientifico para dar respuesta
a los objetivos de investigacién bajo un contexto dado.

La configuraciéon final de un sistema de hidrégeno podria incluir una combinacion de
soluciones, como la electrélisis descentralizada ubicada en los sitios del usuario final, con
centros de produccion centralizados como respaldo o para adaptarse a la demanda fluctuante
de entregas por carretera [13].

Las aplicaciones etiquetadas como ’hydrogen-to-X’, donde X es una sustancia quimica

o un combustible, se pueden definir de diferentes maneras. En el contexto de este informe,

44



el concepto de Power-to-X se considera como la combinacién de un paso inicial de Power-to-
hydrogen seguido de un paso de Hydrogen-to-X [64].

2.6. Descripciéon tecnologias de electrolisis

El principio de la electroélisis del agua no es complejo, siendo la separacion de ésta en
sus componentes basicos, lo que permite el desarrollo de diferentes variantes tecnolégicas
a partir de diversos aspectos fisico-quimicos y electroquimicos. En base al electrolito y la
temperatura de operacién, usualmente los electrolizadores son separados en cuatro tipos prin-
cipales de tecnologias: Alcalinos (AEL), Membrana de intercambio de protones (PEMEL),
Estado sélido o alta temperatura (SOEL) y Membrana de intercambio aniénico (AEMEL) [8].

El electrolizador alcalino es una tecnologia bien establecida en el mercado y es consi-
derada una tecnologia madura. Se destaca por no utilizar catalizadores de metales nobles
(bajo costo de capital) y se mantiene estable durante una vida 1til muy larga (a menudo su-
perior a 100000 horas) [65]. Histéricamente, los sistemas han mostrado un comportamiento
dinamico deficiente, con una flexibilidad de carga limitada, debido a que han sido utilizados
principalmente para un modo de uso continuo en un entorno industrial [65]. Por el contrario,
el electrolizador PEM esta emergiendo rapidamente y entrando en despliegue comercial. Son
relativamente pequenos y poseen un tiempo de respuesta dindmica mas rapida, haciéndolos
potencialmente mas atractivos que los electrolizadores alcalinos en areas urbanas densas y
preferidos para el acoplamiento con energia renovable variable [19][18]. Los principales incon-
venientes son la durabilidad (relacionada con la pérdida del catalizador y la vida 1til de la
membrana) y el costo, en parte debido a que los catalizadores consisten en costosos metales
del grupo del platino [65]. Los electrolizadores de estado sélido (SOEL) en la actualidad solo
se implementan a escala de kW, aunque algunos proyectos de demostracion alcanzan mayores
capacidades [8]. A diferencia de los anteriores, estos operan a alta temperatura (700-850 °C)
y pueden operar en modo inverso, generando electricidad a partir del hidrégeno como celda
de combustible (SOFC). Se caracterizan por poseer una eficiencia extremadamente alta (>
80 %) y ser particularmente ttiles en industriales donde el calor residual se puede reciclar,
como la fabricacién de combustibles sintéticos [65][18]. Sin embargo, el mayor inconveniente
de SOEL es que la operacién a alta temperatura conduce a tiempos de puesta en marcha
prolongados y una respuesta lenta [65]. Finalmente, los electrolizadores AEMEL son la tltima
tecnologia en aparecer con solo unas pocas empresas comercializandola, con un despliegue
limitado [8]. El potencial de AEMEL radica en la combinacién de un entorno menos hostil
que los electrolizadores alcalinos con la simplicidad y eficiencia de un electrolizador PEM

[8]. Permite el uso de catalizadores no nobles, componentes libres de titanio y, al igual que
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con PEM, el funcionamiento bajo presién diferencial [8]. Sin embargo, la realidad es que la
membrana AEMEL tiene problemas de estabilidad quimica y mecanica, lo que genera perfiles
de vida 1til inestables [8].

La electrolisis puede contribuir a la estabilidad de la red a corto plazo: muestra que la
planta podria funcionar con tan poca frecuencia como el 50 % del tiempo sin elevar el LCOH
por encima de su nivel de modo de carga base. El tiempo de inactividad podria utilizarse

para participar en los mercados de equilibrio o capacidad [13].
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2.7. Competitividad de los electrolizadores

En esta seccion se dard especial énfasis a las tecnologias de electrolizadores que ya se
encuentran en comercializacién y disponen del respaldo cientifico suficiente para justificar su

escalamiento, es decir, los electrolizadores alcalinos y PEM.

Para una compresién mas expedita de los beneficios que ofrece el tipo de tecnologia y
su modo de uso, se introducen algunos conceptos. En lo que refiere a este trabajo, Factor de
Planta o de Capacidad (CF, siglas en inglés) se define como la produccién de electricidad real
dividida por la produccion de electricidad maxima posible de una central eléctrica, durante
un periodo de tiempo dado, usualmente un ano [27]. El CF permite que los expertos a la
energia examinen la confiabilidad de varias plantas de energia, dado que depende de factores
como los tiempos de mantenimiento, intermitencia, vertimientos y pérdidas de energia [66].
Béasicamente, mide la frecuencia con la que una planta esta funcionando a méxima potencia.
Una planta con un factor de capacidad del 100 % significa que est& produciendo energia todo
el tiempo. Por lo general, las unidades que funcionan todo el tiempo se consideran “carga
base”, las unidades que funcionan a niveles intermedios (en términos de horas por ano) se
consideran “intermedias” y, finalmente, las unidades que solo funcionan unas pocas horas al

ano (generalmente menos de 1000) se consideran “picos” [27]:

Generacion Real 100 FEotal (2.2)
Generacién Maxima Posible Prae - 365 days - 24 hours/days ’

CF [%] =

P,... = Capacidad maxima por hora en MW.

Eiotar = Generacién real total en un ano en MWh.

Ligado a lo anterior, un equipo se encuentra en Operacién en Carga Parcial (OPL,
siglas en inglés) cuando funciona en condiciones distintas a las de disefio, usualmente en
funciéon de un porcentaje de la capacidad nominal [67]. Los equipos suelen probarse en
OPL para determinar el desempeno y flexibilidad del sistema para manejar el uso de la
energia en carga parcial, cuya habilidad serd denominada Eficiencia en Carga Parcial (PLE,
siglas en inglés) [68]. En lo que refiere a este trabajo, un buen funcionamiento a carga
parcial significa que la eficiencia nominal del equipo no experimenta una caida significativa
cuando la carga disminuye [69]. Es importante evaluar el PLE debido a que con ciertas

tecnologias se hace imposible, mas costoso o inseguro operar bajo ciertos niveles de carga [70].
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2.7.1. Conexién y suministro de energia

Dentro de las posibles configuraciones de los electrolizadores, se destacan tres, dife-
renciandose principalmente por la forma en que se suple la electricidad requerida para el

proceso (Figura 2.23) y, por ende, el modelo de negocio.

R0DUCCION
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Generacion en el sitio =)

Electrolisis

Y
ON-GRID /*
ELECTRICIDAD
DE LA RED .

Electrolisis
SOLUCION
HiBRIDA
Electrolisis

Fig. 2.23: Modelos de produccién [14]. Adaptado al espanol.

» “Off-grid” o Dedicado: La generacién renovable (una o més plantas de energia) se
dedica exclusivamente a una instalacién de electrolisis, sin conexién a la red eléctrica.

Esto podria ocurrir en dreas con alta disponibilidad de recursos naturales [14].

e Ventajas y desafios: La produccion de hidrégeno verde estd garantizada, ya que,
al ser un proyecto desconectado de la red eléctrica y exclusivamente alimentado
por una planta de cardcter renovable, el suministro eléctrico es 100 % limpio [25].
Sin embargo, invertir en la infraestructura para producir la electricidad y el bajo
factor de planta que tendria el electrolizador producto de un suministro eléctrico
solo en las horas que la planta intermitente opere (alrededor de un 30 %) presentan
los principales desafios [25]. Este tipo de conexién permite evitar los costos de

electricidad y no aplican costos de conexion a la red eléctrica como el peaje troncal
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o el cargo por potencia [25]. Por otro lado, el no tener relaciones con el sistema
eléctrico limita su capacidad como aporte de flexibilidad a éste, dificultando usos
del hidrégeno con fines de almacenamiento o re-electrificacién a la red [25]. Fines de
este tipo implicarian la necesidad de un sistema de prondstico en la disponibilidad
de hidrégeno verde por parte del operador del sistema y una coordinacién entre
las partes para definir el despacho y la confiabilidad de éste como generadora de
electricidad [25].

= “On-grid”: La electrélisis esta conectada a la red y consume electricidad como cualquier
otra industria intensiva en energia. La electricidad se puede comprar en el mercado

mayorista o mediante contratos de compra de energia (PPA, siglas en inglés) [14].

e Ventajas y desafios: El suministro de electricidad esta practicamente garantizado
con un factor de planta cercano al 100 %, se evitan los costos de inversion aso-
ciados a la generacién de ésta pero se asumen costos de electricidad mas elevados
en horarios punta [25]. Sin embargo, la compra al mercado mayorista no asegura
que la electricidad provenga de fuentes renovables (por lo que no se puede atribuir
como “verde”) y en el uso de los PPA se requeriria que el suministro de electrici-
dad sea respaldado por generacién renovable [25]. Ademds, este tipo de conexién,
como demandantes de electricidad, conllevan las mismas normas y reglamentos a
los que estan sujetos los consumidores del sistema, y por ende, actian bajo indi-
caciones del operador eléctrico (Coordinador Eléctrico Nacional). Esto implica un
efecto de doble filo, donde si bien los electrolizadores han demostrado ser equipos
versatiles que pueden pasar a ser consumidores activos o flexibles, con una alta
capacidad de respuesta a las necesidades que posea el operador del sistema [7] y
abre la oportunidad de nuevos servicios complementarios y remuneraciones adi-
cionales, una operacion 6ptima del sistema bajo la perspectiva del operador puede
contradecirse con criterios deseados del inversionista, que siempre apuntard a una
utilizacion plena del electrolizador y no a una subutilizacién bajo el diseno que
éste predispuso, dado que es esencial que una planta de produccion de hidrégeno
cuente con una alta utilizacion del electrolizador, para que asegure su viabilidad
econémica [25]. Es importante mencionar que este tipo de conexién si aporta con
los desafios de una matriz energética renovable y puede hacer uso del excedente

de generacion.

= Hibrido: El electrolizador esta conectado a una o més plantas de energia renovable y
también a la red [14].

e Ventajas y desafios: Esto permitiria a la instalacion continuar la produccién cuan-
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do las plantas de energia no estdn disponibles y vender el exceso de electricidad
si la produccién renovable excede la demanda de electrolizadores [14]. Este tipo
de conexién permite una optimizacion en el suministro de la energia, aumentando
el factor de planta (dependiendo del caso > 70 %) combinando los horarios de
bajo costo de la electricidad en la red o con PPA en los horarios de alto costo
de la misma, con los horarios donde las generadoras renovables dedicadas operan
eficientemente [25]. Sin embargo, la incertidumbre del modelo aumenta a la hora
de decidir cuanto invertir en cada opcién y la regulacion necesaria para lograr

visualizar todos los beneficios que traerfa consigo este tipo de modelo [14].

2.7.2. Flexibilidad

La flexibilidad estd, en su mayor parte, garantizada por generadores despachables ca-
paces de ajustar su salida hacia arriba y hacia abajo. Los operadores del sistema activan los
generadores despachables, dependiendo de su flexibilidad y su costo marginal de produccion
[13].

Los cambios menores en el voltaje o la frecuencia pueden proporcionar estabilidad a
la red en particular [13]. Con ese fin, los operadores del sistema pueden confiar en ciertos
generadores que tienen compromisos, con un mercado de capacidad o mediante acuerdos
bilaterales con el operador del sistema, para ajustar su producciéon hacia arriba o hacia
abajo, a pedido, en un marco de tiempo dado y de acuerdo con una tasa de aumento definida.
Conocidos como servicios auxiliares, estas reservas de capacidad suelen ser al menos iguales
a la potencia nominal de la planta de energia mas grande de un sistema de energia [13].

Para satisfacer las necesidades de equilibrio y abordar cambios mas predecibles en la
demanda, como un aumento matutino, los operadores del sistema recurren a las plantas,
segin sus costos de operacién marginales [13]. Las centrales eléctricas de carga base estan
disenadas para funcionar a plena potencia en todo momento, aunque todavia tienen cierto
grado de flexibilidad (Nuclear, carbdn, etc), mientras que las centrales eléctricas de mérito
medio operan de forma discontinua siguiendo su clasificacién por orden de mérito (Turbinas
de gas de ciclo combinado) [13].

Para abordar la adecuacion, los operadores del sistema califican las plantas de energia de
acuerdo con la cantidad de energia que se puede esperar que produzcan de manera confiable
en los momentos de maxima demanda. Esta capacidad se mide por el crédito de capacidad
otorgado a cada central [13].

Para mitigar los costos de integracion del crecimiento de las energias renovables varia-
bles, los operadores del sistema deberan recurrir a recursos alternativos de flexibilidad. Esto
sera particularmente crucial para mitigar el crédito de baja capacidad de la energia edlica y

solar fotovoltaica y para monetizar el exceso de electricidad disponible temporalmente para
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evitar la reduccién y el desperdicio (por ejemplo, almacenamiento de energia e interconexio-
nes que cubren areas mas grandes para exportar el exceso de energia y suavizar parcialmente
el efectos de las variaciones climaticas regionales) [13]. Los recursos alternativos son cono-
cidos y ya se estan utilizando en cierta medida (por ejemplo, respuesta a la demanda de la
industria, exportacion e importacién, almacenamiento de electricidad), pero se espera que su
funcion crezca en importancia y su tarea deberia facilitarse mediante la mejora de las reglas
y los procesos del mercado para la gestién del sistema [13].

La electrolisis rentable es el eslabén perdido en la cadena de valor de conversion de
hidrégeno. Aunque la electrdlisis de agua de carga continua es una tecnologia madura, la
necesidad de que los sistemas de electrélisis soporten cargas variables requiere una flexibilidad
significativa y esto ha cambiado el enfoque tecnoldgico [13].

La necesidad de flexibilidad esta haciendo que la tecnologia PEM entre en una alterna-
tiva masiva a los sistemas alcalinos. Esta tltima es actualmente la opcion de menor costo y
la tnica solucién practica para sistemas grandes, pero carece en su capacidad limitada para
responder a los cambios de carga y de un diseno complejo que ofrece un potencial limitado

de reduccién de costos [13].

Fig. 2.24: Flexibilidad de recursos y necesidades de flexibilidad en el sistema eléctrico [13].
Adaptado al espanol.
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Fig. 2.25: Produccion y eficiencia de hidrégeno en funcién del consumo total de energia de
una planta de produccién PEM |[7]

Los electrolizadores PEM son muy flexibles con respecto a la rampa y el rango de carga:
el arranque en frio a maxima potencia es posible en menos de 10 segundos y el rango dinamico
cubre casi toda la escala desde 0% hasta 100 % de carga, con cargas de hasta 300 % posible
en tiempos cortos [37]. Los sencillos procedimientos de arranque y parada, sin necesidad de
purgar gases inertes o de precalentamiento, aumentan ain mas la flexibilidad operativa y

reducen el consumo de energia inactivo [37].
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Fig. 2.26: Tiempos de puesta en marcha de electrolizadores [15]
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Ademas, la operacién transitoria no esta vinculada a una degradacién mas rapida. Este
comportamiento permite operar los electrolizadores PEM de forma dinamica y utilizar efectos
de arbitraje en el mercado spot de electricidad [37]. Esto puede reducir significativamente el
LCOH de la generacién de hidrégeno [37]. Cuando se usa electricidad para electrélisis a lo
largo del precio spot promedio acumulado creciente, junto con la tasa de utilizaciéon anual
respectiva, se puede determinar un factor de carga anual 6ptimo y un precio umbral, hasta el
cual se debe comprar electricidad en el mercado spot para minimizar el LCOH de generaciéon
de hidrégeno [37]. Si el electrolizador pudiera participar en el mercado de energia de control
primario, donde se remunera el suministro de capacidad de control negativo, los costos de
generacion de hidrégeno podrian reducirse atin mas, mientras se brindan servicios auxiliares

al sistema de energfa [37].

2.8. Valor de mercado de los electrolizadores

Con respecto a la factibilidad tecno-econémica del mercado de hidrégeno, si bien ain
existe alta incertidumbre en el comportamiento de éste en un uso intensivo del recurso
(grandes escalas), ya hay estudios que propician mayor claridad con respecto a las sensibi-
lidades més relevantes a tener en consideracion bajo las diversas situaciones y/o supuestos
que puedan darse. Es importante saber bajo qué condiciones el uso de los electrolizadores es
realmente rentable, ya sea en el aprovechamiento de los subproductos de la electrolisis, el

tipo de conexion y tecnologia, asi como los pardmetros con mayor peso econémico.

2.8.1. Subproducto de la electrdlisis: Oxigeno

En lo que refiere a las alternativas de produccién de hidrégeno verde, independiente del
tipo de tecnologia que sea utilizado, el proceso de electrolisis siempre tendra un componente
extra como subproducto en el proceso de obtencién del hidréogeno. Como se observa en la
Figura 2.3, cada 2 moléculas de agua que se sometan al proceso implicaran la produccién de
2 atomos de oxigeno. Este componente tiene amplias aplicaciones industriales y de servicio
[71], como el papel y pulpa para blanqueo y deslignificacién, el vidrio para el enriquecimiento
de hornos, metalirgicas para el enriquecimiento con oxigeno de hornos, quimicas para
reacciones de oxidacion y para incineradores, tratamiento de agua y aguas residuales, corte
y soldadura fuerte con gas de metal, piscicultura, y en especial las aplicaciones médicas con
el contexto pandémico actual, donde los requisitos de alta pureza del oxigeno para usos
médicos puede satisfacerse mediante electrélisis segtin el estandar de pureza establecido por

la Farmacopea de los Estados Unidos (grado USP > 99,0 %) en volimenes [72].
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Dentro de la literatura se puede encontrar el estudio realizado por Ogumerem [73]
mediante 2 criterios de optimizacién en conflicto: (i) la maximizacién del valor actual
neto y (ii) la minimizacién de las emisiones de gases de efecto invernadero. Se evalian 2
escenarios: Cuando el oxigeno (subproducto de la produccién de hidrégeno de las tecnologias
de electrolisis) se ventila a la atmdsfera y cuando el oxigeno se recolecta, comprime y vende
para los ingresos. Los resultados del caso de estudio indican que cuando se recolecta y vende
oxigeno, la produccién de hidrégeno a partir de la electrolisis se vuelve mas econémica y en
términos medioambientales no existe una mejora con relacién al primer caso considerando
una demanda constante de todo el oxigeno producido. Este resultado se puede ver reafirmado
en un estudio realizado por el mismo autor en California [74], que bajo los mismos escenarios,
los ingresos generados por el oxigeno nuevamente aumentaron la rentabilidad de la electroli-
sis. Desde otra perspectiva, Squadrito [72] evalu6 la rentabilidad para una empresa o inversor
que, en lugar de comprar el oxigeno que necesita a un distribuidor externo, autoproduce
este oxigeno para aumentar los beneficios econémicos mediante un electrolizador alimentado
por una central fotovoltaica, asumiendo que el oxigeno es comprimido y almacenado a alta
presién (200 bar) y todo el oxigeno producido se consume dentro de la empresa. El caso
de estudio concluye que en general, salvo algunos casos, la economia de escala tiene un
efecto positivo en la rentabilidad del oxigeno: El Valor Presente Neto (VPN) aumenta con
el tamano del electrolizador. Ademas, indica que el parametro mas importante en la renta-

bilidad del oxigeno esté dado por la variacién en el valor de mercado del distribuidor externo.

Ahora, si bien dentro de la literatura el oxigeno logra mejorar la inversiéon en hidrégeno
verde, desde la perspectiva de éste, la incidencia del precio del oxigeno y del agua en el
LCOH es bastante reducida [10], donde sumado a que el mercado del oxigeno es relativamente
pequeno (especialmente porque la demanda generalmente se abastece en el sitio para evitar
costos de licuefaccién y transporte) [75], se justifica su omisién en la mayoria de los disefios
de cadena de suministro del hidrégeno. Finalmente, es importante destacar que aunque el
oxigeno no forma una pieza fundamental en el mercado de hidrégeno, de todas maneras hay
tendencia a darle un uso al recurso, ya sea en la venta del mismo o en su retroalimentacion
al sistema para otras tecnologias como las celdas de combustible, y por lo tanto implica que

eventualmente se requerird una logistica para distribuir eficientemente este subproducto.

2.8.2. Sensibilidad de los parametros

Segun informacién publicada por IRENA [8], tanto en la tecnologia alcalina como en
PEM, el 55% de los costos de inversién estdan dados por el balance de planta, término que
alude al funcionamiento del electrolizador como el suministro de electricidad, procesamiento

del hidrégeno, circulacion de agua y enfriamiento, mientras que el otro 45% del total
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corresponden al equipo propiamente tal, como la celda electrolitica. Sin embargo, para la
formulacién de escenarios y/o andlisis del comportamiento en la produccién de hidrégeno
verde, es 1til proporcionar informacién sobre qué parametros tienen mayor impacto en
el LCOH al tener cierto grado de variacion, en especial en situaciones con suministro de
electricidad renovable. Para ello, se analiza un estudio ligado al suministro con energia solar

y otro ligado al suministro con energia edlica.

En un estudio dirigido por la GIZ [10] desde una perspectiva de inversién tnica de
hidrégeno (solo la planta electrolizadora, tecnologia PEM), cuyo suministro eléctrico puede
provenir de 2 ofertas de licitacién de energia para clientes regulados: 1) Por medio de un
bloque solar (factor de planta de 30%). 2) Por medio de un bloque de 24 horas, con un
mix renovable (factor de planta de 90 %). Para ello, se desarrollaron 6 escenarios, los cuales
difieren en el costo de inversion del electrolizador, costo que puede ser alto, medio o bajo
y la fuente de energia eléctrica correspondiente, para posteriormente realizar un analisis de
sensibilidad para determinar los factores criticos sobre el LCOH. Los resultados indicaron
que los factores de mayor impacto sobre el LCOH son el precio de la electricidad y el factor
de planta, seguido por el costo de inversion, mientras que la incidencia del precio de venta
del oxigeno y compra del agua es reducida. Ademds, variando el precio de la electricidad
dentro de un rango aceptable para cada modalidad, es posible concluir que cuando el costo
de inversion del electrolizador es alto, es méas conveniente adquirir electricidad a un mayor
precio, pero que permita operar con un mayor factor de planta para rentabilizar la inversion
inicial. Por el contrario, si el costo de inversién se reduce lo suficiente, es mas apropiado
comprar electricidad a menor precio, aunque esto signifique una reduccién significativa del

factor de planta del electrolizador.

En la variante edlica, Yang [76] propone un modelo de diseno de optimizacién general
para una red de suministro de hidrogeno basada en el acoplamiento viento-hidrégeno fuera de
la red (off-grid) para realizar el disefio cientifico de la infraestructura de hidrégeno y estimular
la transicion de la energia del hidrogeno. Dentro de los tépicos que ofrece el estudio, se realiza
un analisis de sensibilidad de los principales impulsores del costo total, variando en 420 %
los 8 parametros de interés. Los resultados indicaron que el parametro més relevante en el
LCOH es la fuente de energia primaria, que en este caso vendria siendo la velocidad del
viento, con variaciones de un 13 % aproximado. Seguido a éste, se encuentra el costo de la
central edlica (9.5%), la eficiencia de los electrolizadores (8 %) y el costo propiamente tal
de los electrolizadores (6.4 %). Finalmente, el LCOH no es sensible a los costos unitarios de
compresores, tanques de almacenamiento de hidrégeno, remolques de tubos y baterias de

almacenamiento de energia.
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El WACC es quizas el factor no técnico mas decisivo en el costo final de cada proyecto
y podria depender del tiempo y la ubicacién. Todas las simulaciones en este estudio se han
basado en 7% WACC como un numero global promedio. Sin embargo, a medida que los
indices de desarrollo y estabilidad mejoren en los paises en desarrollo a largo plazo, su WACC
requerido para inversiones y, en consecuencia, el WACC promedio global podria reducirse.
Ademas, a medida que las tecnologias basadas en energias renovables maduran y se amplian,
los riesgos de inversion disminuyen, lo que en consecuencia reduciria el WACC. Por lo tanto,

se podria esperar un WACC promedio global més bajo a largo plazo [75].

2.8.3. Sobredimensionamiento del electrolizador PEM

Como se menciond en secciones anteriores, la tecnologia PEM destaca en flexibilidad con
respecto a las otras alternativas de electrélisis. Para dimensionar parte de los beneficios que
caracterizan esta tecnologia, CORFO [10] realizé un andlisis donde se estudia la viabilidad
de sobredimensionar un electrolizador tipo PEM para producir hidrégeno en las horas de
bajo costo de la energia solar en Chile, teniendo en consideracion las proyecciones del precio
del diésel y asi establecer los objetivos de precio de hidrégeno competitivo como combustible
para camiones de mineria. Como se observa en la Figura 2.27a, se analiza el comportamiento
del LCOH cuando la electrolizadora posee un factor de planta del 97, 73 y 35% con los
precios de electricidad que corresponden al tipo de conexién aplicado de 52, 47 y 33 $/MWh
(notar que corresponden a los modos on-grid, hibrido y off-grid respectivamente). Se deduce a
partir de la grafica que el sobredimensionamiento del electrolizador es mas eficiente si se logra
producir hidrégeno en momentos de precios de energia mas econémicos (factor de planta 73 %
- hibrido), mientras que producir hidrégeno solo en horarios solares (factor de planta 35 % -
off-grid) no resulta eficiente, dado que el aporte del CAPEX al costo de produccién aumenta
significativamente. El precio de produccion actual es competitivo con el combustible diésel
unicamente en escenarios de precios de diésel alto. Por otro lado, en una situacién futura
en la que se considera una reduccion de CAPEX y un aumento en la eficiencia del consumo
eléctrico del proceso (Figura 2.27b, el sobredimensionamiento es siempre més eficiente si se
logra capturar precios mas econémicos de energia para la produccién de hidrogeno, es decir,
producir solo durante las horas solares se muestra como la inversiéon mas rentable. Ademas,
el objetivo de tener un precio de hidrogeno competitivo con el diésel se alcanza en 2025.

En resumidas cuentas, el poder sobredimensionar los electrolizadores PEM es una he-
rramienta que potencia inversién de gran tamano en sectores con alto potencial renovable,
donde si bien posee un menor grado de utilizacién, la economia de escala amortigua los costos

de produccion y ofrece precios de venta competitivos.
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Produccion  Capacidad nominal  Factorde planta  Inversion total PPA LCOxz actual

kgHo/dia  [kg He/dial %] [MM USD] [USD/MWH] [USD/kgHz]
61,856 ; 100,829,258 36
60,000 82.192 133,.978.245 35
171,429 279,439,595 4
LCOHz: Escenario actual a1
4,1 80
'f; 3,925 - 60
& 2
2 =
T 375 40 g
g =
g =
S 3575 20
35
3.4 0
97% 73% 35%
Factor de capacidad PEM

@ LCOH: actual [US$/kgHz] A PPA [USS/MWh]

(a) Costo nivelado de hidrégeno versus factor de capacidad del elec-
trolizador PEM [10].

Produccion  Capacidad nominal  Factor de planta Inversion total PPA LCOH:2 futuro
kg Ha/dia [kg Ha/dia] [%] [MM USD] [USD/MWh] [USD/kgHz]
61.856 97% 50.348.381 52 32
60.000 82.192 73% 66.901.095 47 31
171.429 35% 139.536.197 33 3,0

LCOEH2: Escenario futuro

33 80
3,2
= 3.2 60
E 47
3 52 3
2 =
g 3,1 r 40 g
: ‘ :
e =
3 3 20
3
2,9 0
97% 3% 35%
Factor de capacidad PEM

@ LCOEH? futuro [US$/kgHz] 4 PPA [US$/MWh]

(b) Costo nivelado de hidrégeno versus factor de capacidad del elec-

trolizador PEM con reduccién de costos y aumento de eficiencia [10].

Fig. 2.27: Resultados factibilidad econémica producciéon hidrégeno escenario actual y futuro.
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2.8.4. Factibilidad tecno-econémica por conexion

Por ejemplo, Liu [77] estudi6 la viabilidad econémica de aprovechar el excedente de
electricidad producida por la energia edlica y solar en China para la produccién de hidrogeno.
En el caso de estudio, bajo el supuesto que los costos de las centrales edlicas y solares no se
incluyen y existe una bateria de litio que amortigua las fluctuaciones, un proyecto de este
estilo es viable mientras el costo de electricidad sea menor a 0.0299 §/kWh y el factor de
planta sea superior al 58 %. Ademads, con analisis de sensibilidad se indica que los costos de
electricidad y transporte son los principales costos operativos anuales, con valores del 55,21 %
y 34,68 % respectivamente. Otro estudio de Espania [78] muestra conclusiones similares,
indicando que la produccién de hidrégeno, mediante electrolizador alcalino o PEM, a partir
del excedente eléctrico de las centrales edlicas ya es competitiva en 2020. Sin embargo, para
el 2018, CSIRO [19] en su ruta nacional del hidrégeno comparé el LCOH de esta modalidad
con respecto al uso on-grid (6.6 $/kg) y off-grid (11 $/kg) en el contexto australiano, donde
si bien el precio de la electricidad es reducida, el factor de capacidad relativamente bajo
(10 % aproximadamente) impulsa el coste del hidrégeno, presentando valores que duplican
el LCOH presentado en los otros 2 casos (26 $/kg). Este resultado se ve respaldado por
IRENA [15], afirmando que si bien la produccién de hidrégeno podria ayudar a reducir los
vertimientos en las redes con una alta proporcién de electricidad renovable variable como
en Chile, es probable que no sea posible producir cantidades significativas de hidrégeno
utilizando exclusivamente electricidad barata o gratuita “de otro modo vertida” si los
electrolizadores funcionan sélo alrededor del 10 % del tiempo o menos. Citando: «Dada esta
tasa de utilizacién, el hidrégeno producido podria no ser competitivo incluso considerando
la electricidad de costo cero. Esto puede cambiar si el costo del electrolizador cae atin mas.
Para que se reduzca el costo de produccion de hidrégeno, los electrolizadores deben tener
una tasa de utilizacion mas alta, lo que no es compatible con la disponibilidad ocasional
de electricidad vertida. Es necesario encontrar un equilibrio entre comprar electricidad en
momentos de precios bajos y aumentar la utilizacién de los electrolizadores. En cuanto a
mejorar la flexibilidad del sistema, existen muchas otras opciones que deberian ser mas
rentables». En general, IRENA [8] explica que con pocas horas de funcionamiento, el coste
de la inversion domina, ya que se reparte entre una menor cantidad de hidrégeno. Esto
podria suceder cuando se usa solo electricidad vertida o se acopla con fotovoltaica sin ningtin
almacenamiento o respaldo. El costo de la electricidad se vuelve dominante a medida que

aumenta el nimero de horas de funcionamiento.
Siguiendo la misma idea, el panorama mundial de las conexiones vistas en la Figura

2.23 puede analizarse a partir del estudio desarrollado por Adam Christensen [1] en 2020,

que realiza un anélisis econémico desde la perspectiva de un desarrollador de proyectos (es
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decir, una empresa o empresas que deseen construir una planta de hidrégeno renovable) en
la Uniéon Europea o EE. UU. y luego lo compara con otras referencias representativas. El
modelo calcula el costo del hidrégeno aproximado (LCOH) considerando una variedad de
flujos de efectivo que afectarian la viabilidad general de una planta de hidrégeno renovable.
Estos flujos de efectivo incluyen: gastos de capital, operaciones y mantenimiento, reemplazo
de electrolizadores, impuestos corporativos (las tarifas son especificas del pais), depreciacién
y costos de materia prima (es decir, electricidad, agua). Asi, en la Tabla 2.1 se muestra
la distribucion de los precios de hidrogeno plausibles entre todas los posibles regiones,

generadores de electricidad renovable y tipos de electrolizadores.

LCOH LCOH LCOH LCOH

Escenario Supuestos CF
EE.UU. 2020 | EE.UU. 2050 UE 2020 UE 2050

Debe pagar
los costos de Prom: 8.81 $/kg | Prom: 5.77 $/kg | Prom: 13.11 $/kg | Prom: 7.69 $/kg
electricidad adicionales

1 - On-grid . 100 %
asociados con

la transmisién Min: 6.06 $/kg | Min: 4.15 $/kg | Min: 4.83 $/kg Min: 3.21 $/kg
y distribucién

No debe pagar
los costos de Teusl Prom: 10.61 $/kg | Prom: 5.97 $/kg | Prom: 19.23 $/kg | Prom: 10.02 $/kg
gual a
electricidad adicionales sua

2 - Off-grid . central
asociados con

abl
la transmisién TEROVADIE | Min: 4.56 $/kg | Min: 2.44 $/kg | Min: 4.06 $/kg Min: 2.23 $/kg

y distribucién

Conectado a la red,
pero solo extrae cuando Prom: 11.02 $/kg | Prom: 5.92 $/kg | Prom: 10.85 $/kg | Prom: 6.08 $/kg

la energia renovable

3 - Vertida 16 %

debe vertirse.
La electricidad vertida Min: 6.1 $/kg Min: 4.75 $/kg | Min: 5.97 $/kg Min: 4.67 $/kg

se considera gratuita

Tabla 2.1: Resumen de LCOH del modelo [1]. Adaptada al espanol.

Se puede observar que dentro de todas las configuraciones tratadas en la simulacién
del caso de estudio (no se especifica la tecnologia), el promedio més bajo tanto en 2020
como en 2050 se encuentra en la conexién on-grid para EE.UU. y en el uso exclusivo del
vertimiento para la Unién Europea, enfatizando que el contexto donde se evalie el sistema
lleva a conclusiones diferidas dependiendo del caso. Ademads, dentro de las comparaciones
realizadas en el mismo estudio, el reporte de Bloomberg New Energy Finance (BNEF) se
destaca por marcar el punto de partida en lo que refiere a 2019, indicando que en el corto

plazo, independiente del tipo de conexion, la tecnologia alcalina va por delante de la PEM.
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Escenario Supuestos Electrolizador CF | Electricidad | LCOH
AEL (Chino) | 91% | 0.1$/kWh | 5.52 $/ke
AEL (Occidente) | 91% | 0.1 $/kWh 6.2 $/kg
PEMEL (Occidente) | 91% | 0.1 $/kWh | 6.82 $/kg
AEL (Chino) | 50% | 0.045 $/kWh | 2.75 §/kg
AEL (Occidente) | 50% | 0.045 $/kWh | 4.03 $/kg
PEMEL (Occidente) | 50% | 0.045 $/kWh | 5.02 $/kg
AEL (Chino) 15% 0 $/kWh 1.13 $/kg
AEL (Occidente) | 15% 0 $/kWh 5.46 $/kg
PEMEL (Occidente) | 15% | 0 $/kWh | 8.62 $/kg
, AEL (Chino) | 51% | 0.0409 $/kWh | 2.53 $/kg

Oft-grid Conectado directamente a un AEL (Occidente) | 58% | 0.0437 $/kWh | 3.72 $/kg
acrogencrador. PEMEL (Occidente) | 62% | 0.0459 $/kWh | 457 $/kg

. Sistema conectado a la red
On-grid . . .
en funcionamiento continuo.

Operando con electricidad proveniente
On-grid/Off-peak P P .
de la red fuera de las horas pico.

Electricidad Produciendo a partir de electricidad

vertida vertida (costo cero).

Tabla 2.2: Resumen de LCOH aplicado en 2019 extraido del reporte de BNEF. Basado en [1]
y adaptada al espanol.

2.8.5. Modelo de negocio: Mercado de hidrégeno v/s Mercado de electri-
cidad

Dentro de las configuraciones a las que se puede optar con fuentes de energia renovable,
es de alto interés poder determinar si es mas rentable utilizar esta energia en el mercado
eléctrico apoyado por almacenamiento de hidrégeno o, por el contrario, enfocar esta energia
en un mercado de hidrégeno y recibir ingresos extra vendiendo la electricidad restante
como actividad secundaria. En el estudio realizado por Xiao [79] se intenta responder a
la disyuntiva, proponiendo un sistema de almacenamiento de hidrégeno edlico-electrolitico
para participar en los mercados de electricidad/hidrégeno para la venta de electricidad
e hidrogeno. En este documento se consideran las incertidumbres de la produccién de
energia edlica y los precios de la electricidad. El andlisis de escenarios se utiliza para descri-

bir la incertidumbre, generando mil escenarios y luego reducir a 50 escenarios representativos.

El objetivo de investigacion de este articulo busca maximizar los ingresos esperados
teniendo en cuenta los riesgos financieros, representado por la venta de electricidad directa-
mente al mercado de la electricidad, y los ingresos esperados del sistema de produccién de
hidrégeno, que vende hidrégeno al mercado de hidrégeno. Ambos mercados asumen precio
fijo de venta. Cuando el factor de riesgo aumenta gradualmente, los ingresos esperados
disminuyen. Bajo diferentes factores de riesgo, la estrategia operativa del sistema de
almacenamiento de hidrogeno edlico-electrolitico también es diferente. Los resultados indican
que cuando hay suficiente energia edlica y el precio de la electricidad es relativamente bajo,
especialmente temprano en la manana y en la noche, el electrolizador consume mas energia

para generar hidréogeno. En cambio, cuando el precio de la electricidad es relativamente alto,
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las salidas de energia edlica se venden directamente al mercado eléctrico.

Ademas, el estudio analiza los ingresos esperados bajo diferentes capacidades de elec-
trolizador, indicando que con el aumento de la capacidad del electrolizador, también se incre-
mentaran los ingresos esperados. Finalmente, este estudio compara 3 casos: 1) Participando
tnicamente en el mercado eléctrico. 2) Participando tinicamente en el mercado de hidrégeno.
3) Participando en ambos mercados. Se concluye que los ingresos esperados en el caso 3 es
superior, por lo que la participacién mixta presenta mayor rentabilidad que dedicarse solo a
uno de los mercados. Ademas, con el aumento del precio del hidrégeno, los ingresos esperados
aumentan en el caso 2 y el caso 3. En comparacion con el caso 3, los ingresos esperados para

el caso 1 y el caso 2 disminuyen en 88,71 % y 5,17 %, respectivamente.

2.8.6. Venta de hidrégeno: Mercado Spot v/s Contrato tipo PPA

Deng y Jiang [80] proporcioné un esquema de planificacion més completo y detallado
para un unico sistema eélico-hidrégeno (el parque edlico ya estd planificado), con el objetivo
de maximizar los ingresos netos del sistema (venta electricidad, venta de hidrégeno y
beneficios ambientales asociados), evaluando su capacidad de produccién de hidrégeno y
realizar sugerencias para la planificacién y dimensionamiento del sistema edlico-hidrégeno
junto con un proyecto de transmision bajo diferentes niveles de demanda de hidrégeno.
El hidrégeno producido a partir de la energia edlica se almacenard en los tanques de
almacenamiento de hidrogeno de alta presion después de comprimido, que se utiliza princi-
palmente para abastecer estaciones de repostaje de hidrégeno. Para satisfacer la demanda
de hidrégeno tanto como sea posible, el hidrogeno restante se puede utilizar para que las
pilas de combustible se regeneren cuando la energia edlica es insuficiente o el volumen de
almacenamiento de hidrégeno alcanza su punto méximo. Si la fuente de energia para la
produccion de hidrégeno proviene completamente de la energia edlica, puede haber algunos
casos en que la demanda de hidrégeno no se pueda satisfacer en tiempo real durante periodos
de produccién de energia edlica insuficiente. En este sentido, el sistema edlico-hidrogeno
puede comprar electricidad de la red para producir hidrégeno a fin de evitar una escasez de

suministro de hidrégeno a corto plazo.

A diferencia de otros estudios econdémicos que asumen la venta de hidrogeno segura y
constante, este modelo propone 2 modos de comercio de hidrégeno: Comercio por contrato
y comercio en el mercado libre. El modo de negociacién por contrato supone que los provee-
dores de hidrogeno firmaran un contrato de un ano con algunas estaciones de repostaje de
hidrégeno. Durante el periodo del contrato, los proveedores deben suministrar hidrégeno a

un precio fijo, que debe satisfacer la demanda de hidrégeno en tiempo real; el mercado libre
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de hidrégeno es similar al mercado de la electricidad, es decir, en un mercado de hidrégeno
con un cierto tamano, el precio del hidrégeno varia con la demanda de hidrégeno, y los
proveedores tienen la libertad de elegir si vender o no el hidrégeno en funcién de la demanda
y precio en el entorno actual del mercado. De este modo, surgen 4 escenarios a evaluar:
1) Produccién edlica - contrato. 2) Produccion edlica - mercado libre. 3) Produccion edlica

asistido por la red - contrato. 4) Produccion edlica asistido por la red - mercado libre.

Los resultados obtenidos en el caso de estudio indican que para el primer escenario, la
aleatoriedad y la intermitencia de la energia edlica provoca una deficiencia de produccion de
hidrégeno en algunos periodos, lo que conlleva a un desajuste de la demanda de hidrégeno
en tiempo real y, por tanto, configurar un sistema de hidrégeno de gran capacidad y
almacenamiento suficiente durante un tiempo prolongado en los momentos que la energia
edlica sea suficiente, para complementar el suministro de hidrégeno. A medida que aumenta
la demanda de hidrégeno, aumenta la inversion del sistema en electrolizadores y tanques de
almacenamiento de hidrégeno, y los ingresos del sistema disminuyen, siendo el escenario que
presentan menores beneficios. Por el contrario, el segundo y cuarto escenario muestran que
cuando el tamano del mercado del hidrégeno se expande, se puede vender mas hidrégeno
y aumenta el beneficio del sistema edlico-hidrogeno, obteniendo los mejores beneficios del
modelo, siendo el cuarto escenario levemente superior al segundo. Sin embargo, con el
aumento adicional de la demanda de hidrégeno, el beneficio del sistema tiende a saturarse.
Ya en el tercer escenario, el modo de produccién de hidrégeno por energia edlica y energia
asistida por red es mas razonable y econémico comparado al primer escenario, evitando la
configuracion de produccién de hidrégeno de gran capacidad y equipos de almacenamiento

de hidrégeno, pero menos beneficioso comparado a los escenarios de mercado libre.

Finalmente, los ingresos de las celdas de combustible por generacién de energia no
pueden compensar su alto costo desde la perspectiva de suavizar la produccién de energia
edlica, haciéndolo antieconémico y presentando capacidades nulas en todos los escenarios.
Estudiando la sensibilidad, se determina que reduciendo el costo y mejorando la eficiencia de
éstos, en el modo de negociacion por contrato tiene leve cabida participando con precios de

servicios auxiliares.

2.8.7. Estudios aplicados a Chile

Los costos de PHES puede variar dependiendo si se realiza en mar, rio, reserva existente
o una reserva. Ademads, en Tarapaca solo se ve la posibilidad de PHES en la costa [81].
Estudio Breyer en Chile. Trabajos cientificos previos aplicados a este pais han conside-

rado al menos el 60 % de la electricidad generada a partir de fuentes de energia renovable y
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no incluyeron los sectores de calor y transporte. El sector del calor se abordé recientemente
con un enfoque en el papel de la tecnologia de calefaccién urbana para la descontaminacion y
descarbonizacién de la contaminacién del aire. Tres de los cuatro estudios de 100 % ER tam-
bién se dirigieron unicamente al sector de la energia. Ademds, esos estudios no han incluido
todo el territorio chileno, y el potencial de ER de la Patagonia chilena no ha sido conside-
rado en el andlisis. El primer estudio 100 % ER para Chile en todos los sectores se publicé
recientemente, pero considerd al pais como un solo nodo de consumo. Ademas, la tasa de
crecimiento anual promedio de la demanda final de energia fue aproximadamente tres veces
menor que la proyeccién del gobierno chileno. Ademads, el potencial de almacenamiento de
energia hidroeléctrica bombeada del pais no se consideré en el estudio [82].

Los sistemas energéticos obtenidos para 2050 como resultado de los dos mejores escena-
rios de politicas de 100 % ER cumplen casi todos los criterios asumidos desde una perspectiva
de sostenibilidad. En este sentido, se encuentra que para el ano 2050 se podria lograr un sis-
tema energético totalmente sostenible para Chile basado principalmente en tres elementos
vitales (desde un punto de vista tecnolégico) y tres habilitadores clave (desde un punto de vis-
ta de costo 6ptimo). Los resultados revelaron los siguientes tres elementos vitales para lograr
un sistema energético totalmente sostenible. El primero fueron los altos niveles de electrifi-
cacién basada en energias renovables en todos los sectores (energia, calefaccion, transporte y
desalinizacién). El segundo fue la flexibilidad, que es proporcionada por una combinacién de
intercambios de electricidad a través de las redes y el acoplamiento de los sectores. El tercero
fue la produccion de combustibles sostenibles, esencialmente basados en PtX, para producir
primero hidrégeno verde y luego gas sintético y combustibles liquidos. Estos elementos vitales
coinciden plenamente con varios estudios aplicadas a diferentes escalas en otras partes del
mundo, y con acciones propuestas por los informes IRENA y REN21. Los tres habilitadores
clave que se han encontrado para la opciéon de menor costo, con el fin de lograr un sistema
energético totalmente sostenible son: tecnologia solar fotovoltaica, interconexion zonal e in-
tegracién sectorial completa. Todos ellos estan en linea con los senalados por Brown et al,
especialmente en lo que respecta a las sinergias entre el transporte por red y el acoplamiento
sectorial que permitan obtener las soluciones de menor costo. La electricidad renovable de
bajo costo y el hidrégeno verde serian el nicleo de un sistema energético totalmente acopla-
do al sector. Esto permitiria obtener un sistema energético mas descentralizado, integrado,
flexible y orientado a la demanda [82].

Con respecto a los altos niveles de electrificacion basada en energias renovables en to-
dos los sectores, la energia solar fotovoltaica seria la tecnologia dominante durante toda la
transicion energética de Chile. En los dos escenarios, donde se logra la defosilizaciéon comple-
ta, la energia solar fotovoltaica (fija inclinada, de un solo eje y prosumidores) contribuiria con

aproximadamente el 86 % de la electricidad total generada para 2050, lo que representa apro-
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ximadamente el 83 % de la demanda total de energia final. La parte restante de la generacién
de electricidad estarfa compuesta por aproximadamente un 6 % de energia hidroeléctrica, un
4% de energfia edlica, un 4 % de energia geotérmica y menos del 1% de bioenergia y CSP. Sin
embargo, nuestros resultados relacionados con la proporcién de generacion de electricidad
renovable difieren con estudios previos de 100 % de ER, donde Chile ha sido incluido en un
nivel continental o global, o el pais fue el caso de estudio. A pesar de que la demanda total
de energia final considerada en nuestro trabajo actual fue mayor que en cada uno de estos
estudios previos, solo Haas et al. mostrd un escenario en el que la contribucion de la energia
solar fotovoltaica estaba cerca del 70 %. Todos los demés trabajos muestran una contribucién
solar fotovoltaica igual o inferior al 50 % [82].

En resumen, nuestro estudio es el primero aplicado a Chile, incluyendo todos los sectores
integrados y contemplando todo el pais totalmente interconectado por seis nodos, y se realizo
con los supuestos de costos mas actualizados para tecnologias relacionadas con la energia
[82].

Los resultados de esta investigacién sugieren que una transformacion tecnolégica, desde
el lado de la oferta, hacia la consecuciéon de un sistema eléctrico totalmente defosilizado en
Chile es factible [82].

Segun los resultados, la energia necesaria para el proceso de desalacion del agua de mar
podria ser suministrada integramente por recursos renovables [82].

El desierto de Atacama y la Patagonia han sido identificados como dos de los mejores
sitios del mundo para producir hidrégeno verde, gas sintético y combustibles liquidos, e in-
cluso productos quimicos. Incluso podria convertirse en un punto caliente para la eliminacion
directa de C'O, como parte de una economia global neta negativa posterior a 2050. Ademas
del hidrégeno verde que se puede utilizar directamente con fines energéticos, es la base para
la produccién de metano sintético, gas natural licuado sintético y diésel sintético, gasolina y
combustible para aviones, basado en el proceso Fischer-Tropsch. Estos combustibles sosteni-
bles basados en PtX son esenciales como sustitutos de los combustibles fésiles utilizados en
el transporte maritimo y aéreo, sin necesidad de cambios tecnolégicos en los modos de trans-
porte. Esto se llevaria a cabo en la segunda mitad del periodo de transicion, lo que permitiria
lograr un sistema energético completamente defosilizado en Chile para el ano 2050. Por lo
tanto, Chile tiene el potencial de contribuir al suministro mundial sostenible de combustibles
basados en energias renovables e incluso a la producciéon de Sustancias quimicas basadas en
energias renovables sostenibles a nivel mundial. Chile también tiene la oportunidad de con-
vertirse en un productor de hidrégeno verde donde este elemento quimico puede ser utilizado
como materia prima industrial para la fabricacion de vidrio, metales, fertilizantes, entre otros
[82].

Alcanzar los niveles de prosumidores de poder que se muestran en los resultados pa-
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rece ser otro desafio. En el caso del segmento de prosumidores fotovoltaicos, el desafio esta
directamente relacionado con el marco regulatorio actual. En Chile, aunque es legal instalar
sistemas fotovoltaicos conectados a la red, estd bajo un esquema de facturacién neta. Si este
esquema se mantiene durante el periodo de transicién, la contribucién de los prosumidores
fotovoltaicos, especialmente del segmento residencial, podria ser significativamente limitada.
Eso repercutiria en la contribucién de este segmento a la descarbonizacion y descentraliza-
cion de un sistema energético totalmente integrado, pero también en su contribucion a la
reduccion de la contaminacién atmosférica en ciudades chilenas con altos niveles de material
particulado [82].

Desde un punto de vista tecnoeconémico, se ha definido un escenario que no tiene
un objetivo de 100% de ER para el 2050 ni costo de emisiones de GEI (el BPS-Un). Esto
es para identificar los segmentos y sectores que son dificiles de abatir. Sobre esta base, se
ha descubierto que los requisitos de combustibles fésiles, especialmente para los modos de
transporte maritimo y aéreo y el segmento de alta temperatura del sector del calor, son los
mas dificiles de modificar. De hecho, la produccién de combustible Fischer-Tropsch no se
considera en los objetivos energéticos actuales del gobierno de Chile. Segin los resultados
del BPS-Un (pero también del CPS), algunos combustibles fésiles se seguirfan utilizando en
el sector energético, pero también mas en el sector del calor para 2050. Esta declaracion
coincide con la parte del objetivo energético actual del gobierno que tiene menos ambicion
de lograr la neutralidad de carbono hasta ahora [82].

En el sector del calor, la transformacion tecnoldgica parece ser un gran desafio en Chile.
Este desafio esta esencialmente relacionado con el costo de inversion y el precio de la energia.
Por un lado, las bombas de calor y los sistemas de calefaccién de distrito tienen altos gastos de
capital en este pais. En el caso de una bomba de calor, seria un desafio mayor para el segmento
residencial, que es el segundo segmento mas demandante de calor del pais pero con menor
poder adquisitivo. De hecho, el segmento residencial es uno de los principales responsables
de las emisiones de material particulado en Chile debido al uso de lena barata y de mala
calidad para la calefaccién. Sin embargo, en el caso de los sistemas de calefaccion de distrito,
muestran un potencial interesante que tiene una doble funcién en Chile (descarbonizacién y
descontaminacién de la contaminacién del aire), donde un plan nacional de calefaccién de
distrito podria alinearse con un objetivo de 100 % de energia renovable. Por otro lado, el
precio actual de la electricidad en Chile ain no es competitivo con otras formas de energia
(como lena y alternativas fésiles) para calefaccién en la mayor parte del pais. La lena es la
opcién de combustible mas barata para fines de calefaccién en la mayor parte del pais [82].

Sin embargo, mas que desafios técnicos o econémicos, parece que las barreras politicas,
institucionales y culturales son los principales obstdaculos para un sistema energético 100 %

renovable. En realidad, y de acuerdo con el tdltimo informe REN21, el apoyo de politicas
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efectivas ha sido clave para el avance de las tecnologias de energia renovable en el sector
eléctrico, mientras que los sectores de calor y transporte han recibido menos atencién politica,
a pesar de que son grandes consumidores de energia. sectores [82].

Los dos escenarios de 100 % de energia renovable proporcionarian sistemas de energia
mas rentables que CPS, a partir de 2035. Para el ano 2050, el costo total anual del sistema de
energia en el escenario CPS seria 3.6 mil millones €, 1.4 mil millones € y 1.8 mil millones €
mas alto que BPS-Un, BPS-100RE y BPS-100RE-HT, respectivamente. Si bien en el BPS-Un
el costo total anual del sistema de energia seria la opcion mas barata, tendria una distincion
crucial de los otros dos mejores escenarios de politicas. Los dos escenarios de 100 % de energia
renovable implicarfan un sistema energético completamente defosilizado para 2050 [82].

Sin embargo, en términos de LCOE, los tres mejores escenarios de politicas no serian
significativamente diferentes. Después de eso, BPS-Un tendria en promedio un LCOE 14 %
més bajo que los dos escenarios de 100 % de ER de 2020 a 2030, y los tres mejores escenarios de
politicas tendrian casi el mismo LCOE de 2035 a 2050. Ademas, estos tres mejores escenarios
de politicas tendria un LCOE mas bajo que el CPS a partir de 2030, alcanzando un LCOE
de aproximadamente un 25 % més bajo que el CPS al final del periodo de transicién [82].

En la EAP, la inversion total seria aproximadamente un 26 % menor que en cada uno
de los dos escenarios de 100 % de ER. Sin embargo, los dos mejores escenarios de politicas
permitirian lograr un sistema energético completamente defosilizado para 2050. Ademas, esto
no incluye los costos ahorrados al reducir el impacto en la salud. En este sentido, de acuerdo
con una de las ideas clave informadas recientemente por IRENA: ”La inversién con bajas
emisiones de carbono valdria la pena de manera significativa, con ahorros ocho veces mayores
que los costos si se tienen en cuenta las externalidades ambientales y de salud reducidas”[82].

En cualquier caso, se puede sugerir implementar tanto un esquema de tarifas de ali-
mentacion (al menos para los prosumidores fotovoltaicos) como promover un costo de capital
promedio ponderado (WACC) inferior al 7 %. Los valores més bajos de WACC pueden hacer
que un proyecto de energia renovable sea mucho mas competitivo, especialmente un proyecto
fotovoltaico, como lo senalaron Vartiainen et al. [130]. Mientras tanto, debido a que Chile
tiene un impuesto de solo 4,5 € / tC'Oqeq, puede ser efectivo aplicar un incremento a los
impuestos actuales a las emisiones de C'Os, siguiendo el llamado de 27 economistas ganado-
res del Premio Nobel [131]. Estas tres sugerencias estan destinadas a acelerar la transicién
energética sostenible en Chile y también a aumentar la contribucion que el pais puede hacer
a la transicion energética sostenible global a través de la producciéon de combustibles basados
en ER y materias primas limpias [82].

En contraste, los dos escenarios de 100 % de ER no solo estan completamente alineados
con la via para limitar el calentamiento a 1,5 ° C, sino que también permitirian a Chile

alcanzar la neutralidad de carbono para 2030. Estos escenarios de politica de 100 % de ER
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también implican que Chile podria convertirse en un pais emisor negativo a partir de 2035
[82].

Sin embargo, desde el punto de vista relacionado con las tres esferas de la sostenibilidad,
lograr un sistema energético totalmente defosilizado es mas importante. Esto seria posible
gracias a una transicién hacia un sistema energético integrado totalmente intersectorial. En
Chile, esto requiere utilizar aproximadamente el 10 % de su potencial de energia renovable
tecnoeconémica disponible para lograr un sistema de energia completamente defosilizado.
Ademas, ese sistema energético serfa méas rentable que el CPS para 2050 [82].

En cualquier caso, un sistema energético mas descentralizado basado en recursos de
energia renovable implicaria algunos impactos socioeconémicos y socioambientales positivos.
Las tecnologias de energia renovable estan mostrando un aumento constante en el niimero
de tasas de empleo. Ademas, la creacién de empleo durante la transicién hacia un sistema
energético 100 % renovable parece muy atractivo. Ademés, ese tipo de transformacién del
sistema energético para 2050 también se indica en un mayor crecimiento del producto interior
bruto. El costo de la salud social y otras externalidades ambientales darian mas informacion
sobre los impactos positivos de una transicion energética totalmente sostenible. Como todos
estos aspectos socioeconémicos y socioambientales no fueron abordados en este estudio, se
sugiere realizar un analisis en profundidad de los mismos. Esto es para comprender de una
manera mas holistica los impactos de la transiciéon hacia un sistema energético totalmente
renovable. Pero lo que es mas importante, para justificar por qué necesitamos acelerar la
defosilizacion del sistema energético para alcanzar los objetivos climéticos para 2050 [82].

Los resultados confirman que lograr un sistema energético totalmente sostenible en
Chile para 2050 es técnicamente factible, y también revelan que este escenario podria ser
méas rentable a partir de 2035 en adelante que el escenario de politica actual para lograr
la neutralidad de carbono. Bajo las dos vias de transicién del 100 % de ER, Chile podria
alcanzar la neutralidad de carbono para 2030 y podria convertirse en un pais emisor negativo
para 2035. Ademas, los dos escenarios de 100 % de ER serian vias consistentes con limitar el
calentamiento a 1,5 ° C, y serfan también implica que se podria lograr un sistema de energia
completamente defosilizado para 2050 [82].

Ademas, llegamos a la conclusion de que es mucho mas importante apostar por una
defosilizacion total del sistema energético en todos los sectores, en lugar de alcanzar la neu-
tralidad de carbono. Ademas de esto, implicaria vias que serian consistentes con los objetivos
del acuerdo de Parfs. Los beneficios de la solucién para cada pais irfan mas alla del medio
ambiente. En realidad, esto también les permitiria alcanzar un sistema energético verdadera-
mente sostenible en sus tres esferas, lo que podria ayudarnos a todos a alcanzar una economia
global posterior a los combustibles fésiles [82].

la capacidad éptima mds alta de 1,7 a 2,5 Mt NHs / a por 1000 km? se observa en el
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desierto de Atacama, Australia septentrional y occidental, la peninsula arabiga, el Tibet y
la mayor parte de Africa. Para el escenario costero, la capacidad 6ptima disminuye debido a
pérdidas de eficiencia adicionales [83].

Un WACC del 5% es posible en algunas partes del mundo y se espera que mads regiones
adopten un WACC mas bajo a largo plazo a medida que los riesgos de inversion disminuyen
al madurar y escalar las tecnologias basadas en ER. Un cambio absoluto del 2% en el WACC
afectaria el costo de produccién de amoniaco en aproximadamente un 14-15 % en comparacion
con el 7% del WACC en 2030 [83].

2.9. Acondicionamiento del hidrégeno

El almacenamiento y transporte de hidrégeno forman el segmento més maduro de la
cadena, beneficiandose de la amplia experiencia de las industrias quimica y petroquimica en
la utilizacién de hidrégeno [13]. El desafio es, ante todo, econémico. Debido a la muy baja
densidad de energia volumétrica del hidrogeno en condiciones ambientales, el volumen de
hidrégeno gaseoso producido por la electrélisis del agua debe reducirse de alguna manera:
compresion, licuefaccion, absorcion en hidruros metdalicos o conversién. Este paso de acon-
dicionamiento inicial incurre en pérdidas de energia del 5-15% en el caso de la compresién
(dependiendo de los diferenciales de presién), del 25-45 % durante la licuefaccién y del 5-20 %
en el caso de la absorcién, variando segin la capacidad de reciclaje del calor [13]. El acondi-
cionamiento también incurre en costos de capital adicionales. Para minimizar esos costos, es
probable que los electrolizadores que entregan hidrégeno autopresurizado a los sitios de los
usuarios finales sean la opcién preferida [13].

En relacién con los cambios de temperatura y presion, una caracteristica especial del
hidrégeno que debe tenerse en cuenta es su coeficiente de Joule-Thomson negativo: cuando el
aire se expande en condiciones normales, se enfria, un efecto que se utiliza en la licuefaccién
de gases, especificamente en el ciclo Hampson-Linde para el crioenfriamiento de gases [84].
El hidrégeno se comporta de manera muy diferente: se calienta cuando se estrangula su flujo
[84]. Solo por debajo de su temperatura de inversiéon de 202 K (aproximadamente -71 °
C), el hidrégeno muestra un efecto Joule-Thomson “normal” [84]. Por el contrario, para los
componentes principales del aire, el nitrogeno y el oxigeno, la temperatura de inversion es
de 621 K y 764 K respectivamente [84]. De esta manera, para presenciar comportamientos
similares a otros combustibles, el hidrogeno debe ser acondicionado.

Los modos de almacenamiento y transporte estan dictados por el proceso elegido para
densificar el hidrégeno [13]. Los compuestos quimicos obtenidos por reaccién de hidrégeno
con otras moléculas, y capaces de liberarlo en condiciones especificas, se definiran aqui como

portadores de hidrégeno. Se puede hacer una distincién dentro de la clase general de por-
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tadores de hidrégeno entre las moléculas que emiten C'O cuando se libera hidrégeno (por
ejemplo, metanol) y las que no lo hacen, como los portadores de hidrégeno organico liquido
(LOHC) y el amoniaco [64].

Se han propuesto varios sistemas portadores de hidrégeno diferentes y la distincién entre
portador y combustible no esta clara. En este informe, consideraremos una molécula como
combustible si se emplea directamente (por ejemplo, se quema en un motor de combustién)
para la generacién de energia, y como portador de hidrégeno si la molécula se usa para
desacoplar los sitios de produccion y uso de hidrégeno, y el hidrégeno obtenido de la molécula
portadora se utiliza para producir energia. Por lo tanto, se utiliza una molécula portadora
para almacenar hidrégeno y liberarlo en un momento diferente y posiblemente en un lugar
diferente [64]. A los efectos de este informe, los portadores de hidrégeno se definen como
compuestos liquidos o gaseosos que contienen hidrégeno a partir de los cuales se puede liberar
hidrégeno a pedido, lo que permite la distribucién y / o el almacenamiento seguro, eficiente
y econémicamente atractivo de hidrégeno (concebido como un vector de energia). El proceso
requerido para hidrogenar / deshidrogenar el compuesto deberia utilizar la menor cantidad
de energia posible, ser reversible en condiciones practicas y ser economicamente factible. El
compuesto utilizado como vehiculo de hidrégeno debe ser una molécula gaseosa o liquida en
condiciones estandar de presién y temperatura; por lo tanto, ignoramos los hidruros en esta
discusioén [64].

A lo largo de los anos, se han sugerido varias vias de produccion a gran escala de
productos quimicos con hidrégeno verde. Entre estos, los méas relevantes son los relacionados
con una economia de amoniaco y una economia de metanol. También se han considerado
otras moléculas organicas, por ejemplo, acido férmico. El metano también puede considerarse
parte de los productos obtenidos a través de una cadena de conversion de Hydrogen-to-X,
pero debido a su importancia, su papel ya bien establecido como combustible y materia prima

quimica, y su gran infraestructura dedicada actual, serd tratado por separado [64].

ladores de
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Fig. 2.28: Vectores energéticos del hidrégeno para el comercio [16]

La elecciéon entre las rutas de descarbonizacion del amoniaco y el metanol depende del
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pronostico del costo potencial a largo plazo. Cuando se comparan los costos de los dos vectores
uno al lado del otro, el metanol a menudo se considera el vector de menor costo a corto plazo,
mientras que el amoniaco es un vector de menor costo a largo plazo. La diferencia clave en
los costos estd en el costo de la materia prima del nitrégeno (N2) frente al didxido de carbono
(CO9) [58]. El metanol (CH3;0OH o MeOH) y el amoniaco (/N Hj) tienen aproximadamente el
mismo requerimiento de materia prima de hidrégeno de 0.189 kg Hs/kg MeOH y 0.178 kg
Hy/kg N Hj, y costos de energia y capital de produccién similares (en relacién con la escala
de los otros costos), por lo que la diferencia en los costos de produccién se basa casi en su
totalidad en la diferencia en el costo de la materia prima entre el CO; y el N; [58].

La discrepancia entre los precios del metanol a corto y largo plazo se debe al supuesto
aumento del precio de la materia prima de C'O,. El didéxido de carbono estd presente en
muchas corrientes de desechos industriales en la actualidad, pero este CO5 no forma parte de
una cadena de suministro sostenible, ya que se deriva de combustibles fésiles. Utilizar este
CO4 en un proceso como la sintesis de metanol proporciona algin beneficio a la sociedad
a corto plazo, al desplazar algunas emisiones de combustibles fosiles y darle al C'Oy una
segunda vida 1til antes de ser emitido a la atmdsfera [58].

El amoniaco es el portador mas ventajoso solo si el punto de partida para su produc-
cién es la energia renovable y se evitan los combustibles fésiles. Cuando la materia prima
utilizada para la sintesis de portadores de hidrégeno es un combustible fésil, el metanol se
convierte en la alternativa portadora de hidrogeno mas econémica y eficiente, logrando un
mejor rendimiento econdmico (aproximadamente un 25 % més barato) que el amoniaco. La
eficiencia del proceso de metanol también es mas alta que la de la via del amoniaco, pero
solo en caso de que no se tengan en cuenta la captura, el almacenamiento y el transporte de
la captura, el almacenamiento y el transporte de CO, para la sintesis de metanol [64].

Sin embargo, las corrientes de C'Os se volveran intrinsecamente escasas a medio y
largo plazo a medida que la sociedad se descarbonice, y cualquier corriente potencialmente
inevitable”, como las que se encuentran en las plantas de produccién de cemento, serd més
cara [58]. En resumen, las corrientes de C'O5 de bajo costo son abundantes hoy en dia, pero van
a desaparecer rapidamente incluso si las practicas de contabilidad de emisiones permiten que
este metanol de transicién se clasifique como verde. Por lo tanto, la tnica opcién sostenible
y escalable para la generacién de materia prima para metanol Power-to-X es a partir de
tecnologias que eliminan directamente el C'O, de la atmosfera, es decir, recursos biologicos o
tecnologias DAC (Direct Air Capture) [58].

2.9.1. Compresién

El hidrégeno comprimido, denominado CHy, CGHy o GHs, es la técnica de almace-

namiento de hidrégeno méas comun actualmente [57].Desde la produccién hasta el almace-
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namiento intermedio y la distribucién al usuario final, el hidrégeno se maneja a diferentes
presiones de gas. Un tanque de almacenamiento de baja presion funciona solo hasta 50 bar
[84]. Para el almacenamiento intermedio en tanques de alta presién o cilindros de gas, son
técnicamente posibles presiones de hasta 1.000 bar [84]. Solo los recipientes a presién espe-
ciales de acero macizo o compuestos de acero son adecuados para el almacenamiento a alta
presion [84].

El hidrogeno de alta calidad es normalmente un requisito. Por lo tanto, se requiere
un compresor no lubricado para evitar la contaminacién del aceite en el hidrégeno [61].
Los compresores alternativos/de pistén son 6ptimos cuando requieren una alta relacién de
compresiéon (y/o tienen un flujo bajo y grandes variaciones de flujo) [61]. Por lo tanto, el
compresor alternativo es 6ptimo en la mayoria de los servicios de hidrégeno y, por lo tanto,
serd el unico considerado en la estimacién de rendimiento y costo [61].

La pérdida de energia asociada con la compresion, y otros métodos de acondicionamien-
to en general, se manifiestan de dos maneras: En este caso, existe una pérdida eléctrica que
incluye la potencia del eje y la potencia utilizada para operar el sistema de enfriamiento entre
etapas [61], y por otro lado existen pérdidas de hidrégeno en el intercambio entre los pun-
tos de entrega (tipicamente las gasolineras) con el transporte/almacenamiento. La pérdida
provocada por la compresion del hidrégeno asciende al 0.5 % debido a la fuga [85].

Una compresién adiabatica no tiene refrigeracion entre etapas, por lo que representa
las pérdidas maximas. Por otro lado, cuando se habla de una compresiéon isotérmica, se tiene
un numero infinito de refrigeracién entre etapas, por lo que representa pérdidas minimas,
es decir, el compresor es ideal [61]. Para efectos de este informe, se considerarda un consumo
eléctrico intermedio de compresion mecanica multi-etapa, como la presentada en la Figura
2.29.

Al aumentar la presién, también aumenta la demanda de energia por la compresién.
Tedricamente, se requieren 1.05 kWh/kgH, para comprimir hidrégeno isotérmicamente de
20 a 350 bar, mientras que se necesitan 1.36 kWh/kgH, para comprimirlo hasta 700 bar.
Por tanto, la energia necesaria para la compresion no es lineal. En la practica, el compresor
absorbe de 1.7 a 6.4 kWh/kgH,. Ademads, los costos iniciales de los equipos (por ejemplo,
compresores, tanques, tuberfas y vélvulas) aumentan con presiones més altas [57].

El almacenamiento eficiente de hidrogeno se considera una condicién previa importante
para la difusién de la tecnologia de pilas de combustible en el sector del transporte [84].
Dado que el hidrégeno tiene una densidad de energia volumétrica baja, en los vehiculos de
motor se suele transportar en forma comprimida en cilindros presurizados [84]. 700 bar es
ahora la presién de almacenamiento establecida para los turismos [84]. Por el contrario, el
espacio de almacenamiento en los autobuses o camiones estd menos restringido que en los

automoviles de pasajeros. Por lo tanto, los autobuses y camiones pueden utilizar tanques de
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Fig. 2.29: Pérdidas de energia por compresiéon mecanica multietapa de hidrégeno [8]

almacenamiento de alta presion a 350 bar [84].

El costo de operacién de un compresor se puede reducir sustancialmente al mejorar
ciertos parametros [61]. Por ejemplo, el aumento de la presién en la unidad de produccién
de hidrégeno (electrdlisis) tendra un gran impacto en la reduccién del costo operacional del
compresor, ya que, como se observa en la Figura 2.29, la primera parte empinada de la curva
se verfa cortada [61]. Ademds, con el pasar del tiempo la tecnologia puede mejorar aumen-
tando el nimero de etapas de compresion y, por tanto, acercarse a la operacion isotérmica,
aumentando asf la eficiencia del compresor [61]. Ademads, el nivel de presién de varias etapas
también permitird la optimizacién con respecto a la presion de descarga, de modo que el gas
solo se comprima a la presion de descarga actual (la presién de descarga aumentard al llenar
un tanque en un camién/barco y variard si se usa una red de tuberias o un buffer/almacena-
miento) [61].

2.9.2. Licuefaccion

Las moléculas de hidrégeno existen en dos formas, para- y orto-, dependiendo de las
configuraciones electrénicas en los dos atomos de hidrégeno individuales [86]. En el punto
de ebullicién del hidrégeno de 20 K (-253 ° C), la concentracién de equilibrio es casi toda
para-hidrégeno, pero a temperatura ambiente o superior, la concentracion de equilibrio es
25 % para-hidrégeno y 75 % orto-hidrégeno [86]. La conversién no catalizada de orto- a para-

hidrégeno procede muy lentamente, por lo que sin una etapa de conversion catalizada, el
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hidrégeno puede licuarse, pero atin puede contener cantidades significativas de orto-hidrégeno
[86]. Este orto-hidrégeno eventualmente se convertird en la forma para- en una reaccién
exotérmica [86]. Esto plantea un problema porque la transicién de orto- a para-hidrégeno
libera una cantidad significativa de calor [86]. Si el orto-hidrégeno permanece después de
la licuefaccién, este calor de transformacién se liberard lentamente a medida que avanza la
conversion, lo que dard como resultado la evaporacion de hasta el 50 % del hidrégeno liquido
durante aproximadamente 10 dias [86]. Esto significa que el almacenamiento de hidrégeno a
largo plazo requiere que el hidrégeno se convierta de su forma orto- a su forma para- para
minimizar las pérdidas por evaporacion [86]. El calor liberado en la conversién generalmente
se elimina enfriando la reaccién con nitrégeno liquido y luego con hidrégeno liquido [86]. El
nitrégeno liquido se usa primero porque requiere menos energia para licuarse que el hidrégeno,
pero ain enfria el hidrégeno lo suficiente como para alcanzar una concentracion de equilibrio
de aproximadamente 60 % de para-hidrégeno [86].

El hidrégeno liquido (LLH,) se beneficia de tener una presién operativa més baja (10
bar aproximadamente) y una densidad volumétrica mas alta que los tanques presurizados.
Su densidad gravimétrica es mas alta que la de los hidruros metélicos, lo que hace que el
hidrégeno liquido sea la solucién de almacenamiento preferida en la industria espacial para
alimentar transbordadores espaciales [13].

Por otro lado, licuar el hidrégeno es un proceso que consume mucha energia y normal-
mente requiere entre el 25 y el 40 % de la energia quimica del hidrégeno que se licia en forma
de electricidad [13], con un requerimiento energético de estas plantas del orden de 10-12
kWh/kg Hs [64]. La licuefaccion se suele realizar mediante el ciclo de Claude de hidrégeno
(utilizando nitrégeno liquido para el preenfriamiento) [64]. Generalmente, los sistemas de
refrigeracion operan en tres etapas: Primero, un sistema de refrigeracién de propano de tres
etapas enfria el hidrogeno desde la temperatura ambiente hasta aproximadamente -103 ° C;
luego, un proceso de expansion de nitrégeno de multiples etapas enfria mas el hidrogeno, de
-103 ° C a -193 ° C; y, finalmente, un proceso de expansion-compresion de helio de multiples
etapas lo enfria de -196 ° C a -253 ° C [13]. Hoy en dia, las plantas de licuefaccién de hidrégeno
que producen més de 5 toneladas por dia de hidrégeno se consideran a gran escala [64]. Las
plantas de licuefaccién requieren niveles de pureza de hidrégeno en el rango de 10-100 ppm
(dependiendo del contaminante) pero proporcionan hidrégeno de pureza extremadamente al-
ta (< 1 ppm) [64]. En términos operacionales, los costos de licuefaccién de hidrégeno estan
relacionados principalmente con el costo del nitrogeno liquido para el preenfriamiento y la
energia eléctrica requerida para la compresién [64].

Durante la operacién de llenado, el 3,3 % de la masa total de hidrégeno transferida desde
la instalacion de licuefaccion al tanque se ventila debido a la formacién de gas de ebullicién.

Esta cantidad de hidrégeno no se ha considerado un desperdicio ya que generalmente se
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recicla a la planta de licuefaccién [57].

El trabajo de licuefaccion de hidrégeno depende en gran medida de las condiciones de
entrada (presién y temperatura), las condiciones de salida (presién de saturacién y contenido
de parahidrégeno) y la temperatura ambiente [87]. Suponiendo una alimentacién de hidrégeno
gaseoso a 1 bar y 288 K, un producto liquido saturado a 1 bar y el ambiente a 288 K. El
trabajo de licuefaccién ideal resultante es de 3.19 kWh/kgH> si la composicién de salida es el
75 % orto- y el 25 % para-hidrégeno y de 3.78 kWh/kgH, si la composicién esté en equilibrio
[87]. Por tanto, el trabajo de licuefaccién de hidrégeno es grande incluso en términos ideales.
Si la presiéon de entrada es de 20 bar en lugar de 1 bar, como es tipico en varios procesos de
produccién de hidrégeno, el trabajo de licuefaccién ideal es 2.19 kWh /kgH, y 2.77 kWh /kgH,
para los dos casos con y sin conversién [87]. Por tanto, el aumento de la presién de entrada
hasta 20 bar reduce el trabajo de licuefaccion ideal entre un 25 % y un 30 % [87]. Por lo tanto,
el aumento de la presiéon de hidrogeno disminuye la energia solicitada por la licuefaccion
[57]. Sin embargo, para efectos de este informe, los supuestos de la planta de licuefaccién
e hidrogenacién se basan en una presién de entrada de entre 1 bar y 80 bar sin distincion
alguna.

El Informe Nexant 2008 demuestra que la eficiencia de una planta de licuefaccién me-
jora con mayores capacidades de la planta [85]. El estudio IdealHy, en particular, afirmé
una demanda de energia de 6,78 kWh/kgH, a una capacidad de planta de 50 toneladas de
hidrégeno por dia [85].

Se espera que con plantas de mayor escala (> 50 toneladas por dia), los requisitos
de energia podrian reducirse hasta en un 50 % (5-6 kWh / kg H5)[64]. Lo mismo ocurre
con los costes, donde también se espera una reduccién del 50% de los costes (incluidos
CAPEX y OPEX) [64]. Una tecnologia de licuefaccion alternativa, la licuefaccién de hidrégeno
magnetocalérico, promete una licuefaccion de hidrégeno rentable y eficiente porque elimina
los compresores de gas, la mayor fuente de ineficiencia en los licuadores tradicionales del
ciclo Claude, y el uso de nitrégeno liquido para preenfriar el hidrégeno [64]. Sin embargo,

esta tecnologia ain se encuentra en una etapa temprana de desarrollo [64].

2.9.3. Crio-comprimido

Ademas de la compresién o el enfriamiento por separado, los dos métodos de acondicio-
namiento se pueden combinar. Cuando se enfria un gas, de la ley de los gases de Gay-Lussac
se deduce que el volumen de un gas (ideal) mantenido a presién constante se comporta pro-
porcionalmente a la temperatura; en otras palabras, si la temperatura cae en un Kelvin, el
volumen de un gas (ideal) cae en 1/273.15 [84]. Esta relacién también se aplica en principio
a los gases reales [84]. Es por eso que el hidrégeno se enfria primero [84]. Dependiendo de

cudnto se enfrie el hidrégeno, se le conoce como hidrégeno comprimido en frio (por encima
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de 150 K) o hidrégeno comprimido criocomprimido (CcHz). El hidrégeno criocomprimido se
enfria a temperaturas cercanas a la temperatura critica, pero sigue siendo gaseoso [84].
La ventaja de la compresiéon fria o criogénica es una mayor densidad de energia en

comparacion con el hidréogeno comprimido. Sin embargo, la refrigeracién requiere un aporte

de energfa adicional [84].

2.9.4. Amoniaco

El amoniaco (N H[3) es una de las sustancias quimicas més producidas en el mundo. El
amoniaco es uno de los productos quimicos sintéticos mas importantes. Su mayor consumidor
es la industria de fertilizantes. También se ha propuesto el amoniaco como combustible y
como portador de hidrégeno [64]. Actualmente, el método de produccién mas extendido es el
proceso Haber-Bosch [64]. Practicamente toda la produccion utiliza el proceso Haber-Bosch,
que fija el nitrégeno del aire (N2) al hidrégeno [13]. Su quimica bésica (Ny + 3 Hy =;2 N Hj)
ocurre en presencia de un catalizador a alta presién y temperatura [13]. A diferencia de

las refinerias, las plantas de amoniaco no producen hidrégeno como subproducto; dependen

enteramente de la produccién de hidrégeno dedicada [13].
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Fig. 2.30: Proceso de Haber Bosch [17]

El amoniaco se sintetiza a temperaturas cercanas a 500 ° C y presiones de 200 bar
[13] debido a la lenta cinética asociada a la dificil disociacién del nitrégeno molecular en
nitrégeno atémico [88]. En una planta de N Hs, la sintesis de Haber-Bosch en si tiene lugar

en un reactor dentro de un circuito de sintesis [83]. Como el nitrégeno atmosférico (Nz)
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de triple enlace es muy poco reactivo, se requiere la presencia de un catalizador a base de
hierro [84]. El rendimiento del proceso de Haber, es decir, la tasa de conversién de nitrégeno
(N3) a amoniaco (N H3) es modesto, por debajo del 20 %; por lo que se produce un reciclaje
sustancial de los gases que no han reaccionado [84].

El proceso verde de Haber-Bosch para la sintesis de amoniaco utiliza hidrégeno reno-
vable de la electrélisis del agua y nitrégeno de una unidad de separacién de aire (ASU) como
materia prima.

En la industria quimica, los tres métodos principales para obtener gas nitrogeno puro
son la destilacion criogénica, la separacion por membrana polimérica y la adsorcién por cam-
bio de presion. De estos, la purificacién criogénica de nitrogeno representa aproximadamente
el 90 % de toda la produccién comercial. La tecnologia elegida suele estar relacionada con la
capacidad requerida para la aplicacion especifica. La eleccion final de la tecnologia de sepa-
racién es a menudo una compensacion entre los requisitos técnicos y la evaluacion economica
de cada solucion disponible [89].

La separacién criogénica del aire aprovecha la diferencia de puntos de ebullicion en los
tres componentes principales del aire: nitrégeno, oxigeno y argén (respectivamente 77,4 K,
90,2 K y 87,3 K). Las plantas de nitrégeno criogénico o las unidades de separacién de aire
(ASU) han sido desarrolladas durante décadas por la industria, personalizadas y optimizadas
para su uso comercial. El primer problema de flexibilidad es la tasa minima de rechazo
que puede lograr la planta. Si se considera una configuracién de un tren. Por un lado, los
compresores pueden lograr una reduccién del 75% de su capacidad nominal sin reciclar ni
ventilar. Por otro lado, la caja frigorifica es capaz de conseguir una reduccién del 50 % de
su capacidad nominal. Por lo tanto, en caso de requisitos para lograr una reduccién del
50 %, los compresores deben duplicarse (2x50 %) o debe considerarse una configuracién de
tren multiple. Ambos escenarios deberian afectar el costo total de inversion de la unidad. El
segundo problema de flexibilidad es la velocidad de cambio de carga generalmente expresada
como % / min. En el caso de las unidades ASU convencionales, la velocidad de cambio de
carga tipica es de aproximadamente 0,5% / min. Una variacién de carga mdas répida que
aumente esta velocidad de carga afectaria la pureza del nitrégeno y el oxigeno producidos.
Para permitir un sistema mas flexible, se deben adoptar un control de proceso mas avanzado
y un equipo y diseno especificos de caja fria [89].

En este estudio, se considera una temperatura de 480 ° C, entrada de hidrégeno a
presion atmosférica y una presion de trabajo de 150 bar para la unidad de sintesis Haber-
Bosch en conjunto con una unidad de separacién de aire (ASU). La reaccién de produccién de
amoniaco es exotérmica y el calor recuperable neto depende de la configuracion de la planta
[83].

La escala tiene un impacto en el gasto de capital (CAPEX) de una planta de NHj de
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Haber-Bosch [83]. Las plantas modernas tipicas de N Hj a gran escala tienen una capacidad
de produccion de 1000-2000 toneladas de N H3 por dia, y las nuevas plantas estan disenadas
para capacidades que alcanzan las 3000 toneladas de N Hj por dia, equivalentes a 1.000.000
t/ano [83].

El proceso verde de Haber-Bosch para la sintesis de amoniaco utiliza hidrégeno reno-
vable de la electrélisis del agua y nitrégeno de una unidad de separacién de aire (ASU) como
materia prima. Se requieren alrededor de 27 kW de potencia para que el circuito de sintesis
produzca 1 tonelada de amonfaco por dia, y la ASU y la compresién mecénica (MC) requie-
ren alrededor de 3,5 y 1,5 kW, respectivamente (Morgan, 2013). El proceso de sintesis de
amoniaco es exotérmico y va acompanado de una reduccién de la entropia y, por lo tanto,
las bajas temperaturas y las altas presiones tienden a ayudar a que la reacciéon avance ha-
cia la direccién del producto. Sin embargo, el proceso Haber-Bosch se lleva a cabo a altas
temperaturas y presiones (450 ° C y 200 bar aprox) debido a la lenta cinética asociada a la
dificil disociacién del nitrégeno molecular en nitrégeno atémico. Entre muchos candidatos,
el catalizador de eleccion para el proceso de Haber-Bosch es hierro promovido con 6xidos de
elementos del grupo principal, aunque también se han comercializado catalizadores basados
en Ru. Los tdltimos anos han visto la investigacion de nuevos métodos para la sintesis de
amoniaco, incluida la sintesis de amoniaco en estado sélido [88].

La descomposicion o el craqueo del amoniaco es endotérmico y el craqueo activo depende
del catalizador. Por lo general, la descomposicién ocurre a temperaturas de 400 a 700 ° C, pero
para algunos catalizadores, por ejemplo, Ni, necesita temperaturas de alrededor de 1000 ° C.
Una amplia variedad de materiales son ttiles para la descomposicién del amoniaco. Entre los
catalizadores de un solo metal, Ru es el mas activo. Algunos catalizadores binarios y ternarios
como Ni-Pt, NiMo, MoNx, NiMoNx y Co3Mo3N también son prometedores. Las reacciones
de sintesis y descomposicion del amoniaco siguen los mismos principios fundamentales y, por
tanto, son microscépicamente reversibles. Sin embargo, Boisen et al. (2005) encontraron que
los catalizadores éptimos para la descomposicién del amoniaco no son los mismos que los
de la sintesis porque las muy diferentes condiciones de reaccién de sintesis / descomposicién
(como las concentraciones de amoniaco) dan como resultado diferentes rangos de energia
optimos para el paso critico, es decir, la unién de nitrégeno en el superficies de catalizador
[88].

En la actualidad, los hornos eléctricos estan disponibles comercialmente para descom-
poner el amoniaco a pequena escala para producir gas de formacién (mezcla de Hy y N3)
para diversas aplicaciones industriales. Actualmente, no existe una planta de descomposicion
de amoniaco a gran escala para extraer hidrégeno puro del amoniaco. Sin embargo, reciente-
mente, Jackson et al., 2020 disenaron y simularon un reformador de amoniaco a gran escala,

que es un sistema de craqueo convencional, en Aspen Suite para generar 200 toneladas / dia
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de hidrégeno de alta pureza a 250 bar con una eficiencia general de alrededor de 69 %, lo que
se traduce en un consumo energético especifico de alrededor de 40 kWh por kg de hidrégeno.
Para la descomposicion del amoniaco, la eleccion del material del reactor es critica debido al
entorno de reacciéon perjudicial, que puede causar estrés térmico, agrietamiento por corrosion
bajo tension y fragilizacion por hidrégeno en el reactor [88].

Aunque la producciéon de amoniaco esta bien establecida, se estima que la liberacién de
hidrégeno a partir de amoniaco requiere 1,41 MWh / tN Hj, debido a la alta temperatura
requerida para el craqueo térmico (a partir de alrededor de 400 ° C, y con una conversién
completa alcanzable alrededor de 650 ° C). ) y las pérdidas de hidrégeno durante el proceso
de depuracion. Esto implicaria una eficiencia del proceso de alrededor del 76 %. El craqueo
del amoniaco también requiere catalizadores metalicos caros, como el rutenio, si se realiza a
una temperatura més baja. También es posible utilizar metales més baratos como el niquel,
pero esto requiere temperaturas de alrededor de 900 ° C. Recientemente, investigaciones
prometedoras han mostrado potencial para el uso de imidas alcalinas y alcalinotérreas baratas
como catalizadores para el craqueo del amoniaco, con rendimientos cercanos a los del rutenio
[64].

La disociacion del amoniaco es endotérmica y requiere la entrada de calor para que la
reaccion se complete. La entrada de energia total requerida para lograr y mantener la descom-
posicion del amoniaco depende de la velocidad de recuperacién y la temperatura de reaccion.
La tasa de disociacion depende de la temperatura, la presion y el catalizador. La limitacion
tedrica para la temperatura de trabajo més baja viene dada por el equilibrio quimico (es
decir, limitacién termodindmica). Para una descomposicién casi completa del amoniaco (es
decir, una alta tasa de conversién > 99,5 %), esta temperatura es de aproximadamente 430
* C a presién atmosférica. Sin embargo, con respecto al calor de reaccién, la descomposi-
cion endotérmica del N Hj ocurre a altas temperaturas para lograr una alta conversién con
cinéticas rapidas, lo que indica fuertes limitaciones de transferencia de calor [89].

En los sistemas comerciales, el amoniaco liquido almacenado en botellas o tanques de
amoniaco se bombea y precalienta en un intercambiador de calor y un vaporizador luego se
rompe en la unidad principal del horno. En estos sistemas disponibles, el horno a menudo se
calienta eléctricamente mediante elementos calefactores especiales Light Gauge Over-Bend
(LGO). Tipicamente, la disociacién de gas amoniaco a pequena y mediana escala tiene lugar a
temperaturas tan altas como 950 ° C en presencia de un catalizador de niquel especial dentro
del horno calentado eléctricamente. El gas craqueado luego pasa por el intercambiador de
calor para precalentar el gas entrante. Dependiendo del uso final, el gas generado (75 % H,
25% Ns) puede o no someterse a un paso de purificacién final. Hasta ahora, el craqueo de
amoniaco se opera con un catalizador de niquel heterogéneo que requiere al menos 900 ° C

para asegurar la conversion completa de NHjz. En un caso de uso en el que el amoniaco
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se considere un portador de energia, se requiere el desarrollo de craqueadores de amoniaco
eficientes capaces de generar hidrégeno puro. En cuanto a las necesidades de las unidades de
descomposicion de amoniaco verde a gran escala, no existen procesos disponibles o conocidos
para descomponer el amoniaco a escala industrial. La mayoria de las soluciones disponibles
comercialmente ofrecen una solucién de horno eléctrico con una capacidad de produccion que
varia de 1 a 2 TPD. Estas unidades comerciales suelen producir un gas de formacién (mezcla
de Hy y Nj) para diversas aplicaciones industriales y rara vez incluyen pasos adicionales para
producir hidrégeno con la alta pureza necesaria para su utilizacion en pilas de combustible
[89].

Aunque el craqueo del amoniaco es una operacién comun en la industria para producir
un gas de formacién con una composicién tipica de 75% de hidrégeno, 25 % de nitrégeno
y aproximadamente 1000 ppm de amoniaco, hay pocas soluciones técnicas disponibles para
recuperar hidrégeno puro del amoniaco para aplicaciones de almacenamiento de energia.
Para alcanzar el nivel de pureza requerido en la entrada de una pila de combustible PEM
(contenido de N Hj de 0,1 ppm), es necesario desarrollar una unidad de craqueo selectivo
de amoniaco capaz de separar eficazmente tanto nitrégeno como amoniaco. El craqueo del
amoniaco al ser una reaccion endotérmica, se favorece a alta temperatura y baja presion. El
uso de un catalizador de niquel de bajo coste con un craqueador convencional parece ser la
forma mas facil, especialmente si el contenido de amoniaco en el fundente de salida no es una
limitacion. Si se alcanzan tasas de conversién mas altas a una temperatura méas alta, esto
se logra a expensas de la eficiencia energética general; se utiliza amoniaco para calentar la
mezcla de gases dentro del cracker. Los crackers de amoniaco convencionales estan, por tanto,
mas adaptados para la descomposicion a gran escala donde el efecto de la escala puede ser
enorme en los gastos de capital. En lo que respecta al craqueo de amoniaco descentralizado
para la generacién de hidrégeno puro y la aplicaciéon de pilas de combustible; Es de gran
interés operar la descomposicién de amoniaco a una temperatura mas baja para una mejor
eficiencia energética, particularmente si se realiza una operacién de post-craqueo. Por lo
tanto, la mayoria de los esfuerzos de investigacién y desarrollo en este campo estan dirigidos
a encontrar catalizadores adecuados para la descomposicion del amoniaco en condiciones
suaves [89).

El amoniaco, aunque es significativamente menos inflamable que el hidrégeno, es co-
rrosivo para la piel, los ojos y los pulmones y es inmediatamente peligroso para la salud en
concentraciones superiores a 300 ppm. El amoniaco tiene una alta presién de vapor, por lo
que las fugas se vuelven rapidamente gaseosas. Los humanos detectan facilmente el olor del
amoniaco por debajo de 20 ppm, mucho antes de que sea peligroso, lo cual es una ventaja
[58].

Un proceso tipico de sintesis de amoniaco industrial es: Después de la produccién de
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hidrégeno, la alimentacién de nitrégeno e hidrégeno se comprime a 100-450 bar y se combina
con el reciclado. Esta corriente se alimenta al reactor de sintesis de amoniaco a aproxi-
madamente 300-350 ° C en un reactor de lecho miiltiple y la alimentacién se convierte en
aproximadamente 15-20 mol. % De amoniaco con una temperatura de salida de aproxima-
damente 450-500 ° C. Luego, el amoniaco se separa de los gases de nitrégeno e hidrégeno
por condensacién a 20 a 30 ° C aprox. Aproximadamente 2-5% en moles de amoniaco se
retroalimenta al reactor de sintesis de amoniaco con la corriente de reciclo, lo que se debe a
la presién de vapor de amoniaco sustancial en las condiciones de separacién [90].

La eleccion del catalizador tiene poca influencia en la eficiencia operativa del bucle de
sintesis. Sin embargo, las temperaturas y presiones de funcionamiento varian segin la elec-
cién del catalizador. Esto se vuelve especialmente relevante en el funcionamiento intermitente
y de reduccién de escala, ya que las condiciones de funcionamiento més suaves conducen a
menos pérdidas de calor al disminuir el grado de integracion de calor. Ademas, la produccién
de hidrégeno verde implica un cambio en el calor y los flujos de masa en el proceso, lo que
requiere diferentes esquemas de integracién de calor. A menudo se combinan varios catali-
zadores en un solo reactor con diferentes lechos. Normalmente, los reactores de sintesis de
amoniaco son reactores adiabaticos de lecho multiple. Los primeros lechos funcionan a altas
temperaturas (hasta 500-550 ° C), mientras que los lechos posteriores funcionan a tempe-
raturas mas suaves. Por tanto, los catalizadores altamente estables a altas temperaturas se
prefieren principalmente para los primeros lechos, mientras que la actividad en condiciones
suaves es cada vez mds importante para los tltimos lechos [90].

Al reducir la escala, aumentan las pérdidas de calor y aumenta el consumo de energia.
Una planta de amoniaco a gran escala (1000 t N H3 / d aprox) consume alrededor de 2-7 GJ /
t N H3 para presurizacion, calefaccién, bombeo y servicios publicos. A escalas intermedias (3-
20 tNH; / d), este consumo de energia aumenta tipicamente a 13-14 GJ / tNHj. A escalas
de sintesis de amonfaco hasta 5 tNHjz / d, las pérdidas en los procesos de sintesis a alta
presién se deben principalmente a efectos de escala. A escalas muy pequenas (< 0.1 tNHs /
d), incluso se requiere calor para mantener el reactor de sintesis de amoniaco a la temperatura
de sintesis debido a las pérdidas radiales de calor, y la produccién de hidrégeno y nitréogeno
también se vuelve menos eficiente. Por tanto, se requieren condiciones de funcionamiento mas
suaves en el bucle de sintesis para una reduccién de escala eficaz [90].

La energia solar y la energia edlica intermitentes provocan variaciones en el suministro
de electricidad. Por lo tanto, el bucle de sintesis debe poder subir y bajar rapidamente, o
deben instalarse baterias para operar el bucle de sintesis con carga constante. La tltima
opcion es técnicamente factible, pero cara. La aceleracion hacia arriba y hacia abajo se
puede lograr hasta cierto punto variando la relaciéon Hs: Ny dentro del bucle de sintesis. El

nitrégeno se puede utilizar como inerte en el circuito de sintesis cuando hay bajas cantidades
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de hidrégeno presentes. Sin embargo, el amoniaco debe estar presente en el circuito de sintesis
para permitir la condensacion. Al reducirse, el consumo de energia por cantidad de amoniaco
producido puede aumentar drasticamente, aunque se han propuesto estrategias de control
con un aumento minimo en el consumo de energia. Para poner las rampas hacia arriba y
hacia abajo en perspectiva: el tiempo de arranque en frio de una planta a gran escala es
de uno a dos dias. Por lo tanto, se puede considerar el apagado cuando el suministro de
electricidad no estd disponible durante algunas semanas (es decir, mas alla del tiempo de
almacenamiento de una baterfa). Nuevamente, se espera que las condiciones més suaves en
el bucle de sintesis permitan un funcionamiento intermitente con pérdidas de energia mas
bajas. Ademads, la separacién de amoniaco en la fase gaseosa en lugar de por condensacién
puede ser beneficiosa para el funcionamiento intermitente [90].

2.9.5. Combustibles liquidos

Los combustibles sintéticos son productos quimicos con valores calorificos deseables pa-
ra aplicaciones portadoras de energia, que pueden sintetizarse a partir de electricidad, agua
y COs. Son quimicamente similares a sus homdlogos de combustibles fésiles, 1o que amplia
enormemente el potencial de mercado de la electrdlisis. Todas las rutas de energia a com-
bustibles sintéticos (P2S) implican un proceso electroquimico inicial, seguido de una o varias
reacciones cataliticas termoquimicas engorrosas y menos eficientes. Las vias P2S se pueden
dividir en dos grupos, segun el tipo de reaccion termoquimica involucrada: La hidrogenacion
COs sintetiza moléculas simples, como metano o metanol, en un nimero limitado de pasos.
Sin embargo, C'Oy es un compuesto quimicamente estable, por lo que es termodinamicamen-
te desfavorable, que requiere catalizadores de alta calidad para acelerar la hidrogenacion. La
sintesis de cadenas mas largas, como los hidrocarburos liquidos, solo se puede lograr sinteti-
zando metanol como paso intermedio; La hidrogenacién de C'O es mucho maés facil y puede
conducir a la sintesis de practicamente cualquier sinfuente, en particular los hidrocarburos
liquidos, utilizando el proceso Fischer-Tropsh de varios pasos. El gas de sintesis resultante
(CO + Hs) se ha utilizado en plantas de reforma de vapor-metano durante muchos anos. El
obstéculo es producir gas de sintesis de forma clara y con la relaciéon H / C adecuada para
la hidrogenacién [13].

Todos los combustibles sintéticos derivados del agua y C'O, estan compuestos de ato-
mos de hidrogeno, carbono u oxigeno, y también se conocen como combustibles sintéticos
C-H-O. La energia de combustién de CH,O, es igual a 117.2x - 177.35y + 422.5 julios por
mol. Por lo tanto, la relacion H / C x es fundamental: un contenido de Hy mds alto indu-
ce una mayor energia por masa, pero no por volumen, porque los combustibles tienden a
ser gaseosos. El aumento de la relacion H / C en la sintesis de combustible se denomina

hidrogenacion y consume energia. Puede generar hidrégeno adicional a partir del vapor de
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agua; directamente de gas hidrégeno (por ejemplo, de una planta de biogds enriquecida con
hidrégeno); o residuos de carbono en forma de C'O, (como plantas de conversién de carbén
en liquidos). La reduccién de la relacion H / C en la sintesis de combustible se denomina
deshidrogenacion y produce calor. Puede generar carbono adicional en forma de C'O o C'O,
(de una planta de metanizacién, por ejemplo), o desperdiciar hidrégeno en forma de vapor
de agua (por ejemplo, metano a liquido) [13].

O, tiende a reducir el poder calorifico de la molécula por masa, pero ayuda a estabi-
lizar el combustible en forma liquida (de metano a metanol). Los combustibles liquidos son
criticos para el transporte debido a su alta densidad de energia volumétrica. Producidos a
partir de electricidad limpia / renovable y potencialmente biomasa, pueden certificarse como
combustibles limpios / renovables y venderse a un precio superior.

El metanol es probablemente el sincombustible liquido més prometedor, debido a la
facil reaccion de sintesis que implica y su idoneidad como sustituto de la gasolina. Los hidro-
carburos liquidos como la gasolina tienen las mejores propiedades portadoras de energia, pero
son mucho mas dificiles de sintetizar, especialmente de manera descentralizada y a pequena
escala [13].

Los hidrocarburos liquidos como la gasolina, el diesel y el combustible para aviones
son los portadores de energia de mejor rendimiento para el transporte. Tienen la densidad
de energfa volumétrica mas alta de todos los productos quimicos (10 kWh / 1 aprox.) Y
son seguros de manejar en relacién con su contenido de energia. Los hidrocarburos liquidos
son una mezcla de alcanos. Los alcanos son cadenas largas de - C'Hs - que son dificiles de
sintetizar mediante hidrogenacion C'O,. La sintesis de hidrocarburos liquidos a partir de
gas de sintesis (Fischer-Tropsch) o metanol (metanol a gas) es bien conocida. Ambos son
procesos cataliticos de multiples etapas, que implican altos costos de capital y pérdidas de
energfa significativas (63-74 % HHV para hidrégeno a liquidos); y ambos deben operar a gran
escala para beneficiarse de los efectos de escala. El carbon y el gas natural son la principal
fuente de energia para la producciéon de CH sintético, pero no son renovables ni neutrales en
carbono [13].

Las posibles vias para convertir la electricidad en combustibles liquidos son: 1) Hidroge-
nacién de C'O, mediada por metanol en hidrocarburos liquidos, con hidrégeno de electrolisis
y C'O, de cualquier fuente industrial. 2) Gasificacién de biomasa asistida por electrdlisis, con
proceso Fischer-Tropsch o metanol-gas, para enriquecer el gas de sintesis a partir de biomasa
y elevar la relaciéon H / C [13].

El gas de sintesis (CO + Hs) es una mezcla de gas muy valiosa en muchas aplicaciones
y la mejor materia prima para la sintesis de combustibles sincrénicos de H-C-O. Las formas
eficientes de producir gas de sintesis se han examinado durante décadas: el proceso de mayor

eficiencia energética implica la co-electrolisis de C'Oy y HoO vapor a alta temperatura en
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celdas de electrolizador de 6xido sélido (SOEL). La pila SOEL, operada a una temperatura
de 800 ° C, electroliza naturalmente COy y H>O al mismo tiempo, con una eficiencia tedrica
del 100 %. Al variar la proporcién de la entrada COs / H20O, se puede producir gas de sintesis
con la proporcién deseada de H / C, para sintesis liquida de combustible sintético [13].

Siempre que los SOEL se mantengan a alta temperatura, con suficiente aislamiento,
pueden producir gas de sintesis a alta temperatura y presién de una manera muy flexible.
Se estan desarrollando procesos para convertir este gas de sintesis reactivo en combustibles
sintéticos simples, como el metano o el metanol [13].

La idea de producir electrocombustibles (también llamados combustibles sintéticos o
e-combustibles) a partir de precursores respetuosos con el medio ambientegomo el hidrégeno
y el diéxido de carbono capturado tiene la ventaja de explotar partes de la infraestructura
de combustibles fésiles bien establecida actualmente disponible. Se ha defendido como un
primer paso hacia la descarbonizacion del transporte, en particular para los segmentos de
transporte que no pueden electrificarse facilmente, como la aviacion [64].

Los biocombustibles representan un gran recurso potencial con ciertas industrias, como
la aviacion, modeladas con una enorme penetracién en el mercado de biocombustibles, como
el 60% de biocombustible de queroseno para 2050. Sin embargo, los riesgos asociados con
la bioenergia deben gestionarse ya que afectan a los alimentos seguridad, biodiversidad y
degradacion de la tierra. Por lo tanto, es probable que el futuro del suministro biogénico se
vea limitado en el futuro, ya que varios propositos compiten por los recursos bioldgicos, lo
que se considera un riesgo que probablemente aumentara el precio de los recursos biogénicos
[58].

La forma mas accesible de materia prima de C'Oy para el metanol a largo plazo es el
DAC. Las estimaciones para el costo de DAC oscilan entre 600 USD / t C'O, en la actualidad
hasta costos a largo plazo de 94-232 USD / tC'O, para DAC de alta temperatura y 130-170
USD / t CO;y para DAC de baja temperatura. Otras estimaciones incluyen 742 (2020), 466
(2030) y 219 USD / t COy (2050). En comparacién, la materia prima de nitrégeno en el
amoniaco verde representa aproximadamente 20 USD por tonelada métrica de amoniaco,
utilizando tecnologia madura. A menos que se desarrollen tecnologias innovadoras para re-
ducir el coste del DAC, el amoniaco verde tendrd unos costes de produccion de combustible
un 20 % inferiores a largo plazo [58].

La combustion de amoniaco puro presenta varios desafios, a saber, alta temperatura de
autoignicién (924 K), baja velocidad de la llama, limites estrechos de inflamabilidad (15 % -
28 % por volumen en el aire) y alto calor de vaporizacién, todo combinado con altos niveles
de NOx. emisiones (que son extremadamente perjudiciales para el medio ambiente). Para
mejorar las propiedades generales de combustién, a menudo se estudia la combustién de

mezclas de amoniaco con metano o hidrégeno. Otros aspectos técnicos, como la ciencia de
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los materiales y la integridad de los componentes, también deben abordarse antes de que
cualquier sistema se implemente comercialmente. Sin embargo, ahora estan surgiendo nuevas
ideas y conceptos que podrian usar amoniaco directamente en diferentes salidas de energia
[91].

Otra dificultad del amoniaco, como consecuencia de su baja reactividad, es la alta
energia de ignicién necesaria para iniciar su reaccién. Los hallazgos iniciales demostraron
la energia de ignicién considerablemente mas alta del amoniaco que de otros combustibles,
mientras que se observé que la distancia de extincion de las llamas de amoniaco-aire era 3,5
veces mayor que la del propano con limites de operabilidad més estrechos. La alta energia
de igniciéon, combinada con el menor poder calorifico, menor reactividad y temperaturas
reducidas, plantea un desafio para el uso de la molécula en sistemas de potencia y propulsién
[91].

2.9.6. Metanol

En general, la utilizaciéon de C'Oy como precursor tiene el potencial de mejorar el im-
pacto de un proceso, no simplemente secuestrando, al menos temporalmente, las posibles
emisiones de gases de efecto invernadero en un producto quimico, sino también ofreciendo
rutas sintéticas alternativas que pueden caen bajo los objetivos de la quimica verde. Por ejem-
plo, la obtencién de un producto mediante una sintesis que reduzca el uso de disolventes, o
la disminucién del nimero de pasos sintéticos, tendra un valor anadido que no se asocia sim-
plemente a las emisiones de C'O, reciclado. Esto es particularmente cierto para los procesos
cataliticos homogéneos [64].

El metanol es uno de los cuatro quimicos basicos criticos: junto con etileno, propileno
y amoniaco, que se utilizan para producir todos los deméas productos quimicos. Aproxima-
damente dos tercios del metanol se utilizan para producir otros productos quimicos, como
formaldehido, dcido acético y plésticos [92].

El metanol renovable se puede producir utilizando energia renovable y materias primas
renovables a través de dos rutas: El biometanol se produce a partir de biomasa. Las prin-
cipales materias primas de biomasa sostenible incluyen: residuos y subproductos forestales
y agricolas, biogas de vertederos, aguas residuales, MSW y licor negro de la industria de la
pulpa y el papel. El e-metanol verde se obtiene a partir del CO; capturado de fuentes reno-
vables (por ejemplo, a través de BECCS o DAC) y el hidrégeno verde, es decir, el hidrogeno
producido con electricidad renovable. El metanol producido por cualquiera de las rutas es
quimicamente idéntico al metanol producido a partir de fuentes de combustibles fésiles [92].

El uso de metanol como combustible, ya sea solo, en una mezcla con gasolina, para la
produccién de biodiésel, o en forma de metil terc-butil éter (MTBE) y dimetil éter (DME),

ha crecido rapidamente desde la mediados de la década de 2000. Debido a su alto indice de

84



octanaje, el metanol se puede utilizar como aditivo o sustituto de la gasolina en los motores de
combustién interna (ICE). El metanol también se puede utilizar en motores diésel modificados
y vehiculos hibridos avanzados y de pila de combustible. Las pilas de combustible de metanol
directo (MFC) también pueden convertir la energia quimica del metanol directamente en
energfa eléctrica a temperatura ambiente [92].

El DME, producido a partir de metanol por simple deshidratacién, es un gas que puede
licuarse a presién moderada, al igual que el gas licuado de petréleo (GLP). E1 DME como
sustituto del combustible diesel con un indice de cetano alto y que no produce emisiones de
hollin (material particulado [PM]) también ha atraido mucho interés. DME también puede
reemplazar al GLP en aplicaciones como calefaccion y coccién. Se puede mezclar hasta un
20% de DME con GLP sin modificaciones o muy limitadas en el equipo existente. El me-
tanol también se puede utilizar como combustible para producir calor y vapor en calderas
industriales y para la generacién de energia eléctrica en turbinas de gas [92].

El uso de metanol liquido evita la necesidad de costosos sistemas a bordo capaces de
almacenar y transferir gas hidrégeno de forma segura bajo presién extrema (350-700 bar)
en FCV. Hasta la fecha, el metanol es el iinico combustible liquido que se ha demostrado a
escala practica en aplicaciones de transporte basadas en pilas de combustible [92].

El transporte maritimo representa el 80-90 % del comercio internacional. El combustible
marino tradicional utilizado en los barcos es el combustible diesel, que tiene un contenido
relativamente alto de azufre. El metanol, debido a su proceso de produccién, no contiene
azufre y cuando se quema casi no produce PM (debido a la ausencia de enlaces carbono-
carbono) y cantidades bajas de NO,. La conversién de barcos grandes y pequenos existentes
a metanol se puede lograr facilmente a un costo moderado [92].

Para fines de aviacién, el metanol podria convertirse en combustibles de aviaciéon de
tipo queroseno mediante un proceso similar al proceso de conversiéon de metanol en gasolina
(MTG). El metanol en si no suele considerarse el combustible més adecuado debido a su menor
densidad de energia volumétrica en comparacién con el queroseno. Sin embargo, el metanol
podria ser un candidato para aviones hibridos mas avanzados que utilicen una combinacion
de pila de combustible y bateria para hacer funcionar turbofans eléctricos o turbopropulsores
[92].

En la mayoria de las aplicaciones, seria preferible un medio de almacenamiento de
energia liquido como el metanol a uno gaseoso. En el sector del transporte en particular,
serfa muy deseable una transicién de productos derivados de combustibles fésiles liquidos
(gasolina, combustible diesel, queroseno, etc.) a un combustible liquido renovable y sostenible.
Esto permitiria el uso de la infraestructura existente con solo modificaciones menores y a
bajo costo. Las estaciones de servicio que dispensan metanol para automoviles, autobuses y

camiones son esencialmente idénticas a las estaciones de servicio actuales y requieren muy
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pocos cambios en los habitos de los consumidores. En la mayoria de los casos, se pueden
utilizar los mismos tanques. Es posible que se necesiten cambios menores en las lineas de
reabastecimiento de combustible, juntas, etc. para acomodar el metanol. En lugar de gasolina
o diesel, el consumidor simplemente llena su tanque en la estacién de servicio local con un
combustible liquido diferente. La reaccion se opera a temperaturas entre 200 ° C y 300 ° C y
presiones de 50-100 bar. También se estan desarrollando catalizadores capaces de operar en
condiciones suaves [92].

La materia prima de C'O, para la produccion de e-metanol se puede dividir en dos
categorias amplias segin su origen: C'O, de diversas fuentes industriales, incluidas plantas de
energia y fabricas de acero y cemento. En este caso, lo mas probable es que los CO5 provengan
de la quema de combustibles fésiles. C'Oy obtenido de la atmosfera ya sea directamente por
captura directa de aire (DAC) o mediante biomasa. Cuando el CO, de estas unidades se
captura ya sea para almacenamiento o utilizacion, el proceso generalmente se denomina
bioenergia con captura y almacenamiento de carbono (BECCS) o bioenergia con captura y
utilizacién de carbono (BECCU). BECCS, BECCU y DAC permiten un ciclo neto de carbono
neutral en la produccién de e-metanol [92].

Para la sintesis de metanol, la proporcién 6ptima de Hy / CO es cercana a 2. Para
ajustar esta proporcién, parte del CO en el gas de sintesis se convierte con agua en Hs a través
de la reaccién de WGS. Esto también crea un exceso de C'Os, que se separa y generalmente
simplemente se ventila a la atmodsfera. Debido a que la produccion de metanol a partir de
biomasa genera una gran cantidad de C'O,, la tasa de conversion aparente de biomasa en
metanol se reduce. La eficiencia general del carbono en este tipo de esquema es de alrededor
del 50 %, lo que significa que solo alrededor del 50 % del carbono en la materia prima termina
en metanol; el resto esta en el C'O, emitido. Una posibilidad atractiva para aumentar la tasa
de utilizacion del carbono es hacer reaccionar el COs emitido normalmente con hidrégeno de
alguna otra fuente para producir mas metanol. Esto se puede lograr combinando el esquema
de bio-metanol y parte del esquema de e-metanol en un proceso hibrido donde casi el 100 %
del carbono en la biomasa termina como carbono en el producto de metanol. El hidrégeno
se obtiene mediante electrolisis de agua utilizando energia renovable. La eliminacién de las
emisiones de C'O,, 0 en otras palabras, el uso de todo el biocarbono disponible, puede tener
lugar en dos pasos. El primero incluye la inyeccién de hidrégeno para lograr una relacion
Hy/ CO de aproximadamente 2, eliminando asi la necesidad del WGS. El segundo paso es
inyectar suficiente Hy para hacer reaccionar el COs restante en metanol. La combinacion del
proceso convencional de bio-metanol con e-metanol permite utilizar todo el carbono de la
biomasa, aumentando el potencial de produccién de una determinada cantidad de biomasa
de alrededor del 60 % a alrededor del 140 % [92].

La combinacién de produccién de bio y e-metanol en un solo sitio también ofrece claras
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ventajas sinérgicas al ser una fuente de C'O, para la produccién de e-metanol y una fuente
de hidrégeno para la conversién completa del carbono contenido en la biomasa [92].

DAC ofrece una serie de ventajas en comparacion con la captura de fuente puntual.
El aire ofrece una fuente casi inagotable de C'Os sostenible que esta disponible en cualquier
lugar de la tierra. Por lo tanto, las plantas DAC son independientes de las fuentes puntuales
de emisién y podrian ubicarse en cualquier lugar para permitir la captura de C'O, [92].

La reaccién del C'Oy con el hidrégeno es exotérmica (libera energia) y el calor de la
reaccion se puede utilizar para proporcionar otros servicios de la planta, como la destila-
cién. Al depender de la energia renovable fluctuante para producir el Hs necesario, alguna
capacidad de seguimiento de carga para la unidad de produccion de metanol seria ventajosa
y también proporcionaria un importante servicio de almacenamiento de energia para la red
eléctrica [92].

Para la produccién de e-metanol, el proceso es bastante sencillo. Se deben considerar tres
partes principales: 1 generacién de Hs por electrdlisis de agua, 2 captura de C'O, y 3 sintesis
de metanol. La eficiencia general de la produccion de metanol a partir de la electricidad y
el CO,y es de aproximadamente el 50-60 %. Esto se debe en gran parte a la necesidad de
producir hidrégeno a través de la electrélisis del agua [92].

El metanol tiene una serie de ventajas en comparacién con algunos otros portadores de
energfa renovable propuestos, incluidos el hidrégeno, GNC / GNL, amoniaco y baterias. Si el
espacio para la contencion se incluye en la comparacion, la densidad de energia del metanol
es comparable a la del GNL. El amoniaco liquido debe enfriarse a -34 ° C o mantenerse a
una presion moderada. El metanol, por otro lado, no necesita refrigeracién ni presurizacion
porque es un liquido en condiciones ambientales. La densidad de energia volumétrica del
metanol es solo la mitad de la de la gasolina y el diesel, pero aproximadamente tres veces
mayor que el Hy comprimido (700 bar) y dos veces mayor que el Hy liquido. En realidad, un
litro de metanol contiene méas hidrégeno que un litro de H; licuado. Una economia basada
exclusivamente en hidrégeno que se propone a menudo requeriria una inversiéon masiva y la
construccién de una infraestructura costosa y especializada que no existe en la actualidad.
Como combustible liquido, el metanol es relativamente facil de manipular y no necesita
equipos altamente especializados para su transporte, almacenamiento y distribucion. Con
modificaciones menores y econdmicas, la infraestructura actual se puede adaptar al metanol,
lo que permite una transicién sin problemas al uso de metanol renovable. También se pueden
producir equivalentes de gasolina y dié¢sel a base de energias renovables, pero el proceso es mas
complicado y el costo energético es mas alto que el del metanol renovable. El metanol en si se
puede convertir en gasolina mediante el bien desarrollado proceso de conversién de metanol
en gasolina (MTG). Sin embargo, los problemas asociados con la gasolina y los combustibles

diesel como las emisiones de PM, NO, e hidrocarburos también permanecerian. Si bien el
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metanol ya se puede usar ampliamente hoy en dia en los ICE convencionales, también puede
actuar como combustible para hibridos avanzados (metanol / eléctricos) y FCV. En ese caso,
el metanol se transforma en hidrégeno a bordo de un vehiculo; luego se alimenta a una celda
de combustible para cargar baterias en un EV, o para proporcionar propulsién directa en
un FCV. También en este caso, el uso de metanol liquido evita la necesidad de sistemas a
bordo capaces de almacenar gas hidrégeno de forma segura a alta presién (350-700 bar) en
FCV. Hasta la fecha, el metanol es el iinico combustible liquido que se ha demostrado a escala
practica en aplicaciones de transporte basadas en pilas de combustible. Un beneficio adicional
del uso de metanol es que el mismo combustible puede alimentar tanto a los vehiculos ICE
convencionales como a los FCV, lo que lleva a una transicion sin problemas a estos sistemas
de propulsién mas avanzados [92].

Al igual que la gasolina, el etanol y el hidrégeno, el metanol es muy inflamable y puede
provocar explosiones si se almacena o manipula incorrectamente. El metanol también es
toxico y puede ser letal si se ingiere. Puede absorber la humedad de la atmdsfera, lo que
puede conducir a una separacion de fases en mezclas de metanol / gasolina. El metanol es
corrosivo para algunos metales y es incompatible con algunos plasticos, resinas y caucho. Por
lo tanto, siempre deben seleccionarse metales, plasticos y elastémeros compatibles [92].

El costo del C'O, depende en gran medida de su origen y de la cantidad de esfuerzo
requerido para purificarlo y comprimirlo a la presion necesaria para la sintesis de metanol.
El COy que cumple estos requisitos al menor costo, de alrededor de USD 20-30 / t, se puede
obtener de instalaciones que ya producen corrientes concentradas de C'Oy, como plantas de
purificacion de gas natural, fertilizantes y bioetanol. Sin embargo, estas fuentes tienen una
capacidad relativamente limitada. En las plantas de energia, acero y cemento se incurre en
un costo mas alto de entre USD 50 y USD 100 / t de CO, capturado (segin la tecnologia
y la ubicacién) debido a la necesidad de agregar una unidad de captura de carbono. Las
tecnologias para la captura de carbono a gran escala en estas instalaciones son relativamente
maduras, pero atin no se han aplicado a la enorme escala necesaria para el sector Power-to-
X. Otra fuente de C'Os es el aire. Varias empresas estan desarrollando tecnologias DAC. Los
costos siguen siendo altos, del orden de USD 300 a USD 600 / t CO,, pero se espera que
disminuyan sustancialmente a alrededor de USD 50-150 / t C'Oq en el futuro a medida que
se mejore y amplie la tecnologia. El costo del DAC esta relacionado en gran parte con la
concentracion relativamente baja de CO; en el aire [92].

La aplicacién de créditos de carbono también podria reducir sustancialmente el costo
tanto del bio como del e-metanol. En comparacién con la produccion de metanol a partir
de gas natural, se estimé una disminucién en las emisiones de C'Os-eq de aproximadamente
1,6-1,7 t por t de metanol renovable. Esto significa que por cada crédito de USD 1 por t de

COq-eq evitado, se podria esperar una disminucién en el costo del metanol de alrededor de
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USD 1,6-1,7 / t de metanol. Esto significa que, por ejemplo, con un crédito de USD 100 / t
COq-eq, se podria alcanzar una reduccién del costo del metanol renovable de USD 160-170
/ t[92].

La produccion de metanol a partir de CO, v Hs no esta limitada por la tecnologia. Las
tecnologias casi idénticas, probadas y totalmente comerciales que se utilizan para producir
metanol a partir de gas de sintesis basado en combustibles fésiles (TRL 9) también se pueden
utilizar para la produccién de e-metanol. Las tecnologias de electrolisis de agua y captura de
COy también estan disponibles con un nivel de madurez suficiente. Desde el punto de vista
tecnolodgico, es totalmente posible tener una planta de e-metanol del mismo tamano que una
planta de metanol convencional. La dificultad radica principalmente en encontrar la materia
prima necesaria a un costo y capital razonables para construir la planta. Técnicamente, la
produccién de e-metanol no esta limitada por estos factores [92].

La intermitencia y las fluctuaciones en la produccién de energia de la energia solar y
edlica deben gestionarse para permitir que la planta de e-metanol funcione la mayor parte
del tiempo. Para ello, serd necesario desarrollar una red eléctrica robusta y fiable. Podria
imaginarse alguna combinacion de energia solar, edlica, hidroeléctrica y geotérmica, asi como
almacenamiento de energia o hidrégeno. El desarrollo de plantas de e-metanol capaces de
manejar la fluctuacion dindmica en la generacion de energia eléctrica a partir de recursos
solares y edlicos podria resultar ventajoso [92].

El metanol (CH3OH) contiene més dtomos de hidrégeno por volumen que cualquier
otro liquido estable en condiciones normales, lo que lo convierte en un portador de hidrégeno
ideal: el metano y el metanol son compuestos a base de carbono con la relaciéon H / C mas
alta posible , y ambos pueden reaccionar en pilas de combustible. Las economias de metanol
y metano a menudo se denominan alternativas relevantes a la economia del hidrégeno para
los sistemas energéticos del futuro. El metano se adapta mejor a las regiones densamente
pobladas, con una infraestructura de gas natural altamente desarrollada, como Alemania;
mientras que el metanol como portador de energia tiene mas apoyo de China, pero necesitaria
desarrollar una infraestructura dedicada [13].

Uso directo de energia: el metanol como combustible alternativo a los hidrocarburos
derivados del petréleo es limitado en este momento, pero podria tener un gran potencial:
Motores de combustién interna (ICE): el metanol, como el etanol, contiene aproximadamen-
te dos veces menos energia por volumen que la gasolina. Pero el metanol ha recibido mucha
menos atencion en términos de I + D + D, inversién e interés de los medios que el eta-
nol, producto de plantas de biocombustibles de primera generacién. Los biocombustibles de
segunda generacion, a partir de la gasificacién de biomasa, produciran metanol de manera
mas eficiente que el etanol. Es probable que sea preferible una mezcla de etanol, metanol y

petrdleo a usar cualquiera de estos combustibles por si solos en ICE. Combustible doméstico
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para calentar y cocinar: el metanol se quema mas limpiamente que la gasolina y es més seguro
para uso doméstico, porque sus llamas se pueden extinguir con agua. Generacion de energia
(pilas de combustible): las pilas de combustible de metanol estédn disponibles comercialmen-
te a escala MW. Son similares a las pilas de combustible de hidrégeno, pero funcionan con
menor eficiencia. Se estan desarrollando pilas de combustible de metanol reformado de alta
temperatura en un intento por mejorar la eficiencia [13].

Uso indirecto de energia: el metanol también se convierte en otros combustibles liqui-
dos: El dimetiléter (DME) se produce generalmente a partir de la simple deshidratacién del
metanol. El consumo de energia del proceso es marginal, por lo que las plantas de metanol
suelen atender tanto a los mercados de DME como a los de metanol. El DME es un gas en
condiciones normales, pero es muy facil de licuar bajo presurizacién moderada y, a menudo,
se considera un combustible liquido. Tiene excelentes propiedades de combustion, lo que lo
convierte en un sustituto adecuado para el gas licuado de petroleo o el diesel en los vehiculos
(se necesita una modificacién moderada del motor). DME también aumenta la eficiencia de
la turbina de gas. El dcido férmico (HCOOH) es el dcido més simple, en fase liquida, en
condiciones normales. Al igual que el metanol, es un buen portador de hidrogeno, compatible
con las pilas de combustible de acido férmico. A menudo se produce a partir de metanol,
pero se puede sintetizar directamente a partir de C'O; e hidrégeno [13].

Hay tres vias prometedoras de produccién renovable para el metanol que utilizan elec-
trolizadores (proyectos de energia a metanol): 1) Enriquecimiento con hidrégeno del gas de
sintesis producido a partir de la gasificacién de biomasa: una planta de gasificacion de biomasa
a metanol asistida por electrodlisis es una de las formas mas faciles de convertir la electrici-
dad en metanol, manteniendo la neutralidad de carbono; y existen muchas sinergias entre el
electrolizador y la planta de biomasa. 2) Hidrogenacién catalitica de COy en metanol, con
hidrogeno de la electrdlisis del agua: la reacciéon termoquimica de un paso es menos eficiente
que la hidrogenacion de C'O, pero en principio bastante similar. Alcanza la misma eficiencia
que la reaccién de Sabatier para la metanizacion, pero requiere diferentes catalizadores y
presiones mas altas, lo que la hace un poco mas cara. 3) Reduccion electroquimica directa de
C'Oy en metanol, en un proceso de co-electrdlisis de alta temperatura de un solo paso [13].

A diferencia de los portadores de hidrogeno como el metano o el amoniaco, la deshi-
drogenacién de los LOHC da como resultado una corriente de hidrégeno puro (después de
un simple paso de condensacién), mientras que para los demads, el Hy tendria que separarse
del CO, (en el caso de los hidrocarburos) o Ny (en caso de amoniaco). Por tanto, podria
eliminarse un paso del proceso [93].

El almacenamiento de hidrogeno a través de moléculas liquidas implica dos pasos de
reaccion reversibles: hidrogenacién de moléculas pobres en hidrégeno y deshidrogenacion de

moléculas ricas en hidrégeno. El formato pobre en hidrégeno de las moléculas puede ser
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gaseoso o liquido. Los portadores de hidrégeno para el primer caso, como el amoniaco, el
metanol y el acido férmico, también se denominan portadores de hidrégeno “ circulares ”
en la literatura, ya que las moléculas de gas (COs 0 Ny) capturadas de la atmdsfera para
sintetizar los portadores de hidrogeno se liberan. de vuelta a la atmodsfera, formando asi un
circulo. Por el contrario, las moléculas liquidas pobres en hidrégeno son reutilizables durante
el proceso de (des) hidrogenacion reversible (Preuster et al., 2017b). Dichos portadores de
hidrégeno organico se denominan portadores de hidrégeno orgénico liquido (LOHC). Los
LOHC pueden almacenar hidrégeno sin unirse o liberar otras sustancias hacia o desde la
atmosfera y pueden producir hidréogeno puro a partir de la deshidrogenacién después de una
adecuada condensacién. También pueden almacenarse durante un periodo prolongado a gran
escala sin pérdidas y transportarse a larga distancia utilizando la infraestructura existente
para combustibles liquidos. La idea de utilizar LOHC para el almacenamiento estacionario
de hidrégeno a gran escala es todavia relativamente nueva. Sin embargo, la hidrogenacion
de aromaticos y la deshidrogenacién de hidrocarburos ciclicos se realizan a gran escala en
aplicaciones industriales, por ejemplo, en refinerias de petréleo. Por lo tanto, los compuestos
de LOHC, junto con los transportadores circulares de hidrégeno, podrian ser candidatos
potenciales para el almacenamiento estacionario de hidrégeno a gran escala utilizando la

infraestructura bien establecida [88].

2.9.7. Metano

A corto plazo, el potencial de las aplicaciones de energia a gas para contribuir a la
integracién de VRE podria estar limitado a ubicaciones especificas que cumplan con una serie
de requisitos previos. Requiere la disponibilidad local de cantidades significativas de energia
renovable que de otro modo se reducirfa y una infraestructura de gas natural existente con
aplicaciones de uso final bien conocidas [37].

A pesar de incurrir en costos de capital adicionales y pérdidas de energia (del 40 % cuan-
do no se recupera el calor), la metanizacién se considera una forma prometedora de superar
las limitaciones de la proporcion de mezcla. Sin embargo, debido a los enormes requisitos de
C'O del proceso, esta limitado por la disponibilidad de fuentes de C'O, asequibles. La cap-
tura de C'Os del aire consume mucha energia, lo que se traduce en una caida de la eficiencia
del 60 % al 39 %. Como consecuencia, la metanizacion se realiza principalmente reciclando
grandes cantidades de C'O fatales [13].

Histéricamente, el uso principal del hidrogeno ha sido en los procesos de refinacion de
petréleo crudo. De hecho, las refinerias, donde el hidrégeno es un subproducto del reformado
catalitico, han pasado de ser productores netos de hidrégeno a consumidores de hidrogeno. Es
probable que esta tendencia continte. Por lo tanto, el uso de hidrégeno en refinerias que se ha

producido a partir de electricidad renovable podria ser, junto con las mejoras en la eficiencia
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de los motores de combustién interna (ICE), una forma elegante de reducir la intensidad de
carbono de la movilidad. En una linea similar, el hidrogeno se puede utilizar para mejorar
el gas natural para vehiculos a gas natural. Se cree que mezclar hidrogeno con metano y
calibrar los motores para que funcionen con dicha mezcla reduce la contaminacién del aire e
incurre en una pérdida insignificante de rendimiento de potencia [13].

La metanizacién, descrita en la seccion de energia a gas, es una opcion valiosa para
descarbonizar el transporte a gas y estd siendo considerada por varios paises europeos, en
particular Alemania y Suecia. El hidrégeno también podria desempenar un papel similar en
la produccién/mejora de los biocombustibles liquidos. La solucién més sencilla serfa producir
moléculas de cadena corta como metanol o éter dimetilico (DME), que se pueden mezclar
con gasolina y diesel, respectivamente. En casos como estos, la integracion de SOEC de alta
temperatura capaces de co-electrolizar agua y C'O, podria cambiar las reglas del juego. Estas
unidades podrian generar, en un solo paso y dentro de una sola pila, metano o metanol,
que pueden hacer uso de la infraestructura existente. La combinacion de la producciéon de
combustible sintético con hidrégeno de origen renovable no es econémica en este momento,
pero sin duda merece una mayor investigacién para cuantificar las deficiencias y el valor del
hidrégeno como materia prima para la mejora y el reciclaje [13].

Power-to-gas (mezcla y metanizacién) es el eslabén perdido entre los dos principales
vectores de energia: las redes de gas natural y eléctrica. Tal union de la infraestructura de la
red eléctrica y de gas puede catalizar el desarrollo de una industria energética descarbonizada.
Sus cuatro principales beneficios son: 1) Provisién de un sistema de almacenamiento unidirec-
cional para la red eléctrica; A diferencia de los sistemas de almacenamiento convencionales,
P2G no puede reinyectar la electricidad almacenada a menos que esté especialmente configu-
rado para hacerlo: 2) Proporcionar capacidad de transporte de energia adicional para aliviar
la infraestructura de la red eléctrica, que, en general, tiene menos capacidad y es mas cara
que la capacidad de la red de gas. ; 3) Acelerar la transicién a una economia del hidrégeno,
al permitir que la oferta satisfaga una demanda ilimitada; y 4) La descarbonizacién de las
redes de gas natural y la reduccién de la necesidad de importar gas. Se prevé que el metano
desempene un papel cada vez mas importante en los sistemas energéticos del futuro: las reser-
vas mundiales de gas estan creciendo; su combustién es mas limpia que otros hidrocarburos,
reduciendo la contaminacién local; y las centrales eléctricas de gas proporcionan una valiosa
flexibilidad a la red eléctrica [13].

El proceso de conversion de energia en metano hace reaccionar hidrégeno electrolitico
con diéxido de carbono para producir metano [13].

El hidrogeno es tan denso en energia que se necesita mas de cinco veces mas CO, que
H, para sintetizar metano. Este enorme requisito de C'Oy requiere que la ubicacién de los

proyectos de generacién de energia a metano cerca de fuentes industriales de C'O,. También
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se crean grandes cantidades de oxigeno durante el proceso de electrolisis, que también se
puede reciclar. Notablemente, la captura de C'Oy del aire consume mucha energia, lo que
resulta en una caida de la eficiencia del 60 % al 39 % para un proyecto de energia a metano.
Y la eficiencia serd un 1-3 % mads baja, debido al equilibrio de las pérdidas de los componentes
de la planta, la compresién y la transmision. Sin embargo, las pérdidas de eficiencia de los
electrolizadores y los reactores de metanizacién se dan en forma de calor, que se puede reciclar
para mejorar la eficiencia del sistema [13].

El biogas crudo (una mezcla de COy y C'Hy), en lugar de C'O; puro, puede alimentar un
reactor de metanizacién sin la necesidad de separar el CO, y el C'H,. Para los propietarios de
proyectos de energia a metano, los ahorros de costos se logran porque las plantas de biometano
producen un exceso de C'O,, lo que elimina la necesidad de pagar C'O; o eliminarlo del aire.
Para los propietarios de proyectos de biomasa a metano, se mejora la eficiencia de conversién.
El proceso de transformacién del biogés crudo en biometano (C'Hy) antes de introducirlo en
la red es redundante, lo que reduce las pérdidas de energia en aproximadamente un 10 %.
El exceso de calor del reactor de metanizacién se recicla a la unidad de biogas. Si se puede
reciclar todo el calor, la eficiencia de biomasa a biogas aumenta al 85,3 %, desde el 68,7 %.
Para el sistema energético en su conjunto, se optimiza el uso de la tierra, multiplicando por
hasta 2,5 veces la relacién entre la produccién de metano y la entrada de biomasa [13].

La mayoria de las emisiones de C'O, atmosféricas provienen de la combustion de hidro-
carburos en presencia de oxigeno. En los procesos de oxicombustion, O, (a diferencia del aire)
se alimenta para la combustién, y los gases de escape son corrientes puras de C'Os y vapor de
agua, facilmente separables por condensacion. Este proceso se utiliza en iniciativas de captura
y almacenamiento de carbono para detener las emisiones de C'O, de procesos industriales,
como la energia a carbén o las plantas de acero; pero también podria proporcionar COs para
la metanizacién en sistemas combinados de P2G y oxicombustion [13].

Todo el CO, de los gases de combustion de oxi-combustion alimenta un reactor de
metanizacién después de recibir un tratamiento de luz. Tres cuartas partes de todos los Oy
producidos durante la electrolisis pueden reciclarse para alimentar la caldera de oxicombus-
tién, y el diez por ciento del exceso de calor de la metanizacion se puede reciclar a través de
la planta de oxicombustion. Sin embargo, como las plantas industriales de oxicombustion son
grandes, requieren electrolizadores extremadamente grandes. En consecuencia, a corto plazo,
obtener C'O; de la oxicombustién no es una opcion facil [13].

La reaccién de Sabatier (COy + 4Hy j={C H4 + 2 H50) es una reaccién de dos vias, que
tiene lugar en un reactor termoquimico . El porcentaje de hidréogeno convertido en metano
(el rendimiento), en un periodo de tiempo limitado, esta influenciado por el catalizador uti-
lizado y la temperatura del reactor. A temperatura ambiente, Hy y CO, deberian reaccionar

espontaneamente para formar C'Hy, pero la reaccién quimica es muy lenta sin la ayuda de
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un catalizador metdlico, que puede ser costoso. Los mejores catalizadores estan hechos de
niquel, que se recubre con una capa fina sobre un material de soporte mas econémico, lo que
permite el maximo area de contacto posible en relacion con su tamano. La temperatura del
reactor se establece para optimizar el rendimiento de conversion COs - después de que haya
pasado por el reactor una vez. Debido a que la reaccién de metanizacién es exotérmica, el
reactor se calienta y debe enfriarse para mantener la temperatura 6ptima; de lo contrario, el
rendimiento de metanizacién disminuye y, a temperaturas superiores a 500 ° C, la reaccién
comienza a revertirse (reformado de metano). En comparacién con los procesos petroquimicos
tipicos, el rendimiento termodinamico de la metanizacién proporciona un alto rendimiento
a baja temperatura (300 ° C). Esto hace que sea relativamente facil de operar, controlar y
mejorar. Sin embargo, desde un arranque en frio, un reactor de metanizacion termoquimica
de varios MW tardaria alrededor de una hora en alcanzar los 300 ° C y el 90 % de carga, por lo
que se necesitarian amortiguadores de Hy y C'O, para permitir operaciones de metanizacion
continuas a pesar de las fluctuaciones extremas en la carga del electrolizador [13].

La metanizacion catalitica es un proceso termoquimico operado sobre un catalizador a
alta temperatura (entre 200 y 700 ° C) y presiones entre 1 y 100 bar. La reaccién es altamente
exotérmica y la temperatura debe controlarse para evitar la limitacion termodindmica de la
reaccion y la degradacion del catalizador. En aplicaciones industriales a gran escala y para
operaciones continuas, esto se logra con una serie de reactores adiabaticos de lecho fijo y
el enfriamiento intermedio de la corriente entre cada reactor. Sin embargo, los procesos de
energia a gas se implementan a escalas mas pequenas, con operaciones intermitentes, para
las cuales los reactores adiabdticos no son adecuados. La eficiencia energética de la reaccion
quimica es cercana al 80% y la eficiencia energética global de la planta puede mejorarse
mediante la recuperaciéon del calor del reactor y su reutilizacion interna o valorizacién externa
[94].

El metano ya es un producto basico fundamental, tanto en el sector energético como
quimico. Hoy en dia, el metano se extrae principalmente del gas natural y puede conside-
rarse tanto como combustible como como 'materia prima’ para la industria quimica. Se ha
argumentado que tiene la perspectiva de desempenar un papel cada vez més importante en
el transporte, pero también se ha senalado que provoca importantes emisiones de gases de
efecto invernadero si no se produce a partir de biomasa o C'O, secuestrado. La mayor ventaja
del metano sintético es que, al ser practicamente el mismo que el metano procedente del gas
natural, su uso, su infraestructura y por tanto su aceptacién pueden beneficiarse de décadas
de experiencia. Aqui, usamos el término 'metanizacion’ para referirnos al proceso clave detras
de muchas aplicaciones generalmente etiquetadas como 'Power-to-gas’ [64].

Para ser adecuado para su uso en un contexto de Power-to-methane, basado en el uso

de fuentes intermitentes de energia renovable, la operacién dindmica es un parametro clave.
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Deberia ser posible el funcionamiento a carga parcial en un rango de carga del 20 - 100 %.
Ademas, el inicio / parada y la aceleracién hacia arriba y hacia abajo (tasa de cambio de
carga) del proceso es importante en el contexto de Hydrogen-to-X [64].

En el pasado reciente, se ha prestado mayor atencion a la metanizacién como parte del
concepto de conversién de energia en metano, que se centra en la metanizacién de C'Oy por
hidrégeno. La principal ventaja de la metanizacion en este contexto es el hecho de que el
metano sintético se puede utilizar como medio de almacenamiento de hidrégeno renovable,
haciendo uso de la infraestructura de gas actual sin més inversiones. En un futuro, un sistema
de energia méas descentralizado, las unidades de metanizacion a escalas mas pequenas también
podrian tener sentido, y deberian poder funcionar de forma dinamica. Esto tiene implicaciones
para los conceptos de reactores, que deben cumplir requisitos adicionales, como disenos de
reactores escalables y flexibilidad de carga [64].

Tanto la conversion de didxido de carbono como de monéxido de carbono en metano son
procesos exotérmicos. Actualmente, el enfoque principal del desarrollo de procesos se basa en
la conversion de didxido de carbono, para lo cual existen varios conceptos de metanizacion
catalitica. Existen varios tipos de reactores para procesos de metanizacién quimica. Estos
reactores se pueden clasificar segun el tipo de soporte de los catalizadores (p. Ej. Panales o
granulos), el control de temperatura (p. Ej. Isotérmico o adiabético) o el nimero de fases
implicadas en la reaccién de metanizacion [64].

La eficiencia energética del propio proceso de metanizacién catalitica se sitiua actual-
mente en torno al 70-80 %, segun el tipo de reactor, con pérdidas de energia en forma de calor.
La alta temperatura requerida para la metanizacién quimica (al menos 300 ° C) brinda la
oportunidad de integrar y utilizar el calor residual. En el caso de un proceso de produccion en
combinacion con electrolisis a alta temperatura, si las corrientes de calor residual se utilizan
por completo, la eficiencia global, incluida la electrdlisis, podria acercarse al 80 % [64].

Las reacciones altamente exotérmicas implican que el control de la temperatura dentro
de un reactor catalitico es un desafio significativo. Los distintos conceptos de reactores que se
han desarrollado presentan diferentes rutas para una eficiente remocion de calor. Los procesos
técnicamente mds avanzados son los reactores de lecho fijo y los reactores estructurados [64].

Aunque los reactores de metanizacién ya estan disponibles comercialmente, todavia es
necesario investigar para comprender el mecanismo de reaccién real, con el fin de desarrollar
nuevos catalizadores, mejorar los catalizadores de metanizacién actuales y desarrollar disenios
de reactores, asi como modelos de procesos. El control de la temperatura del proceso, las
mejoras de la rentabilidad y la flexibilidad, es decir, el comportamiento de funcionamiento
dindmico cuando se acopla a las fuentes de energia renovables intermitentes, también estan
en el centro de la investigacion. En principio, tanto la metanizacion quimica como la biolégica

reaccionan bien a los cambios de carga, siendo el factor limitante el control del proceso, mas
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que el proceso en si. Deberian ser posibles cargas minimas de alrededor del 10% para la
mayoria de los conceptos de metanizacion, pero para los reactores adiabaticos de lecho fijo,
es posible que sea necesario adaptar el disenio del reactor [64].

Las desventajas de admitir Hs en la red existente es que cualquier usuario que necesite
H; puro (o CH4 puro) necesita separar Hy del CH4, lo cual es caro. Normalmente se aplicara
un PSA para dicha separacion y aqui el gas natural saldra a baja presion y serd necesario

volver a presurizarlo [61].

2.10. Transporte

Las estimaciones de 2019 de la IEA sugieren costos méas bajos para transportar
hidrégeno como amoniaco a largas distancias. Se afirma que el transporte a través de tu-
berias interiores es mas barato a través del hidrégeno comprimido para distancias inferiores
a 1500 km. Por encima de esta distancia, el transporte de hidrégeno en forma de amoniaco
o LOHC (metilciclohexano / tolueno) se vuelve menos costoso, y el amoniaco tiene un costo
marginalmente menor y el amoniaco también es méas barato que el hidrégeno comprimido

para su transmision en tuberfas a distancias de mas de 3500 km [64].

2.10.1. General

Los requisitos de transporte deben tenerse en cuenta porque la elecciéon del acondiciona-
miento y el almacenamiento limita el tipo de transporte que se puede utilizar. La eleccién del
transporte depende de la distancia de transporte, del caudal de hidrégeno y de la distribucion
de los usuarios finales [13].

El transporte por carretera permite la entrega distribuida. El transporte de hidrégeno
comprimido en tanques esta limitado a distancias cortas y bajos caudales. El transporte de
hidrégeno liquido solo puede ser viable para grandes cantidades entregadas a largas distancias
a numerosos lugares, muy probablemente estaciones de servicio. Finalmente, las tuberias
pueden proporcionar una opcion de bajo costo para la entrega punto a punto de grandes
volimenes de hidrégeno. Sin embargo, carecen de la flexibilidad de los vehiculos de carretera
para la entrega distribuida. Ademas, el tendido de tuberias incurre en importantes costos
iniciales que, en vista de la demanda actual de hidrégeno, inhibiran la expansion de las
tuberfas de hidrégeno [13].

La ubicacion de los parques edlicos y solares fotovoltaicos estd limitada por la calidad de
los recursos y tienden a concentrarse lejos de los grandes centros de consumo. En consecuen-
cia, su integracion puede enfrentar problemas de congestién y disponibilidad de transmision
y distribucién. La conversién a hidrégeno permite multiples opciones de transporte, que de-

penden de: 1) dénde tiene lugar la conversion y la transformacion en uso (sitio de produccién,
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sitio de uso final, intermediario) y 2) del portador de energia elegido y la disponibilidad de
redes alternativas (electricidad , gas e hidrégeno) [13].

El hidrégeno, ademas de proporcionar una capacidad inigualable de cambio de tiempo
a largo plazo y a gran escala, también proporciona 2 dimensiones de flexibilidad adicionales:
1) cambio de ubicacién, que puede utilizar no solo la red eléctrica, sino también la infraes-
tructura de transporte de gas e hidrégeno y 2 ) cambio de aplicaciones, que puede unir todos
los sistemas de sub-energia con fuentes de energia principalmente renovables: portadores de
energia, usos finales de energia para el transporte, el calor y la industria [13].

Cada componente dentro de la infraestructura de entrega puede incluir pérdidas de
hidrégeno. Por ejemplo, el hidrégeno liquido almacenado en un recipiente de almacenamiento
bien aislado puede evaporarse y perderse a través de una valvula de alivio de presion. Estas
pérdidas se convierten en variables importantes al calcular el hidrogeno requerido por cada
componente en una ruta y para calcular el caudal de diseno para cada componente [95].

La fuente principal de pérdidas en los componentes de base gaseosa esta relacionada
con el compresor. A medida que el hidrégeno se procesa a través del compresor, pasa por los
sellos o es absorbido por el aceite de lubricacién del compresor. La mayor parte de las fugas
de gases en la infraestructura de las tuberias proviene de vélvulas, accesorios, etc., mas que
del propio acero de la tuberfa [95].

Para los componentes liquidos, hay dos tipos de pérdidas: relacionadas con los com-
ponentes (es decir, pérdidas por licuador); y relacionados con la ebullicién. Por tanto, en la
estacion de dispensacion de liquido y en la terminal de liquido, la existencia de tanques de
almacenamiento de hidrégeno liquido significa que se produciran pérdidas por evaporacion.
En las estaciones de repostaje de hidrogeno liquido, aproximadamente el 6 por ciento del ta-
mano del camion cisterna se pierde cuando el hidrégeno se descarga del camién. Esta pérdida
se produce debido a la dificultad de mantener inicialmente una temperatura suficientemente
baja en el sistema de transferencia, lo que conduce a una pérdida significativa. Podria haber
una opcién en la estacion de reabastecimiento de hidrégeno liquido para usar un compresor
para recuperar las pérdidas de hidrogeno, pero se encontré que esta opcion tenia un costo
prohibitivo. No se pierde hidrégeno durante el llenado del camién de reparto de hidrégeno
liquido porque se supone que la terminal de carga esta coubicada con un licuador, y cualquier
pérdida simplemente se recicla a la entrada del licuador [95].

Debido a la naturaleza de los combustibles, la carga (y descarga) son procesos muy
criticos que deben ejecutarse con las maximas precauciones de seguridad. Cualquier fuga
es critica. Debe asegurarse de que todos los sistemas / tanques de carga se vacien para el
oxigeno antes de exponerlos a los combustibles. Cualquier purga con gas inerte para eliminar
el oxigeno debe ventilarse posteriormente para evitar la contaminacién del combustible con

gas inerte. La purga del tanque se puede evitar si el tanque solo se usa para un tipo de fluido
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y el tanque se mantiene a una ligera sobrepresion para evitar la entrada de aire. Esto es
comun para los tanques de remolque de tubo de CH,. Si se carga con liquido refrigerado /
criogénico, el sistema / tanques de carga deben estar preenfriados o la carga debe ser lenta
para evitar aumentos incontrolados de presiéon y gradientes de temperatura inseguros. Debido
a los puntos de ebullicién bajo cero a presion atmosférica del GLP, NH;, DME y Hs, los
liquidos refrigerados que ingresan a los tanques y tuberias que se encuentran a temperatu-
ra y presion ambiente comienzan a hervir inmediatamente. La ebullicién y la evaporacion
continuaran hasta que los materiales alcancen la temperatura del liquido. Esta ebullicion
inicial provocara un rapido aumento de presion en el sistema de carga. La presion alcanzada
dependera de la cantidad de liquido y del calor disponible para la evaporacion. Por lo tanto,
se debe tener cuidado de introducir liquido en tanques no refrigerados con la suficiente lenti-
tud para evitar un aumento de presion incontrolado. La ebullicion inicial también provocara
un enfriamiento local de la estructura del tanque, con el riesgo de tensiones térmicas de los
materiales. El enfriamiento por aspersion es esencial para cargas muy frias [61].

Mientras que el compresor / bombas de llenado se usa para transferir el combustible
desde la unidad de produccién a la unidad de transporte, el compresor / bomba de vaciado
se usa para transferir el combustible desde la unidad de transporte a la unidad receptora.
Los compresores / bombas de vaciado pueden reemplazarse por gravedad para combustibles
liquidos [61].

Sin embargo, al disenar una infraestructura, es importante notificar que la transferencia
de gas o combustible licuado de un buque a otro hereda las siguientes pérdidas: 1. Pérdidas
por compresién / bombeo: especialmente la compresién es compleja y puede heredar pérdidas
mayores a medida que la presién desciende. el lado de succién, y aumentar en el lado de
descarga, mientras se vacian y llenan los recipientes. 2. Pérdidas por enfriamiento: necesidad
de enfriar el material del nuevo recipiente de almacenamiento [61].

Si la temperatura del combustible transportado es diferente de la ambiente, habra
algunas pérdidas menores debido a la interaccion del calor con el entorno. Por lo tanto, si
el combustible transportado estda mas frio que el ambiente, es necesario agregar energia para
mantenerlo frio. De lo contrario, se producira algo de vaporizacién / ebullicién [61].

La energia eliminada por la licuefaccion es la energia necesaria para enfriar hasta el
punto de ebullicién mas la energia necesaria para la condensaciéon. Para NH, LPG y DME;, la
energia eliminada por la condensacion es el término dominante. El NH y DME normalmente
se producen como liquidos enfriados, por lo que este paso no es necesario [61].

La ventaja del transporte por carretera es la flexibilidad y la capacidad de recolectar y
entregar en casi cualquier lugar, asi como un CAPEX bajo. El camién de carretera es mas

adecuado para distancias relativamente cortas y para voliumenes més pequenos [61].
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2.10.2. Camién con remolque de hidrégeno gaseoso

El costo nivelado de transporte por tanques comprimidos se compone de costos iniciales
(compresor, tanques y camiones) y costos variables (combustible, conductores y mantenimien-
to). Los costos variables aumentan linealmente con la distancia y se ven significativamente
afectados por el tiempo de espera, cuando el tanque se almacena en el sitio del cliente. Du-
plicar la frecuencia de entrega reduce los costos nivelados hasta una cierta distancia, cuando
el costo operativo adicional se vuelve demasiado alto. Debido a la cantidad limitada de
hidrégeno transportado, esta opcion no seria adecuada para el suministro de grandes estacio-
nes de servicio, lo que requeriria un ntimero excesivo de viajes de entrega de camiones por dia.
Se estan realizando investigaciones para aumentar la capacidad de los camiones mediante el
uso de tubos mas grandes, mas ligeros y mas robustos, hechos de materiales compuestos. Se
estan investigando varios disenos, como cilindros de alta presién (hasta 700 bar) que evitarian
la necesidad de compresores en el sitio de uso final (por ejemplo, estaciones de servicio) y
criocompresién (una combinacién de hidrégeno refrigerado y comprimido) [13].

A corto y medio plazo, es probable que el hidréogeno comprimido sea la soluciéon predo-
minante. No obstante, el costo nivelado de la entrega de hidrégeno depende en gran medida
del disenio del proyecto (tamano del proyecto, distancia de transporte, tipo de transporte,
ete.) [13].

2.10.3. Camion con remolque de hidrégeno liquido

El hidrégeno liquido se beneficia de unos costes de transporte operativos mas bajos que
el transporte de hidrégeno comprimido, lo que permite un transporte de mayor distancia.
Se puede transportar seis veces mas hidrégeno en forma liquida, lo que hace que los costos
variables de esta forma de transporte, como los costos del conductor y del combustible, sean
seis veces mas bajos por unidad de hidrégeno transportado. Un largo alcance de transporte
no solo es necesario en los casos en que se produce hidrégeno en un sitio remoto, sino también
para la entrega distribuida desde una planta de hidrégeno centralizada a multiples sitios de
consumo de hidrégeno, como una red de estaciones de repostaje de hidrogeno distribuidas en
un area amplia. . Sin embargo, el costo de licuefaccién solo puede justificarse si la produc-
cién de hidrégeno es muy grande. Al igual que en el caso del almacenamiento criogénico de
hidrégeno, el principal desafio para el transporte de hidrégeno liquido reside en la etapa de
licuefacciéon. Las plantas de licuefaccion, que requieren una inversién inicial muy alta, tienen
efectos de escala significativos tanto en los costos de capital como en la eficiencia energética.
Aunque el hidrégeno liquido se volveria mas atractivo si aumentara la demanda de hidrogeno,
es poco probable que desempenie un papel importante a corto plazo para el hidrégeno produ-

cido a partir de excesos temporales de electricidad producida a partir de fuentes de energia
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renovables [13].

Durante el viaje, el hidrégeno criogénico se calienta, lo que hace que aumente la presion
en el contenedor. El hidrégeno evaporado se extrae del contenedor, normalmente en la estacion
de llenado, y se suministra para otro uso o se vuelve a licuar [84].

La formaciéon de BOG (Boil-Off Gas) se ha contabilizado como una pérdida cuando la
L H, se transfiere del camion cisterna a la gasolinera Dewar, ya que el gas expulsado se dispersa
en la atmosfera y no se puede recuperar. Cuando el Hy fluye a través de la bomba de LHs, se
forma BOG y se considera desperdiciado nuevamente. La cantidad de H; ventilada debido a
la entrega al Dewar y las pérdidas de la bomba varia segin el tamano de la instalacion. Para
las pequenas estaciones de servicio comerciales (< 1000 kgH, / dia), las pérdidas de BOG
son el 15,4 % de la LH, bombeada, mientras que para las grandes estaciones de servicio (>
1.000 kgH, / dia) estas pérdidas se estiman en el 5,9 % del combustible bombeado [57].

Por tanto, el suministro de hidrégeno liquido es mas dificil de estimar, ya que las pérdi-
das de hidrégeno pueden ser inducidas por ebulliciéon asi como por el propio procedimiento.
Segun el Informe Nexant 2008, la ebullicion durante la entrega del remolque estd regulada a
cero, pero el hidrégeno hervido se pierde durante el proceso de descarga y representa el 6 % de
las pérdidas en la estacion de servicio. Un compresor adicional podria recuperar el hidrégeno
perdido, pero el proceso de recuperacion seria demasiado costoso. Ademads del proceso de
descarga, el tanque de almacenamiento de liquido provoca la ebullicién en la estacién. Los
supuestos van desde el 0,25% / dia hasta el 0,5% / dia. En conjunto, valores de entre 0 %
y 6 % parecen razonables y, como tal, elegimos pérdidas del 3% para la estacion de servicio
[85].

2.10.4. Gasoductos

En teoria, el transporte por gasoductos requiere una compresion inicial, pero esto a
menudo es innecesario, ya que el gas generalmente ya se ha comprimido para su almacena-
miento. Sin embargo, se necesitan menos estaciones de compresion de las que se requieren en
la transmision de gasoductos naturales a lo largo de las tuberias de hidrégeno para impulsar
el flujo de gas, ya que la menor viscosidad del hidrégeno da como resultado menores pérdidas
por friccion. La construccion de tuberias es costosa pero, como resultado de las economias
de escala, el costo nivelado de transporte por unidad de hidrégeno es relativamente bajo
para un alto rendimiento de hidrégeno. Por lo tanto, las tuberias son la opcién més bara-
ta para transportar grandes cantidades de hidrégeno para abastecer la demanda continua.
Su volumen interno también puede actuar como almacenamiento intermedio para gestionar
pequenas fluctuaciones en las tasas de inyeccién y extraccién de hidrogeno. Debido a que
la inversion inicial representa la mayor parte del costo nivelado, las tuberias son dificiles de

justificar econémicamente para operaciones discontinuas o periodos de transicién (es decir,
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cuando la demanda no es alta o lo suficientemente regular) [13].

El gasoducto es el modo mas seguro de transporte de combustibles fluidos. Las tuberias
de larga distancia deben cumplir con altas exigencias de seguridad, confiabilidad y eficiencia.
Si se mantienen adecuadamente, las tuberias pueden durar indefinidamente sin fugas. Las
fugas importantes que ocurren normalmente son causadas por danos de excavaciones cercanas
o por corrosion causada por un funcionamiento incorrecto. La tuberia normalmente esta
equipada con algun sistema de detecciéon de fugas. En caso de que se detecte una fuga, las
vélvulas de aislamiento y los respiraderos asociados se instalan con frecuencia (cada 10-20
km) para que la fuga se pueda aislar, ventilar y reparar sin tener que vaciar toda la tuberia
[61].

El compresor de refuerzo son subestaciones de compresor / bomba a lo largo de la
tuberia que aumentan la presién para compensar la caida de presion a lo largo de la tuberia
[61].

En la medida de lo posible, las tuberias deben ser subterraneas ya que: 1 Mitigacion del
riesgo: la instalacién subterrdnea reduce la probabilidad de danos / vandalismo y el riesgo
de explosién en caso de fuga. 2 La temperatura es menos variable: esto reduce la expansién
y la contraccién del material de construccién. Ademads, la preparacién para el invierno no
es necesaria si el punto de congelacion es inferior a 0 © C. 3 No desfigura la naturaleza y es
menos propenso a protestar [61].

La pérdida de energia se produce como resultado de la pérdida por friccion del fluido
(caida de presién) en las tuberfas. La pérdida por friccién es una funcién importante de
la velocidad del fluido. Por lo tanto, la velocidad de diseno 6ptima es una compensacion
entre el costo de capital (didmetro de la tuberia) y el costo operativo (energia de bombeo /

compresién [61].

2.10.5. Barcos

Teniendo en cuenta la edad media de la flota de buques existente y la vida 1til técnica de
los buques grandes y muy grandes, es decir, de 25 a 30 anos, existe una necesidad urgente de
habilitar un entorno centrado en fomentar la inversion en buques sin carbono y combustibles
renovables, en particular hidrégeno verde. Los combustibles de energia renovable parecen
ser los combustibles renovables méas prometedores, en particular el e-amoniaco. A medida
que el costo de la energia renovable continia cayendo y los costos de electrolizadores y
almacenamiento de hidrégeno caen progresivamente, el amoniaco renovable se convertira en
la columna vertebral para descarbonizar el transporte maritimo internacional a mediano y
largo plazo. El motor de amoniaco que se espera esté listo en 2023 sera un hito clave para
desbloquear el uso de amonfaco renovable en los préximos aflos [96].

Los escenarios IRENA exploraron el potencial de estos dos combustibles renovables en
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el sector del transporte maritimo internacional y el papel que cada uno puede tener en el
camino hacia un sector descarbonizado en 2050. Sin embargo, el escenario IRENA 1.5 ° C
presenta al amoniaco renovable con una participacién 4.5 veces mas significativa que el del
metanol renovable. A diferencia del amoniaco, la utilizacién de metanol requiere pequenas
modificaciones en el motor, una clara ventaja de este combustible renovable. Sin embargo,
la produccién de metanol renovable requiere carbono libre de COy como materia prima. Los
costos relacionados con el C'Oy como materia prima resultan en un mayor costo del e-metanol
en comparacién con el e-amoniaco. Sin embargo, si los costos de la tecnologia DAC y BECCS
caen significativamente en la préxima década, es posible que el metanol en lugar del amoniaco
se convierta en el combustible de eleccion [96].

La participacion en 2050 del GNL frente a los combustibles renovables depende del
tipo de politicas implementadas en los préoximos anos y de cémo los combustibles renovables
competitivos en costos se vuelven en comparacion con el GNL. Si bien los costos de produccion
de combustibles renovables son actualmente altos, en las préximas décadas los combustibles
renovables seran competitivos, por lo tanto, los combustibles renovables pueden proteger al
sector de transporte maritimo de la volatilidad que caracteriza al mercado de combustibles
fésiles [96].

De todas las combinaciones de tecnologia y combustible investigadas, RE-LH; PEM FC
es la opcién mas rentable tanto en 2030 como en 2040 (aca no se da la opcién de amoniaco)
[97].

El amoniaco seria un mejor combustible que el hidrégeno para el comercio de energia
en el extranjero, particularmente en el transporte de larga distancia, como se muestra en
los estudios de casos que analizan el transporte de hidrégeno desde Australia a Japdén. Sin
embargo, los barcos de hidrégeno licuado son una tecnologia emergente con el primer bar-
co construido en 2019 por Kawasaki. Estos barcos pueden competir con el transporte de
amoniaco, ya que las pérdidas por ebullicién se pueden eliminar eficazmente usandolos para
impulsar el barco. Estos barcos seran limitados en niimero a corto plazo, mientras que los
transportadores de amonfaco ya estan bien establecidos y disponibles [58].

El amoniaco de bajo costo basado en energias renovables se puede transportar a los
lugares de consumo por barco, tuberia, ferrocarril o camién. El amoniaco generalmente se
envia en transportadores de GLP en estado liquido a —33 ° C y presion ambiental. Para una
embarcacion elegida, el costo nivelado de envio es una funcién del amoniaco transportado
anualmente que depende principalmente de la distancia y la velocidad de envio segun lo
formulado en la Ec. (8) y se ilustra en la Fig. 20. Segtiin Horvath et al., Se considera un
consumo de combustible genérico de 0,0082 kWhth / DWT-km para embarcaciones de aguas
profundas. DW'T significa tonelaje de peso muerto que puede transportar el buque, del cual

el 90 % se considera el peso de la carga. El impacto del tipo de combustible en el gasto de
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capital del barco y el espacio disponible para la carga es insignificante, segiin Horvath et al.
En un enfoque conservador, se supone el mismo nivel de consumo de combustible para la
embarcacion vacia en su viaje de regreso. Con 13.500 km, la Patagonia a los Paises Bajos
es una ruta de envio internacional relativamente larga, que a cambio tendria un costo de
envio de alrededor de 43-59 € / t N H3 por un precio del combustible de envio de 20-80 €
/ MWhth. El caso de 20 € / MWhth representa diesel de bajo costo (a 40 USD / bbl de
petréleo crudo), el caso de 40 € / MWhth representa diesel de alto costo (a 80 USD / bbl
de petrédleo crudo) o diesel de bajo costo con 75 € / tonelada de gas de emisién de gases de
efecto invernadero o amoniaco de bajo coste basado en energias renovables como combustible
de envio en 2050, mientras que el caso de 80 € / MWhth representa el amoniaco de base
renovable como combustible de envio en 2020. Una combinacién de diésel de alto coste y un
importante coste de emisiones de GEI es poco probable ya que la demanda de combustibles
fosiles y, en consecuencia, se espera que su precio disminuya cuando se apliquen costos de
emision de GEI significativos. El costo de envio es independiente del costo del amoniaco de
la carga, asumiendo que no se pierde amoniaco en el proceso de envio. El buque elegido para
este analisis fue un transportador de GLP de tamano medio. El uso de barcos mas grandes
puede reducir potencialmente el costo de envio mediante economias de escala [83].

La produccién y descomposicién de amoniaco (para extraer hidrégeno puro) al final
del uso consume mucha energia. La infraestructura de la cadena de suministro y el marco
regulatorio ya existen en muchos paises, que son factores importantes para el transporte de

amoniaco como vector energético [88].

2.11. Almacenamiento

Como se hizo mencién en capitulos anteriores, el almacenamiento de energia es
requerido en los sistemas renovables para proporcionar energia de respaldo en momentos
en que las energias renovables intermitentes no producen energia y para hacer uso del
suministro eléctrico excedente, lo que se refleja en los bajos precios de la energia o los
vertimientos. Es asi como las tecnologias de almacenamiento basadas en hidrégeno se
presentan como candidatas de absorber los picos en el suministro de electricidad renovable

y evitar el desperdicio de grandes cantidades de energia renovable.
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Fig. 2.31: Caracteristicas de las tecnologias de almacenamiento de electricidad [13]. Adaptado

al espanol.

Aunque la densidad de energia volumétrica del hidrégeno es inferior a la de los hidro-
carburos, es superior a la de otras tecnologias de almacenamiento de electricidad masivos. Es
capaz de compensar varias semanas de condiciones nubladas o sin viento [13].

Las tecnologias basadas en hidrégeno podrian reducir la inversién en infraestructura
necesaria para integrar generadores intermitentes en la red. La conversién de la electricidad
producida a partir de energias renovables en hidrégeno permite aprovechar la infraestructura
existente: redes eléctricas mediante la ubicacién de instalaciones de almacenamiento en nodos
de congestién para nivelar la carga, redes de gas y opciones de transporte de hidrégeno [13].

La versatilidad de las soluciones de almacenamiento a base de hidrégeno, en compa-
racién con otras tecnologias de almacenamiento de electricidad, significa que no se limitan
a devolver la electricidad a la red mediante pilas de combustible o turbinas de combustién,
tienen otros usos [13].

El almacenamiento de electricidad es un proceso de 3 pasos que consiste en retirar la
electricidad de la red en tiempos de excedente, almacenarla y luego reinyectarla en tiempos
de escasez. Hay 2 elementos principales para medir este proceso: 1) la capacidad de potencia
de las fases de carga/descarga, medida en vatios, que define la capacidad de extraer/inyectar
electricidad de/a la red, y 2) la capacidad de energia del almacenamiento fase, medida en
vatios hora, que cuantifica cuanta energia podria almacenarse. Dado esto, las tecnologias
de almacenamiento de electricidad no necesariamente compiten directamente entre si, ya que
pueden estar disenadas para manejar diferentes necesidades de almacenamiento. Los volantes,
supercondensadores y algunos tipos de baterias competirdn por su uso en aplicaciones de
calidad de energfa que valoran principalmente la potencia (por ejemplo, control de frecuencia
y voltaje). Sin embargo, el almacenamiento de energia por bombeo y aire comprimido son los

mejores para aplicaciones de gestion de energia (por ejemplo, arbitraje de precios) y cambio

104



de carga (aplazamiento de la inversién en la red) que valoran la capacidad energética y el
tiempo de descarga [13].

El uso cada vez mayor de energia edlica y solar fotovoltaica esta poniendo de relieve
el potencial y las limitaciones de las aplicaciones de almacenamiento existentes. También
puede crear nuevas fronteras en el almacenamiento de electricidad, dada la necesidad de
satisfacer las necesidades a largo plazo (estacionales) y a gran escala (teravatios-hora) que
las tecnologias de almacenamiento basadas en productos quimicos parecen mas capaces de
satisfacer [13].

La versatilidad de las soluciones de almacenamiento basadas en hidrégeno, en compa-
racién con otras tecnologias eléctricas, significa que no se limitan a producir electricidad.
El hidrégeno se puede usar en sus mercados tradicionales, como un producto basico de las
industrias, como combustible de transporte, se puede mezclar con gas natural y también se
usa comunmente para sintetizar combustibles liquidos y gaseosos [13].

Las necesidades de flexibilidad a menudo se dividen en tres grupos, segin la escala de
tiempo: 1) La estabilidad se refiere principalmente al control de frecuencia y voltaje para
cumplir con los limites técnicos de la red durante un periodo de segundos; 2) Equilibrio se
refiere a cambios de carga durante minutos o dias que deben equilibrarse; 3) La adecuacion se
refiere a la capacidad necesaria para satisfacer los picos de demanda incluso en las condiciones
mds extremas a largo plazo (meses a anos)[13].

La electricidad se puede almacenar utilizando varios principios fisicos: La energia eléctri-
ca (almacenamiento de energia magnética superconductora, ultracondensador), la energia
mecanica (almacenamiento hidrdaulico bombeado, almacenamiento de energia de aire compri-
mido, volantes) y la energfa electroquimica (baterias, baterfas de flujo) son las mas comunes
[13].

Las soluciones térmicas y quimicas también estan desempenando un papel importante
en el panorama del almacenamiento de electricidad, pero se diferencia del almacenamien-
to de energia eléctrica gonvencional.®® que utiliza portadores de energia alternativos (calor,
moléculas): El almacenamiento térmico almacena el calor producido en el curso de la gene-
racién de energia (por ejemplo, calor del sol en plantas de energia solar de concentracién) en
lugar de electricidad. La energia quimica almacena electricidad convirtiéndola en un nuevo
portador de energia que almacena (hidrégeno, combustible sintético). Una vez almacenado,
no necesariamente se convierte de nuevo en electricidad [13].

El almacenamiento de electricidad es un proceso de tres pasos que permite retirar la
electricidad de la red en momentos de abundante oferta y baja demanda, y almacenarla
para reinyectarla en momentos de escasa oferta y alta demanda: 1) La carga actia como
consumo y se caracteriza por la velocidad a la que se puede extraer la energia (potencia) y el

tiempo necesario para iniciar este proceso (velocidad de rampa). 2) La descarga actia como
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generacion y se caracteriza por la velocidad a la que se puede inyectar energia (potencia) y el
tiempo necesario para iniciar este proceso (velocidad de rampa). 3) La fase de almacenamiento
agrega una dimensién de cambio de tiempo y se caracteriza por la cantidad de energia que
se puede almacenar (donde la energfa es igual a la potencia multiplicada por el tiempo) [13].

La combinaciéon de potencia y energia limita la capacidad de cambio de tiempo de un
sistema de almacenamiento. La relacién potencia/energia determina el tiempo de ciclo tipico
del sistema y proporciona una indicacién de la frecuencia de ciclo. Las pérdidas de energia a
lo largo de la cadena de almacenamiento, medidas por la relaciéon entre la energia inyectada
y la energia extraida, definen la eficiencia del sistema. La capacidad de cambio de tiempo
puede verse limitada por las pérdidas de almacenamiento, que definen los limites de duracion
[13].

Si bien el almacenamiento de electricidad consiste, en esencia, en nivelar la carga, las
caracteristicas de potencia, energia y eficiencia del sistema de almacenamiento tienen una
gran influencia en su pertinencia operativa y determinan dénde es aplicable. Otros factores
clave son los requisitos de inversion inicial, los costos de operacion y mantenimiento y la
confiabilidad [13].

Impacto en la frecuencia y la eficiencia de los ciclos, segiin la relacién potencia / energia:
1) Los sistemas con una alta relacién potencia/energia generalmente no son adecuados para el
almacenamiento a largo plazo y tenderan a requerir ciclos de alta frecuencia (un gran nimero
de ciclos de carga y descarga) y viceversa. 2) La importancia de la eficiencia aumenta a medida
que aumenta el nimero de ciclos de carga/descarga [13].

El almacenamiento de energia se puede utilizar para una multitud de aplicaciones, segiin
el diseno del sistema y su ubicacién en la red. Las variables mas importantes son los requi-
sitos de potencia y el tiempo de descarga deseado de la unidad de almacenamiento: 1) El
almacenamiento a corto plazo se utiliza generalmente como una herramienta de administra-
cién de energia para garantizar la calidad de la energia (control de frecuencia y voltaje), asi
como una fuente de alimentacion ininterrumpida (reserva de respuesta de frecuencia). 2) El
almacenamiento a medio plazo (de una hora a un dia) se utiliza para cambiar la carga para
recortar los picos diarios. Esto puede ayudar a evitar la congestion de la red y también puede
aprovechar las diferencias de precios entre los periodos de baja y alta demanda (arbitraje
de precios). 3) El almacenamiento a largo plazo se utiliza para nivelar la carga anual (por
ejemplo, patrones de invierno y verano), minimizando la necesidad de reservas de capacidad
y garantizando el suministro de seguridad [13].

La ubicacién estratégica de las tiendas en la red juega un papel importante para evitar
o diferir la inversién en lineas de transmision y distribucién (TD) e integrar las energias
renovables distribuidas. La mayoria de las aplicaciones se consideran del lado del generador,

pero los operadores de TD y los usuarios finales también son partes interesadas importantes
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en el almacenamiento [13].

Milisegundos Segundos Minutos Horas Meses
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Fig. 2.32: Aplicaciones segin la ubicacién de la red [13]. Nota: La reserva giratoria es la capa-
cidad de generacion que ya estd operando y sincronizada con el sistema que puede aumentar
o disminuir la generacion dentro de un periodo de tiempo limitado; La reserva no giratoria es
la capacidad que no esta en funcionamiento, pero que puede estar en funcionamiento dentro
de un periodo de tiempo limitado para proporcionar generacion si es necesario. Adaptado al
espanol.

Un mayor uso de renovables variables aumenta la importancia de las aplicaciones de
almacenamiento: 1) La calidad de la energia puede disminuir debido a variaciones repentinas
en la produccién edlica y solar (por ejemplo, una velocidad del viento més alta que la capaci-
dad de una turbina). 2) La carga diaria es més variable e incierta, lo que da como resultado
picos mas altos que deben eliminarse para limitar los requisitos de reserva o aprovechar las
diferencias de precios. 3) La gestién de la energia se vuelve fundamental para evitar costosas
necesidades de reserva de capacidad [13].

Para hacer frente a la creciente necesidad de almacenamiento de energia, se estan desa-
rrollando varias tecnologias de almacenamiento de energia eléctrica y quimica. Las tecnologias
todavia estan limitadas por sus limitaciones de diseno y, por lo tanto, solo pueden competir
por aplicaciones adecuadas a sus caracteristicas técnicas. Por ejemplo, el almacenamiento de
agua por bombeo no compite por el mercado de respuesta en frecuencia, ya que tiene una
alta potencia y clasificacion energética. Los volantes, los supercondensadores y el almacena-
miento de energia magnética superconductora (SMES), as{ como algunas baterias quimicas,
como los hidruros metdlicos de niquel (NiMH) y el plomo-édcido, compiten para proporcio-
nar calidad y confiabilidad de la energia. Las baterias con una multitud de composiciones
quimicas, como azufre de sodio (NaS), iones de litio (Li-ion) y plomo-édcido, compiten con las

baterfas de flujo, como el vanadio redox (VRB) y el bromo de zinc (Zn Br); dos electrolitos
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almacenados externamente permiten que las baterias de flujo desacoplen energia y potencia,
para el cambio de carga de una hora al dia. Las baterias de flujo son escalables y podrian
competir por aplicaciones con rangos de potencia y energia mas amplios. El almacenamiento
de energia hidraulica bombeada (PHES) y el almacenamiento de energia de aire comprimi-
do (CAES) son las principales tecnologias para la optimizacién de la flota de energia y el
equilibrio intermitente a gran escala [13].

Las soluciones de almacenamiento basadas en hidrégeno (que utilizan pilas de combusti-
ble para pequenas necesidades de energia y turbinas de combustion para grandes necesidades
de energia) son las unicas tecnologias que pueden cumplir con los requisitos de equilibrio

intermitente a niveles de penetracién muy altos [13].
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Fig. 2.33: Rango de potencia y aplicaciones de la reelectrificacion del hidrégeno [13]. Adaptado

al espanol.

Las soluciones de almacenamiento de energia basadas en hidrégeno son unicas y crean
un nuevo grupo de tecnologias de almacenamiento: el almacenamiento de productos quimicos.
A diferencia de las tecnologias de almacenamiento de electricidad de pares, el almacenamien-
to quimico se basa en un proceso de conversion de un portador a otro, la fase de carga, donde
la electricidad producida a partir de energias renovables, las fuentes de energia primaria, se
convierte en un nuevo portador de energia: el hidrégeno. Aunque la densidad de energia vo-
lumétrica del hidrégeno (kWh /1) es inferior a la de los hidrocarburos, su densidad de energia
es superior a la de sus tecnologias de almacenamiento masivo, como el hidroalmacenamiento
por bombeo. Aqui, el principal valor de las soluciones de hidrégeno radica en su capacidad
para almacenar electricidad de forma masiva [13].

Las soluciones de almacenamiento basadas en hidrégeno pueden, en teoria, competir
por todo el espectro de aplicaciones de almacenamiento, ya que desacoplan la carga, el al-
macenamiento y la descarga, ademas de beneficiarse de la altisima densidad de energia de

una molécula de hidrégeno por unidad de masa. Sin embargo, es probable que las pérdi-
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das de energia inherentes a los procesos de conversion (energia a hidrégeno e hidrégeno a
energfa) limiten la frecuencia de los ciclos, excepto en aplicaciones especificas que aprovechan
las propiedades tnicas del hidrégeno (tiempo de descarga, densidad de energia) y las de sus
tecnologias subyacentes (confiabilidad de las celdas de combustible para energia de respaldo
o aplicaciones de calidad de energia) [13].

En la practica, se espera que las principales aplicaciones de las soluciones de almace-
namiento a base de hidrogeno combinen las 3 principales ventajas del almacenamiento de
productos quimicos: 1) Densidad energética muy alta, lo que permite una gran capacidad de
almacenamiento. Una molécula de hidrégeno tiene una densidad de energia por volumen de
2.7-160 kWh / m? para una presién de 1 a 700 bar, en comparacién con un diferencial de
elevacién de 0.27 kWh / 100 metros por m? de agua para almacenamiento de agua por bom-
beo y 2-7 kWh / m3 para almacenamiento de energia de aire comprimido para presiones de
20 a 80 bar. 2) Las soluciones de hidrégeno se benefician de pérdidas insignificantes durante
la fase de almacenamiento, lo que permite un almacenamiento a largo plazo, a diferencia de,
por ejemplo, las baterias. 3) Las tecnologias basadas en hidrégeno tienen la capacidad de
reaccionar a patrones climaticos erraticos y, por lo tanto, a fluctuaciones en los requisitos de
almacenamiento [13].

Cuando se produce a partir de electrélisis variable alimentada con energia renovable, la
produccion de hidrogeno es incierta. Esto es especialmente dificil para el almacenamiento, ya
que da lugar a compensaciones entre la tasa de utilizacién de la instalacién (vinculada a la
amortizaciéon de la inversién inicial) y la capacidad de almacenar hidrégeno siempre que se
produzca (es decir, derivado de patrones renovables variables). - que requiere una capacidad
de almacenamiento de alta capacidad de respuesta [13].

Las posibles opciones de almacenamiento de hidrégeno consideradas en el modelo son
cavernas de sal artificiales y cavernas de rocas en un rango de presién de operacion de 60 a
200 bares y almacenamiento subterraneo en tuberias a una presion de 20 a 200 bares. Para
mantener la presion minima, las cavernas de sal y roca requieren gas colchén en aproxima-
damente el 30 % de su capacidad bruta o el 43 % de la capacidad operativa. El costo del gas
colchon estd incluido en el gasto de capital de la caverna de sal y roca. La carga o descarga
méxima por hora de sal y caverna de roca esta limitada al 8 % por dia (0,33 % por hora) de
la capacidad operativa para evitar tensién adicional en las paredes debido al cambio réapido
de presion. Para las tuberias subterraneas, la carga o descarga maxima por hora se limita
al 16,67 % de la capacidad operativa (minimo 12 h para carga o descarga completa) en aras
de la gestion del cambio de temperatura. Si bien la caverna de sal y, hasta cierto punto, la
caverna de roca son opciones relativamente mas baratas para el almacenamiento de hidrégeno

estacional y a gran escala, su disponibilidad es limitada en todo el mundo [83].
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2.11.1. General

Las tecnologias utilizadas para almacenar y transportar hidrégeno estan maduras. Aun-
que el hidrogeno todavia no se utiliza como medio de almacenamiento de energia, durante
mucho tiempo ha sido un bien valioso, utilizado, en particular, por las industrias petroquimi-
ca, de refinacion y de produccién de fertilizantes. Aunque el hidrégeno se produce principal-
mente donde se consume (produccién cautiva), todavia se requiere el almacenamiento y, en
cierta medida, el transporte [13].

El principal desafio de almacenar y transportar hidrégeno es econémico. Consiste en
optimizar la ecuacion de costos dentro de las limitaciones de la aplicacién de uso final, es decir,
la cantidad de energia que se almacenard, la disponibilidad de espacio de almacenamiento,
la duracion del almacenamiento, la tasa de carga y descarga, la distancia de transporte y la
infraestructura existente. y las normas de seguridad [13].

La produccion descentralizada evita los costos de transporte si la red eléctrica se ex-
tiende al sitio de consumo de hidrégeno. No obstante, la compresion y el almacenamiento
locales a menudo siguen siendo necesarios. El tamano de este bifer (un dia, por ejemplo)
depende del uso final del hidrégeno (por ejemplo, un bifer insignificante para la conversién
de energia en gas) y determina el costo nivelado de almacenamiento para agregar al de la
produccion de hidrogeno. La produccion y entrega centralizadas podrian ser una alternati-
va econdmica si el almacenamiento subterraneo es factible. El almacenamiento centralizado
en un tanque comprimido no es menos costoso que el almacenamiento descentralizado. El
hidrogeno liquido podria ser relevante si fuera necesario en el lugar de consumo; de lo con-
trario, se deben agregar a este analisis los costos adicionales de almacenamiento en el sitio
de consumo. Sin embargo, no se debe llegar a ninguna conclusién sobre el diseno 6ptimo
del proyecto sin evaluar la economia de toda la cadena de valor, desde la energia hasta la
entrega de hidrégeno. Los costos de produccion de hidrégeno son generalmente mas altos en
los sistemas descentralizados debido a 1) los efectos de escalamiento de costos en la planta
electrolizadora y 2) los costos de electricidad més altos debido a las tarifas de distribucién
[13].

Incluso si su funcion se reduce, el almacenamiento de hidrégeno seguira siendo necesario
en la mayoria de los casos, al menos para actuar como amortiguador a lo largo de la cadena
de valor. La eleccion del tipo de almacenamiento depende en gran medida de los requisitos
de capacidad energética y de las limitaciones de espacio, pero también de la tasa de ciclos de
funcionamiento deseada [13].

La seleccion del medio de almacenamiento més apropiado estd limitada por los requisi-
tos de una aplicacién particular. Como es habitual, los principales indicadores tecnoldgicos a
monitorear son 1) potencias nominales (capacidad instantanea de carga y descarga en MW,

2) capacidad energética (energia que se puede almacenar en MWh), 3) densidades de energia
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(kWh por masa y por volumen ) y 4) seguridad. El almacenamiento suele incluir una eta-
pa de acondicionamiento (compresion, licuefaccién, etc.), que varfa segin las opciones y los
requisitos de transporte (por ejemplo, distancia, disponibilidad de una tuberfa, etc.). Una
vez que se han identificado los sitios de almacenamiento potenciales, generalmente se elige la
opcién mas barata. Los costos incluyen el capital invertido en la instalacién de procesamiento
y el recipiente de almacenamiento, pero también los gastos de operaciéon y mantenimiento.
Estos ultimos estan influenciados principalmente por la energia requerida para procesar el
hidrégeno, lo que hace que la velocidad de ciclo (la frecuencia con la que se carga / descar-
ga el sistema) sea un determinante significativo de la optimizacién de costos: Los tanques
presurizados son escalables al contenido de energia, pueden manejar una alta tasa de ciclos
con una respuesta satisfactoria y no sufren de autodescarga, lo que permite un almacena-
miento a largo plazo. Dependiendo de la presién de almacenamiento, la densidad puede ser
relativamente baja. El principal obstaculo es el costo de la compresion. El almacenamiento
subterraneo es muy eficiente y puede proporcionar un almacenamiento muy grande durante
periodos de tiempo prolongados. A pesar de estas ventajas, es probable que adolezca de falta
de disponibilidad geoldgica y de una frecuencia de ciclo relativamente limitada. El almacena-
miento de liquidos tiene la ventaja de contener hidrogeno con una alta densidad energética.
Sin embargo, enfriar y mantener el hidrégeno criogénicamente conlleva importantes penali-
zaciones energéticas y el tiempo de almacenamiento es limitado, debido a una autodescarga
de 0,1-0,5% por dia. La inversién en instalaciones de licuefaccién también es muy costosa.
Los hidruros metalicos tienen como objetivo evitar las pérdidas de energia que se producen
durante la compresién o licuefaccién. Alcanzan una densidad volumétrica muy alta y evitan
problemas de seguridad, ya que el hidrégeno se combina con el hidruro a presién ambiente.
Esta forma de almacenamiento es prometedora, aunque permanece en fase de demostracion.
La cinética de absorcién y la eficiencia del proceso (especialmente en lo que respecta al calor)
ain no se han demostrado a gran escala, aunque ya se sabe que los hidruros metalicos no
competirdn en la misma escala que las cavernas subterraneas [13].

Los procesos de almacenamiento de energia se comparan por su costo nivelado de al-
macenamiento (LCOS) en §/MWh. Este es el costo real de cargar, almacenar y descargar
hidrégeno, y es adicional al costo de compra del hidrégeno. Esté influenciado por la tasa de
ciclos operativos del sistema [13].

Para aplicaciones estacionarias, es probable que el hidrégeno se utilice principalmente
en su forma gaseosa, por lo que los tanques presurizados seran el principal medio de alma-
cenamiento a corto plazo. Se adaptan bien a aplicaciones a pequena escala, son asequibles
(la mayor parte del costo se produce durante la compresion), seguras (anos de experiencia) y
eficientes, con pérdidas que oscilan entre el 9% y el 15 %, segtn la presién. El almacenamien-

to subterraneo en cavernas de sal es, con mucho, la opcién mas competitiva para grandes
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capacidades energéticas, siempre que la geologia lo permita. Se requiere menos energia para
comprimir e inyectar el hidrégeno en una caverna que en cualquier otra forma de almacena-
miento de hidrégeno, y la inversion inicial por kWh almacenado generalmente se amortiza

por el tamano del depdsito [13].
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Notas: PHES = pumped-hydro energy storage; CAES = compressed air energy storage; Li-lon = lithium-ion battery.

Almacenamiento de hidrégeno comprimido se refiere a cavernas de sal, el almacenamiento de amoniaco en tanques.

Li-Ion

Fig. 2.34: Costos nivelados de almacenamiento en funcién de la duracién de la descarga [18]

Desde la perspectiva del costo total del sistema de almacenamiento, una alta densidad
volumétrica es méas deseable que una alta densidad gravimétrica para el almacenamiento
estacionario de hidrégeno a gran escala [88].

El almacenamiento densificado incluye gas comprimido (CGH;) e hidrégeno liquido
(LH,), en el que las moléculas de hidrégeno no se unen fisica o quimicamente con otros
materiales. El hidrégeno gaseoso a gran escala se puede almacenar por encima o por debajo
del nivel del suelo. La presion para el almacenamiento de gas hidrégeno por encima del suelo
suele ser inferior a 100 bar, teniendo en cuenta el coste operativo y los requisitos de material
del recipiente. El almacenamiento subterrdaneo de hidrégeno en pozos de petréleo agotados
y cavernas de sal, con una presion de no mas de 200 bar, es una practica madura y bien
establecida [88].

El almacenamiento de hidrogeno liquido no ha sido prominente para aplicaciones es-
tacionarias a gran escala, aunque el almacenamiento criogénico a escala de muchos metros
cubicos de liquido es una tecnologia bien establecida en la industria espacial. Una preocupa-
cién clave para el almacenamiento de hidrégeno liquido es el proceso de licuefaccién intensivo
en energia (10 kWh / kg aprox) y capital intensivo (40-50 % del gasto de capital (Capex) del

sistema de almacenamiento de hidrégeno liquido). La pérdida por ebullicién debido al flujo
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de calor del exterior es otro problema para las plantas de hidrégeno liquido, aunque es me-
nos preocupante cuando el proceso de licuefaccion y el almacenamiento estan cerca. Algunos
remedios incluyen inyectar el gas de ebullicién frio nuevamente en el proceso de licuefaccion,
usarlo en aplicaciones posteriores y usar contenedores con alto aislamiento y baja relacion
superficie / volumen. Aunque el hidrégeno licuado tiene los problemas anteriores, es la opcién
predominante para la exportacién a gran escala de hidrégeno puro [88].

El hidrogeno se puede transportar o almacenar a través de vehiculos circulares, como
amoniaco y metanol. Sobre la base de moléculas de gas, los vehiculos circulares en su estado
rico en hidrogeno son liquidos o licuados en condiciones suaves y tienen propiedades deseables
similares a las de los organicos liquidos. Se ha demostrado que los productos organicos liqui-
dos y los transportadores circulares son prometedores para el almacenamiento y el transporte
de hidrégeno a granel. Estos productos quimicos se producen ampliamente, tienen una exce-
lente compatibilidad con la infraestructura existente y pueden impulsarse para su entrega y
distribucién continuas [88].

la capacidad de almacenamiento de hidrégeno de los LOHC anteriores es significativa-
mente menor que la del amonfaco y el metanol. Por otro lado, el proceso de (des) hidrogena-
cion de los LOHC puede ocurrir a temperaturas méas bajas en comparacién con las iltimas
[88].

El metanol también se puede producir mediante hidrogenacion de C'Os con hidrégeno
producido por electrolisis de agua y C'O, capturado de los gases de combustién de plantas
de energia a base de combustibles fésiles o sectores no energéticos, por ejemplo, plantas de
cemento. Sin embargo, la captura de C'O; es intensiva en capital y energia y obstaculiza la
eficiencia general de la planta. La sintesis de metanol es exotérmica. Por lo tanto, no requiere
ningin aporte de calor externo; por lo tanto, la energia térmica durante el proceso de sintesis
se puede utilizar para capturar C'O,, lo que ayuda a aumentar la eficiencia general. Cabe
senalar que después de la sintesis, destilacion o purificacion del metanol se basa tnicamente
en la demanda del usuario final; por ejemplo, la corriente de metanol (CH30H + H50) se
puede almacenar tal cual para producir hidrégeno mediante reformado con vapor. Por lo
tanto, puede ayudar a ahorrar en costos de capital y consumo de energia para el proceso de
destilacién [88].

Ademas, si queremos almacenar hidrégeno verde como metanol, es imperativo sinteti-
zar metanol en el sitio de generacion de hidrégeno; por lo tanto, la captura de C'Oy en el
sitio podria ser una posible alternativa. E1 CO; comprado en una planta de captura y alma-
cenamiento de carbono (CCS) (fuera del sitio) podria ser una opcién posible. Sin embargo,
necesita purificacion, incurre en costos de compra y altos costos de transporte, costos de al-
macenamiento en el sitio, costos periféricos de un sistema de almacenamiento de C'O,, etc., lo

que aumenta sustancialmente el costo total. La captura de C'O, de la atmésfera, cominmente
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conocida como captura directa de aire (DAC), podria ser otra posible opcién para capturar
C'Oy en el sitio, aunque actualmente requiere mucho capital y energia [88].

La disociacion del metanol es un proceso endotérmico y catalitico; Normalmente, se
producen alrededor de 9 a 12 toneladas de C'O, para extraer 1 tonelada de hidrégeno me-
diante reformado con vapor. Por tanto, la gestion térmica dindmica y la CCU son requisitos
previos para extraer el hidrégeno del metanol y evitar las emisiones de COy. Ademas, el
COy capturado se puede utilizar durante el proceso de sintesis, aunque esto puede suponer
un coste y un uso de energia adicionales. Hasta ahora, no se ha implementado extraccion de
hidrégeno a partir de metanol en plantas de metanol mediante la integracion de la unidad
de captura de carbono y el almacenamiento porque la mayor parte del metanol se usa tal
cual para el sector del transporte o se transforma en sus derivados como formaldehido o
dimetiléter. Por lo tanto, es imperativo contar con un analisis tecnoeconémico sélido para
comprender la viabilidad y la eficiencia de ida y vuelta de convertir metanol en hidrégeno,
reciclar CO; y otros derivados [88].

Para el almacenamiento de hidrégeno a gran escala, las siguientes opciones tecnolégicas,
todas para hidréogeno comprimido, pueden desempenar un papel en el futuro: 1. almacena-
miento subterrdneo de hidrégeno (favorablemente en formaciones de sal), 2. almacenamiento
de hidrégeno en tuberias enterradas (de acero), e 3. hidrégeno almacenado en tanques de
almacenamiento esféricos o cilindricos sobre el suelo (de acero) [98].

Los tres conceptos se pueden caracterizar por parametros técnicos, econémicos, ope-
rativos y de ubicacién, que los hacen aplicables a diferentes entornos. Los conceptos son
principalmente diferentes y se han aplicado anteriormente (grandes cilindros o esferas) o se
han propuesto para su realizacién en base a la experiencia acumulada en la operacion con

otros gases, principalmente gas natural (cavernas, tuberfas enterradas) [98].

2.11.2. Tanques de hidrégeno presurizados

Los tanques presurizados son probablemente el principal medio de almacenamiento de
hidrégeno. Se adaptan bien a aplicaciones de pequena a mediana escala, son seguras gracias
a anos de experiencia, eficientes y asequibles, siempre que la tasa de ciclado sea alta. El
almacenamiento subterraneo en cavernas de sal artificiales permite velocidades de ciclo mas
bajas y es la opciéon mas competitiva para el almacenamiento a gran escala. Sin embargo,
parece poco probable que el almacenamiento de hidrogeno masivos sea necesario en un futuro
préximo y podria verse afectado por una disponibilidad geolégica limitada [13].

El hidréogeno licuado es, en muchos sentidos, inadecuado para aplicaciones de almace-
namiento estacionario. La gran inversion requerida para las instalaciones criogénicas y el uso
intensivo de energia en la licuefaccién estan limitando la tecnologia. Sin embargo, dado que

el almacenamiento de hidrogeno licuado se beneficia de las economias de escala, proporciona
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hidrégeno extremadamente puro y evita la necesidad de un compresor en las estaciones de
servicio de hidrégeno, podria desempenar un papel importante en el transporte criogénico a
larga distancia de grandes cantidades de hidrégeno a las estaciones de servicio [13].

Los tanques presurizados necesitan una alta tasa de ciclos operativos para ser econdémi-
camente viables. Si el tiempo de almacenamiento, en relacién con la potencia nominal, au-
menta mas alla de los dias de alimentacién, los costos de capital de los recipientes y compre-
sores se convierten en un inconveniente para esta tecnologia. Algunas aplicaciones de nicho
pueden requerir almacenamiento en unos pocos tanques presurizados durante periodos mas
prolongados [13].

Para aumentar su densidad energética, el hidrégeno producido a partir de la electroélisis
se puede descomponer y almacenar en recipientes presurizados, principalmente tanques, pero
también botellas. En general, los tanques presurizados operan a presiones que oscilan entre
200 y 700 bar. Cuanto mayor sea la presion, mayor serd el costo. Por lo tanto, optimizar la
presién de almacenamiento es esencial y estd determinada por las limitaciones volumétricas
del contenedor de almacenamiento. El almacenamiento y transporte de tanques estacionarios
en remolques tubulares generalmente requieren presiones de no mas de 200 bar, aunque
algunas tecnologias de almacenamiento y transporte pueden operar a presiones de hasta
1000 y 500 bar respectivamente. La aplicacién de uso final que requiere la mayor presion es
la movilidad, generalmente entre 350 y 700 bar [13].

Los tanques presurizados no estédn sujetos a autodescarga (es decir, fugas) y, por lo
tanto, pueden albergar un almacenamiento a largo plazo. En la préctica, su costo se minimiza
cuando se operan con altas velocidades de ciclo, es decir, una pequena capacidad de energia en
relacion con la potencia nominal del compresor utilizado para la carga. Una mayor duracién
de almacenamiento (es decir, una tasa de ciclo méas baja) implica que los costos de capital
més altos (inversién en recipientes de almacenamiento y compresores) deben amortizarse
mientras se entrega menos energia. En otras palabras, cuanto mayor sea la tasa de ciclismo,
menor sera el costo. Los recipientes presurizados no son un area de interés importante para la
I + D en aplicaciones estacionarias, ya que ya estan maduros. Sin embargo, las aplicaciones
estacionarias podrian beneficiarse de la I + D que se lleva a cabo en el almacenamiento a
bordo. El enfoque estd en desarrollar nuevos materiales y permite reducir el peso y permitir
presiones més altas sin aumentar los costos de capital y potencialmente reducirlos (todas las
demads cosas: vida 1til, eficiencia, seguridad, siendo iguales) [13].

Las opciones maduras para el almacenamiento de hidrégeno en recipientes compren-
den tanques presurizados y criogénicos, que proporcionan capacidades de almacenamiento de
hidrégeno de entre 100 kilovatios hora (kWh) (tanques presurizados) y 100 GWh (almace-
namiento criogénico). Mientras que los tanques presurizados tienen altos costos debido a su

densidad de energia limitada, los tanques criogénicos proporcionan un tiempo de almacena-
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miento limitado debido a las pérdidas de la corriente de ebullicion, necesarias para mantener
niveles de presion aceptables. Una solucion intermedia entre el almacenamiento de hidrégeno
presurizado y criogénico es el hidrégeno criocomprimido. En este caso, se llena el tanque de
hidrégeno licuado, pero los niveles de presién hasta que el hidrogeno necesita quemarse son
mucho més altos (hasta 350 bar) en comparaciéon con el almacenamiento criogénico (alre-
dedor de 20 a 40 bar). Esto permite que el hidrégeno criocomprimido se almacene durante
periodos de tiempo més prolongados [37].

Si bien el almacenamiento de hidrégeno de tamano mediano utilizando recipientes de
acero presurizado es una tecnologia madura, otras opciones de almacenamiento de hidrégeno
a pequena y gran escala ain necesitan un mayor desarrollo. En el caso del almacenamiento
de hidrégeno a bordo para FCEV, es probable que los tanques de alta presion de 700 bar sean
un factor de costo importante en el futuro. A diferencia de la pila de pilas de combustible,
los costos del tanque estan dominados por los costos de material en lugar de los costos de
fabricacion [37].

Tradicionalmente, el hidrégeno se ha almacenado como gas comprimido o liquido. Cuan-
do la demanda de hidrégeno es baja, el hidroge puede almacenarse en recipientes estacionarios
a bajas presiones (alrededor de 50 bar), o paletas multicilindro y tubos de presién para pre-
siones medias y altas (200 a incluso 700 bar) [93].

Los portadores de hidrégeno organico liquido (LOHC) son liquidos que pueden hidroge-
narse y deshidrogenarse de forma reversible. Durante la deshidrogenacion, se libera hidrogeno
como unico producto y el liquido portador volvera a su estado original listo para ser hidro-
genado nuevamente. El paso de hidrogenacion es exotérmico (lo que significa que se libera
calor en la reaccién) y generalmente se lleva a cabo a temperaturas elevadas (100-240 ° C) y
presiones (10-50 bar) con la presencia de catalizadores. A continuacién, se requiere la misma
cantidad de calor en la etapa de deshidrogenacién endotérmica para liberar hidrégeno. La
deshidrogenacion catalitica se lleva a cabo tipicamente a 150-400 ° C y presiones por debajo
de 10 bar. Una de las ventajas de los conceptos de LOHC es que los LOHC son compatibles
con la infraestructura de combustible existente. Ademas, no hay pérdida de hidrégeno inclu-
so en el almacenamiento a largo plazo o cuando se transporta al extranjero en condiciones
normales [93].

Historicamente, el hidrogeno licuado se ha relacionado con aplicaciones aeroespaciales.
Esta es una de las razones por las que los mayores tanques de almacenamiento de licuados
a nivel mundial se encuentran en las instalaciones de agencias aeroespaciales como NASA y
JAXA (270 toneladas para la NASA y 38 toneladas para JAXA. En el marco del proyecto
Hydrogen Energy Supply Chain (HESC) Kawasaki Heavy Industries Ltd.estd construyendo
dos tanques capaces de almacenar 87,5 toneladas de hidrégeno cada uno. un buque cisterna

para el transporte de hidréogeno licuado de Australia a Japén. Han logrado un aislamiento
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térmico de 0,01 W / mK. En el caso de los tanques de la NASA, las tasas de evaporacién son
del orden del 0,05 % del volumen total del tanque , por dia. Linde reporta una mayor tasa
de evaporacién en sus tanques (< 0.1-0.3% / dia), sin embargo, estos tanques tienen menor
capacidad (20-145 toneladas de LH,) que los instalados por la NASA. La tasa de evaporacién
también depende de la ge forma ometrica del recipiente. Las formas esféricas tienen una tasa
de evaporacién més baja, debido a la relacién volumen-superficie més favorable [64].

En un escenario con alta demanda de hidrégeno, se espera que un solo tanque de
almacenamiento licuado tenga que contener del orden de 3000 toneladas de hidrégeno [64].

Una de las principales preocupaciones en el almacenamiento de hidrégeno liquido es
minimizar las pérdidas de hidrégeno por ebullicién del liquido. Debido a que el hidrégeno
liquido se almacena como un liquido criogénico que se encuentra en su punto de ebullicion,
cualquier transferencia de calor al liquido hace que se evapore algo de hidrégeno. La fuente de
este calor puede ser conversion orto a para, mezcla o bombeo de energia, calefacciéon radiante,
calefaccion por conveccion o calefaccién por conduccién. Cualquier evaporacion resultara en
una pérdida neta en la eficiencia del sistema, porque se trabajé en licuar el hidrégeno, pero
habra una pérdida ain mayor si el hidrégeno se libera a la atmosfera en lugar de recuperarse
[86].

A medida que aumenta el diametro del tanque, el volumen aumenta mas rapido que el
area de la superficie, por lo que un tanque grande tendra proporcionalmente menos area de
transferencia de calor que un tanque pequeno, lo que reduce la ebullicion. A veces se utilizan
tanques cilindricos porque son més faciles y baratos de construir que los tanques esféricos y
su relacién volumen-drea de superficie es casi la misma [86].

Incluso con un aislamiento cuidadoso, algo de hidrégeno se evaporara. Este gas de
hidrégeno se puede ventilar, dejar que acumule presion en el recipiente o capturarlo y de-
volverlo al proceso de licuefaccién. Si el hidrogeno liquido se almacena en un recipiente a
presiéon, se puede dejar que el gas se acumule gradualmente hasta que alcance la presion
de diseno, luego se debe ventilar parte del gas. El tiempo que tarda la presién del gas en
alcanzar el limite de presion se denomina tiempo de bloqueo. Para los procesos que utilizan
hidrégeno gaseoso, si el tiempo de almacenamiento es mas corto que el tiempo de bloqueo,
no se produciran pérdidas de hidrégeno; los gases producidos pueden extraerse primero y
utilizarse en el proceso en lugar de ventilarse a la atmdésfera [86].

Otra opcion si el hidrogeno se almacena en el mismo sitio donde se licua es sacar el
gas de hidrogeno del recipiente de hidrégeno liquido y volver a licuarlo. De esta forma no se
pierde hidrégeno y, debido a que el gas hidrégeno todavia estd frio, es mas facil de comprimir.
Si no se puede recuperar el hidrogeno, se puede ventilar. La ventilacién del hidrégeno a la
atmosfera presenta un pequeno riesgo de seguridad porque se difundird rapidamente en el
aire [86].
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El principal problema del almacenamiento de gas comprimido es la baja densidad de
almacenamiento, que depende de la presion de almacenamiento. Las presiones de almacena-
miento mas altas dan como resultado mayores costos de capital y operativos [86].

El hidrégeno también se puede almacenar a presiones més altas utilizando compresores
adicionales. Se prefiere una alta compresién para aplicaciones donde el volumen es escaso,
como en el sector de la movilidad. Al ser més caro, este estudio se centra en almacenamientos
de media presion, es decir, hasta 30 bar. Estos reservorios estan altamente estandarizados.
Segin ofertas internas de los fabricantes, los precios varian entre 375 € / kg (50bar; 33 € /
m3) y 490 € / kg (200bar; 44 € / m3). Van Leeuwen y Mulder citan un rango de costes de 20
a 100 € / m3, sin indicacién de la presion maxima de funcionamiento. No se han establecido
restricciones operativas para el funcionamiento dinamico de los almacenes, es decir, las tareas
de carga y descarga se completan de forma instantanea y completa. Se considero factible un
rango entre 100 kg y 3000 kg [99].

En el caso del gas hidrégeno, se comprime y almacena a baja presion (hasta 45 bar), a
media presién (hasta 500 bar) o a alta presion (hasta 1.000 bar o incluso mds) en depdsitos
de almacenamiento de hidrégeno. Para los rangos de presién media y alta, existe un gra-
diente de temperatura dentro del recipiente debido al calor de compresion y es posible que
sea necesario enfriar el hidrogeno para evitar la falla de los materiales de los recipientes.
Esto se observa tipicamente en las estaciones de servicio de hidrégeno para automéviles con
pilas de combustible de hidrogeno. Para el almacenamiento de hidrégeno en las estaciones de
servicio, se utilizan muchos tanques de baja presién que funcionan a temperatura ambien-
te. El hidrégeno almacenado como tal se comprime luego a alta presion y se almacena en
tanques. Este hidrogeno presurizado se utiliza para repostar a temperaturas mas frias para
alcanzar los niveles de presion deseados. Los recipientes presurizados o tanques de hidrogeno
suelen estar hechos de acero sin costura o envoltura compuesta con revestimientos de acero
o polimero (plastico). Los materiales de los tanques de hidrégeno se seleccionan de acuerdo
con la aplicacion, la complejidad del tanque y el costo. El costo generalmente aumenta en
proporcién a la presién de trabajo nominal [100].

En resumen, cada medio de almacenamiento de hidrégeno tiene sus propias ventajas y
desventajas, dependiendo de la aplicacién a la que se destine el hidrégeno almacenado. En
este sentido, los tanques presurizados se utilizan para el transporte movil de hidrégeno y a
pequena escala. Las ventajas de esta tecnologia son la alta tasa de descarga y eficiencias del
orden del 99%, lo que la convierte en un candidato adecuado para el almacenamiento de
hidrégeno a pequena escala con el fin de obtener una materia prima facilmente disponible
[100].

El almacenamiento de hidrogeno presurizado es el tnico método de almacenamiento

que se utiliza actualmente a una escala significativa en todo el mundo. La tecnologia y los
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materiales de los recipientes de hidrogeno han experimentado mejoras a medida que crece la
demanda de almacenamiento de hidrégeno. Sin embargo, el almacenamiento de hidrégeno en
tanques presurizados es un medio de almacenamiento a pequena y mediana escala. Debido
a las limitaciones con respecto a las propiedades del material y los costos operativos, el
almacenamiento a gran escala en términos volumétricos en tanques presurizados que superen
los 200 bar a temperatura ambiente no es factible, ya que no se pueden lograr las densidades
volumétricas deseadas para un almacenamiento a gran escala. No obstante, existen tecnologias
en desarrollo que permiten un almacenamiento de hidrégeno presurizado a gran escala de
hasta 40 g / L, pero siendo la excepcién y no la regla de la industria, no fueron examinadas
en este informe. Para el almacenamiento de hidrégeno presurizado a pequena y mediana
escala, existen muchas tecnologias diferentes de tanques presurizados que se utilizan para
diferentes propdsitos y aplicaciones [100].

El propésito de un tanque de hidrégeno de baja, media o alta presion es poder alma-
cenar tanto hidrégeno en su interior como el volumen que contiene el hidrégeno como sea
posible. Hay tres problemas principales al intentar comprimir y almacenar hidrégeno en un
tanque. En primer lugar, la principal preocupacion es la integridad de los materiales cuando
se someten a altas presiones y temperaturas. Los tanques de presién deben soportar presio-
nes de 50 bar a 1000 bar para el almacenamiento de hidrégeno, durante muchos ciclos en los
que se llenan y se vacian. Como resultado, se utilizan diferentes materiales para soportar el
tanque y aumentar su resistencia mecanica. Ademas, debido al calor de compresion, aumenta
la temperatura mientras se comprime el hidrogeno dentro del tanque. Esto hace que el ma-
terial del tanque se caliente de adentro hacia afuera y se dane criticamente si la temperatura
excede ciertos niveles. Por esta razon, el hidrogeno se enfria previamente en sistemas que
utilizan almacenamiento de hidrégeno a alta presién como en la industria automotriz y en
estaciones de abastecimiento de hidrégeno. El hidrégeno se enfria antes de la compresién
con dos métodos: compresion fria o compresion criogénica. Para la criocompresion, se ha
informado de una temperatura del orden de 50 K, mientras que para la compresion enfriada
se utiliza una temperatura de aproximadamente 288 K. El enfriamiento y la criocompresién
se utilizan para realizar una compresion volumétrica réapida y alta para fines automotrices.
Por lo tanto, para el almacenamiento de hidrégeno a temperatura ambiente (temperatura sin
preenfriamiento de hidrégeno), como se mencioné anteriormente, se usa una presién méaxima
de 200 bar. En segundo lugar, el caso de la fragilizaciéon por hidrégeno causa problemas.
La fragilizacién por hidrogeno es el proceso en el que los metales como el acero reaccionan
con el hidrogeno, haciéndolos quebradizos y susceptibles al agrietamiento. Esto se observa
comunmente en tanques con revestimientos metéalicos y menos en los que tienen revestimien-
tos de polimero. La fragilizacién por hidrégeno ocurre durante largos periodos de tiempo

y suele ser uno de los principales factores que determina la vida t1til del tanque por parte
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del fabricante. En tercer lugar, el fenomeno llamado permeaciéon de hidrégeno puede causar
problemas. La permeacion de hidrogeno ocurre cuando las moléculas de hidrégeno, debido a
su pequeno tamano, tienden a atravesar las paredes o intersticios de un contenedor hasta su
tuberia o material de interfaz y, en el caso de tanques presurizados, esto da como resultado
una caida de presion dentro del tanque, asi como una disminucién de la masa y, por tanto,
del estado de carga del hidrégeno almacenado en el tanque. Este es un problema mas comun
para materiales como polimeros y menos comun para materiales metélicos [100].

Para superar los desafios del almacenamiento de hidrégeno presurizado, se eligen dife-
rentes materiales para diferentes propoésitos. Los tanques de hidrogeno a presion se dividen
en 4 tipos segtin los materiales que utilizan: Tipo I, II, III y IV. Tipo I. Estos tipos de tan-
ques son tanques de acero o aluminio sin costura. Son voluminosos y pesados con paredes
gruesas. Estan disenados para presiones de hasta 250 bar y son resistentes a la permeacion
por hidrégeno pero no a la fragilizaciéon por hidrégeno. Se utilizan cominmente como una
solucion econdmica para aplicaciones estacionarias. Tipo II: este tipo de tanques son tanques
metélicos (aluminio) sin costura con devanados de filamentos como fibra de vidrio / aramida
o fibra de carbono alrededor del cilindro metédlico. También son pesados y estan disenados
para presiones de 450 a 800 bar. Son competitivos en cuanto a costos debido a la cantidad
relativamente baja de fibras utilizadas para el envoltorio. Tipo III: estos tipos de tanques
estan hechos de revestimientos de aluminio soldados o sin costura completamente envueltos
con compuesto de resina de fibra. Son mas livianos y tienen paredes mas delgadas en com-
paracion con los tanques Tipo I y II. Sus materiales también son menos susceptibles a la
fragilizacion por hidrégeno y estan disenados para presiones de 300 a 700 bar. Son més caras
debido a la gran cantidad de fibras utilizadas para la envoltura. Tipo IV: este tipo de tanques
son lo 1iltimo en tecnologia cuando se trata de tanques de hidrégeno de alta presiéon y estan
hechos completamente de fibra de carbono con un revestimiento de polimero (termopléstico).
La envoltura de fibra de carbono proporciona suficiente resistencia para soportar presiones
de hasta 1000 bar, mientras que el revestimiento termoplastico actia como una barrera de
permeacion, sin embargo, es menos resistente a la permeacion que el acero o el aluminio. Son
los tanques més livianos y costosos en la actualidad y se utilizan (junto con los tanques de
Tipo III) principalmente en la industria automotriz para el almacenamiento a corto plazo
[100].

En general, las empresas de fabricacién de tanques presurizados estdan invirtiendo en la
optimizacién de sus productos para lograr recipientes de hidrégeno gaseoso de alta presion
de transporte a granel livianos y de bajo costo. Esto se hace principalmente mejorando la
durabilidad de los componentes en contacto con hidréogeno a alta presién al tiempo que se
garantiza la seguridad operativa. Sin embargo, debido a la naturaleza de este método de

almacenamiento fisico, no se prevén mejoras radicales para el futuro a corto plazo, ya que
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dependen principalmente de los materiales utilizados, que se mantienen inalterados durante
muchos anos [100].

Considerando el almacenamiento de hidrégeno presurizado como un sistema, actual-
mente se esta investigando la fabricacion de compresores de hidrégeno especializados para
optimizar las caracteristicas de compresiéon y aumentar el caudal mésico de hidrégeno [100].

En cuanto al rendimiento (capacidad de almacenamiento), no se prevé que los tanques
de Tipo I que se utilizaron en el sistema definido en la seccion “Componentes en sistemas de
almacenamiento de tanques presurizados” tengan una mejora significativa, si es que alguna,
de rendimiento a lo largo de los anos. Esto se debe a que su capacidad de almacenar hidrégeno
es directamente proporcional a sus limites de presion, que solo se mejoran al agregar mas
material (acero) para que resistan presiones més altas. Para los tanques de Tipo I y III, la
situacion es similar, pero tienen mas potencial de mejora en el rendimiento con la mejora
en la durabilidad de algunos materiales compuestos. Los tanques de tipo IV tienen el mayor
potencial de rendimiento, ya que el Departamento de Energia de EE. UU. (DOE) ha esta-
blecido metas para mejorar la capacidad de almacenamiento en el futuro para ayudar con la
comercializacion de vehiculos de celda de combustible. En cuanto al costo de los tanques en
si, depende en gran medida de la ampliacién de la industria de almacenamiento de hidrégeno.
Para tanques Tipo I donde la tinica variable de su costo es la cantidad de acero utilizado y
su desarrollo de costos en los proximos anos. Las proyecciones de la industria del hidrogeno
establecen que los costos de los tanques de Tipo I pueden caer a la mitad del precio actual
para 2050. El resto de los tipos de tanques seguirdn una tendencia similar segiin su area
de implementacion en la industria de almacenamiento de hidrégeno con Tipo IV para tener
reducciones significativas de costos debido a su creciente demanda de la industria automotriz
[100].

Se prevé que los compresores utilizados en el sistema de almacenamiento tengan un
rendimiento tecnolégico significativo, tal vez incluso cambien por completo la tecnologia
existente. Se prevé que la tecnologia de compresores actual aumente su rendimiento en un
20 % durante los préximos 30 anos, como estimacion. Sin embargo, los costos de los com-
presores para el almacenamiento de hidrégeno comprimido, dependiendo del crecimiento de
la industria, pueden reducirse a la mitad o incluso a una cuarta parte de los costos actuales
[100].

2.11.3. Tanques de hidrégeno criogénicos

Los tanques o recipientes de almacenamiento de L H, generalmente tienen un diseno de
doble casco, con un vacio entre el contenedor interior y exterior. Para regular un aumento
de presion causado por la evaporacion de hidrégeno en el recipiente interior, se deben liberar

pequenas cantidades de gas (evaporacién). Los sistemas modernos estdn optimizados para
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que la evaporacion ya no provoque pérdidas sustanciales [84].

La duracién del almacenamiento puede limitarse mediante ebullicién. Los tanques
criogénicos se calientan lentamente, lo que da como resultado una tasa de ebullicion tipi-
ca de 0,1-0,5% por dia. Se debe permitir una fuga lenta por razones de seguridad (para
evitar que el recipiente criogénico se sobrepresurice cuando se recalienta a temperatura am-
biente). Sin embargo, las fugas lentas pueden limitarse o eliminarse mediante sistemas de
superaislamiento que capturan autométicamente el gas de ebullicién (por ejemplo, a través
de hidruros) y vuelven a licuar el combustible. Por lo tanto, debido a los altos costos de in-
version y las pérdidas de energia, es poco probable que el hidrégeno liquido juegue un papel
significativo en el almacenamiento de hidrégeno estacionario. Puede ser ttil considerar en el
contexto del transporte criogénico si se trata de grandes cantidades transportadas a largas
distancias y a numerosos lugares o donde no hay tuberias [13].

El hidrégeno debe permanecer por debajo de -253 ° C para permanecer en estado liquido.
Por esta razén, los tanques de hidrégeno licuado deben estar bien aislados para reducir al
minimo las pérdidas de calor. Son de doble casco, con un vacio creado entre las paredes interior
y exterior. A continuacién, este vacio se llena con un material aislante térmico (por ejemplo,
perlita). La pared interna del tanque estd hecha de acero inoxidable austenitico. El disefio
de la estructura de soporte entre la pared exterior e interior es fundamental para reducir
la entrada de calor. A pesar del aislamiento térmico, una pequena cantidad de hidrégeno
se evapora debido a la entrada de calor, por lo que los tanques de hidrégeno licuado deben
incorporar un sistema para liberar el gas de ebullicién para evitar la acumulacién de presion

interna del tanque [64].

2.11.4. Cavernas de sal

La geologia de las cavernas subterraneas permite ciclos mucho mas largos, porque el
costo de capital del reservorio por unidad de energia es generalmente insignificante para el
almacenamiento a escala de GWh. Esas vastas cavernas suelen ser lo suficientemente grandes
como para cargarlas hasta en un 7% al dia y descargarlas en un 10 % al dia, lo que equivale
a una velocidad de ciclo minima de 25 dias aproximadamente. Una tasa de ciclo mas corta
podria ser dificil de lograr (se necesitarian varios pozos, lo que podria conducir a la inesta-
bilidad geoldgica), o requeriria cavernas mas pequenas cuya viabilidad econémica atin no ha
sido probada [13].

Estas limitaciones dejan una brecha potencial entre los tanques presurizados y el al-
macenamiento subterraneo para las tarifas de ciclo entre dias y una semana, lo que podria
representar una oportunidad para otras formas de transporte [13].

Al igual que el gas natural, el hidrégeno se puede almacenar bajo tierra en varios

tipos de formacion geoldgica: acuiferos profundos, depdsitos de petrdleo y gas agotados y
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depositos de sal geolégica. Sin embargo, hasta ahora, el hidrégeno solo se ha almacenado
con éxito en depdsitos de sal gema. El almacenamiento subterraneo se basa en la compresion
y descompresion del gas entre una presion minima y una maxima, ambas derivadas de la
presién inicial de formacion en la caverna. La capacidad energética bruta de la caverna esta
determinada por la presién maxima de la caverna. La capacidad de energia neta es menor
debido a la cantidad de gas colchon necesaria para mantener la presion minima en la caverna.
es decir, gas que no es para uso y debe permanecer en la caverna. La potencia nominal maxima
para la carga esta limitada por la tasa de inyeccién del pozo y los cuellos de botella en las
instalaciones de superficie. La potencia maxima de descarga esta limitada por la tasa de
despresurizacién méaxima admisible de la caverna (factor geolégico): una regla empirica de
10 bar de despresurizacién por dia da aproximadamente un 10 % de la capacidad de descarga
por dia [13].

Los costos de almacenamiento subterrdaneo abarcan tanto las instalaciones sobretierra
como subterraneas. En la superficie, se utiliza un compresor para inyectar hidrégeno en la
caverna y reducir la presion al descargar para que coincida con los requisitos de la tuberia.
A veces se necesita un secador para secar el gas, que puede saturarse con vapor de agua
de los residuos de salmuera en la caverna. Los costos subterraneos incluyen el modelado del
yacimiento, la parrilla, la tuberia y el revestimiento del pozo de inyeccion, la cementacion
del pozo y la instalacion de valvulas de seguridad. Las cavernas de sal generalmente deben
crearse bombeando agua dulce o de baja salinidad en un domo de sal, creando una gran can-
tidad de salmuera para su eliminacién. A pesar de necesitar una inversion inicial sustancial,
el almacenamiento subterraneo es la opciéon preferida para aplicaciones a largo plazo a gran
escala. Permite una capacidad de almacenamiento de energia inigualable, requiere niveles
de compresién relativamente bajos (entre 20 y 200 bar, dependiendo de la profundidad de
la caverna, tipicamente alrededor de 100) y requiere una inversién inicial menor por uni-
dad de capacidad de almacenamiento de energia. El principal problema del almacenamiento
subterraneo es la localizacién de emplazamientos geoldgicos adecuados [13].

Los depdsitos de sal son el tnico tipo de formacién geoldgica que se ha utilizado con
éxito para almacenar hidrogeno bajo tierra hasta la fecha. La sal mantiene la caverna ex-
tremadamente hermética a los gases y no reacciona con el hidrégeno. Esto elimina el riesgo,
comun a todos los proyectos de almacenamiento subterraneo de hidrégeno, de que el gas
reaccione con los minerales y microorganismos del huésped y provoque fugas o bloqueos en
los depésitos [13].

Dado que estas cavernas estan hechas por el hombre, su tamano se puede personalizar
en gran medida. aunque limitado por las dimensiones de la formacién de sal (principalmente
sal en lecho o domo de sal). Las cavernas se pueden crear a profundidades que oscilan entre

500 y 2500 m, en comparacién con los 600-1300 m en el caso del almacenamiento de energia
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de aire comprimido. Pueden alcanzar 500 m de altura y 50-100 m de diametro, dependiendo
del tipo de formacién de sal. Las cavernas de sal permiten tasas de inyeccion y extraccion
més altas que las formaciones naturales (reservorios de petréleo y gas agotados y acuiferos
profundos) y requieren proporciones mas bajas de gas colchén. Como resultado, las tasas
de ciclismo son mas altas. Sin embargo, la escasez de depodsitos de sal adecuados es un
obstaculo importante para el uso generalizado. Las formaciones de sal estan distribuidas
de manera desigual en todo el mundo y no estan necesariamente ubicadas donde se necesita
almacenamiento de electricidad intermitente a gran escala. Ademas, no todas las formaciones
de sal son adecuadas para el almacenamiento de hidrégeno [13].

La caverna de sal se construye mediante un proceso de lixiviacién donde se disuelve sal
de roca con agua inyectada y se extrae la salmuera generada. Esta salmuera debe eliminarse
de forma respetuosa con el medio ambiente. Una vez construida la caverna, el gas se inyecta
a través de un sistema de tuberias sostenido por un compresor instalado en la superficie
del pozo. Una valvula de seguridad y un empaquetador a base de caucho (para asegurar la
estanqueidad entre la tuberia y la carcasa) también forman parte del equipo. Ademas, se
necesita un sistema de secado de gas para eliminar la humedad proveniente de la salmuera
restante ubicada en el fondo de la caverna. La caverna estd llena de hidrégeno, pero una parte
de este hidrégeno debe permanecer en la caverna para asegurar su estabilidad mecénica (gas
colchén). La cantidad de gas colchén dependera de la geometria de la caverna, pero es del
orden de un tercio de la cantidad total de gas almacenado. En algunos casos, este gas de
colchén podria reducirse a cero cuando la caverna funciona a presién constante [64].

La eficiencia de almacenamiento se calcula considerando el trabajo del compresor para
inyectar y recuperar el hidrégeno en el reservorio, la energia necesaria para el acondiciona-
miento del hidrégeno (sistema de secado de gas), las fugas de hidrégeno del compresor y
reservorio y el gas colchén restante, que no sera disponible. Idealmente, el gas colchén podria
recuperarse al final de la vida 1til del depdsito y, en el caso de las cavernas de sal, las tasas
de fuga son muy pequenas, por lo que, en aras de la simplicidad, ambos factores pueden
descartarse en los calculos. El trabajo de compresion estda directamente relacionado con la
diferencia de presion entre la entrada y la salida del compresor [64].

Las enormes cavidades abiertas que representan estas cavernas, con volimenes desde
unos 10.000 sa méas de 1.000.000 m3 a presiones operativas de hasta 200 bar y mas, son
particularmente adecuadas para operaciones de gas flexibles con altas tasas de produccion e
inyeccién y ciclos de gas frecuentes. La proporcién de gas colchén suele ser del 30 %. Debido
a estas propiedades, las cavernas de sal son las mas adecuadas para el futuro almacenamiento
de hidrogeno a partir de energias renovables. La sal de roca no reacciona con el hidrogeno, una
ventaja clave en comparacién con los depdsitos porosos. Sin embargo, el agua del sumidero

de la caverna aumentara el contenido de vapor de agua del gas almacenado [98].
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Las cavernas de sal permiten altas tasas de inyeccién y extraccion; sin embargo, estan
limitados por el gradiente de presién-tiempo admisible p / t (valor maximo comin: 10 bar
/ dia). Sobrepasar este valor puede danar la integridad de las paredes circundantes de la
caverna debido al estrés termomecanico. Las simulaciones numéricas para una caverna de
500.000 m3 muestran caudales masicos de hasta 11.000 kg / h [98].

Al comparar las opciones clave para el almacenamiento subterrdneo de gas, resulta
obvio, por muchas razones, que las cavernas de sal son la primera opcién para almacenar
energia edlica y solar con fuertes fluctuaciones. Las cavernas de sal son las més adecuadas
para operaciones flexibles con altos gradientes de inyeccién / extraccién de gas y cambios
frecuentes. Ademads, la proporcion de gas colchén es moderada en comparacion con el alma-
cenamiento en depdsitos. Lo mas importante es que no se esperan reacciones mineralégicas
o microbiolégicas. Una caverna de hidrogeno tipica de 500.000 m3 puede almacenar aprox.
3733 toneladas (gas de trabajo). Esto corresponde a un contenido de energia de alrededor de

124 GWh con una entrada o salida de potencia méxima de aprox. 0,4 GW [98].

2.12. Usos finales

2.12.1. Re-electrificacién con hidrégeno

Las pilas de combustible generan tanto electricidad como calor (subproducto). La pro-
duccion y uso comun de electricidad y calor también se conoce como cogeneracion o calor
y energia combinados (CHP). En algunos casos, solo interesa la generacién de electricidad,
especialmente en el caso de las unidades de energia de respaldo. A veces, también se ve un
valor adicional relevante en el uso del calor del subproducto, p. en el sector residencial [84].

Todas las pilas de combustible pueden alcanzar una eficiencia muy superior al 40 %.
Las celdas de combustible de alta temperatura, como las PAFC, MCFC y SOFC, pueden
utilizar gas natural suministrado a través de una tuberia y evitar las necesidades de suminis-
tro y almacenamiento de hidrégeno. Los MCFC y SOFC, en particular, a menudo funcionan
a temperaturas que oscilan entre 400 ° C y 600 ° C, necesitan un aislamiento grueso y un
sistema complicado para el procesamiento del combustible, y tienen una gran masa térmi-
ca. Las celdas son adecuadas para 100 kW o mas de operaciéon continua para generacion
distribuida sin transitorios frecuentes o arranque / apagado. Actualmente, la escala de las
celdas de combustible / hidrégeno para la integracién de la red se centra més en las celdas de
combustible estacionarias de energia principal (> 100 kW) que en las unidades de pequena
escala (< 20 kW) [101].

Los generadores de CI diesel se han utilizado ampliamente para energia portatil y de
respaldo, y estan disponibles comercialmente a bajo costo y tienen una serie de productos

estandar para servir al mercado de energia de respaldo. Sin embargo, tienen varios problemas
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de instalacion y funcionamiento que impiden su amplia adopcion para aplicaciones de energia
de respaldo de torres de telefonia celular. Las agencias gubernamentales locales pueden limitar
las instalaciones de generadores de CI debido a problemas de emisiones y ruido. Muchas
antenas celulares estan ubicadas en la parte superior de los edificios, donde los generadores
de circuitos integrados a menudo no pueden obtener un permiso para la instalacion. Otra
opcioén, la bateria de respaldo, es silenciosa y facil de instalar. Sin embargo, la capacidad de
la bateria depende de la masa; Las baterias de alta capacidad son grandes y pesadas, por lo
que podrian incurrir en limitaciones de peso / espacio en espacios reducidos y en azoteas. La
opcion de pila de combustible ofrece tiempos de funcionamiento continuos més prolongados
a un costo menor que los sistemas de energia de bateria. Las pilas de combustible tampoco
necesitan recargarse y funcionan mejor en climas frios que las baterias [101].

Los PEMFC también pueden aprovechar los incentivos de energia limpia, lo que reduce
el costo de instalacion y los hace mas competitivos en cuanto a costos. Ademas, el largo
tiempo de ejecucién y las bajas emisiones en el sitio de PEMFC fomentan un mayor uso
de estos recursos. Los generadores diésel, por ejemplo, solo pueden funcionar durante una
parte limitada del ano, lo que desalienta enérgicamente su participacién en la prestacion de
servicios adicionales a la red. Ademas, con un tiempo de ejecucion prolongado, los PEMFC
para energia de respaldo pueden proporcionar servicios de red cambiando la carga, al tiempo
que garantizan que se cubra la carga critica. Con el inversor y los controles adecuados,
los sistemas de respaldo podrian brindar soporte a la red local. Debido a que las baterias
tienen una capacidad de energia limitada, los propietarios estan mucho menos interesados
en especular con los ingresos adicionales de los servicios de la red a expensas de no tener
suficiente energia durante un apagén [101].

Los sistemas de pilas de combustible pueden proporcionar una fuente confiable de
energia de respaldo de emergencia, particularmente para operaciones de misiéon critica co-
mo centros de datos y telecomunicaciones, donde la energia ininterrumpida es esencial para
el funcionamiento. Los sistemas de pilas de combustible son utilizados por las empresas de
telecomunicaciones para proporcionar energia de respaldo para estaciones base de telecomuni-
caciones, repetidores, torres de telefonia celular y otros sistemas electrénicos, particularmente
aquellos que requieren suministro de energia de CC. Los sistemas de energia de respaldo de
pila de combustible también pueden abordar los desafios de la interrupcion intermitente de
la red, los cortes de energia y las interrupciones de la red debido a desastres naturales con
un suministro de energia mas limpio y confiable que los métodos tradicionales. Debido a su
alta eficiencia, largos tiempos de funcionamiento, confiabilidad y disponibilidad de incentivos
financieros, los sistemas de energia de respaldo son una buena aplicacién para las celdas de
combustible [101].

El sistema de energia de respaldo requiere horas de funcionamiento extendidas de 8 a
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32 horas (8 horas en la resolucién de la Comisién Federal de Comunicaciones), lo que limita
el uso de baterias. Las pilas de combustible superan todos los inconvenientes técnicos de las
baterfas (duracion) y los generadores de CI (emisiones, ruido); sin embargo, un obstaculo en el
despliegue de energia de respaldo de pila de combustible es el costo. Los esfuerzos continuos
para reducir el costo de la celda de combustible, optimizar la configuraciéon del sistema y
maximizar el rendimiento econémico de la energia de respaldo de la celda de combustible
pueden reducir atin mas el costo del propietario. Esos esfuerzos incluyen medidas para reducir
los costos operativos mediante el monitoreo remoto y para proporcionar servicios de red para
aumentar los beneficios econémicos del sistema de energia de respaldo [101].

Las pilas de combustible permiten la oxidacién del combustible rico en hidrégeno y su
conversién en energia 1til sin quemarlo en una llama abierta [37].

Si se utiliza hidrégeno puro, el escape de las pilas de combustible es vapor de agua
y, por tanto, tiene un impacto medioambiental local muy bajo. Sin embargo, si se utilizan
combustibles de hidrocarburos, el uso de pilas de combustible para la generacion de energia
produce emisiones de C'Os y, por lo tanto, solo puede conferir un beneficio climético si se opera
con mayor eficiencia que los métodos de combustion alternativos. No obstante, la experiencia
con pilas de combustible basadas en hidrocarburos tiene un alto valor para la innovacién con
bajas emisiones de carbono debido a la aplicabilidad de los avances tecnolégicos a las pilas
de combustible en general. Esto se debe en parte a que los combustibles de hidrocarburos
a menudo se transforman en hidrégeno en un paso que precede a la pila de combustible
y también a que algunos hidrocarburos pueden producirse mediante procesos con menos
carbono en el futuro, p. Ej. metanol [37].

Al igual que los electrolizadores, las pilas de combustible estan sujetas a un compromiso
entre eficiencia y potencia. La eficiencia es maxima con cargas bajas y disminuye al aumen-
tar la potencia de salida. En comparacién con las tecnologias convencionales, las celdas de
combustible pueden lograr su mayor eficiencia en ciclos transitorios, como en los automéviles
de pasajeros [37].

Aunque las celdas de combustible experimentaron un desarrollo notable durante la
ultima década, los altos costos de inversion y la vida tutil relativamente limitada siguen
siendo las mayores barreras para su aplicacion mas amplia. Los costos de inversiéon dependen
en gran medida del costo de fabricacion y podrian reducirse significativamente con economias
de escala [37].

Se prevé que los costes de inversion para los sistemas de pila de combustible estacionarios
disminuyan mucho més lentamente, principalmente debido al enfoque en una mayor eficiencia
y una vida ttil més prolongada [37].

Existen varias otras aplicaciones de nicho basadas en hidrégeno que se aplican actual-

mente en diferentes sectores. Estas aplicaciones comprenden montacargas con pilas de com-
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bustible, sistemas de energia auténomos para aplicaciones estacionarias o portatiles fuera de
la red y sistemas de energia ininterrumpida para energia de respaldo [37].

Los sistemas de celdas de combustible estacionarias en el rango de varios kilovatios a
multiples megavatios se utilizan para aplicaciones de energia remota y de respaldo. Se utilizan
para suministrar, por ejemplo, torres de telecomunicaciones, equipos de redes o centros de
datos con energia resistente y confiable. En estos casos, los sistemas de pilas de combustible a
menudo reemplazan a los generadores diésel, lo que proporciona una vida util mas prolongada
y un menor mantenimiento. En este mercado esta representada toda la gama de tipos de pilas
de combustible. Si bien los sistemas més pequenos en el rango de hasta varios kilovatios de
electricidad de salida a menudo se basan en PEMFC, los sistemas mas grandes hasta el rango
de varios megavatios se basan principalmente en celdas de combustible de alta temperatura,
como carbonato fundido (MC) u 6xido sélido (SO). celdas de combustible. Muchos de los
sistemas de celdas de combustible se basan en gas natural o hidrégeno como combustible
primario, pero otros combustibles liquidos como metanol, etanol, gas licuado de petréleo
(GLP) y diesel o queroseno, asi como combustibles gaseosos como biogds, propano, butano
y carbén. El gas de sintesis también se estd utilizando [37].

El hidrogeno se puede volver a electrificar en un proceso electroquimico directo, utili-
zando pilas de combustible, pero también utilizando turbinas de combustién térmica conven-
cionales. Estos procesos no compiten por las mismas aplicaciones: las pilas de combustible se
adaptan mucho més a disenos descentralizados y priorizan la fiabilidad, la autonomia y el ba-
jo mantenimiento; las turbinas son mas adecuadas para proyectos centralizados a gran escala
debido a las economias de escala. Ambas vias plantean solo problemas técnicos moderados
[13].

Las pilas de combustible se han desarrollado durante mucho tiempo, impulsadas por la
promesa de los vehiculos eléctricos de pila de combustible. Ahora se encuentran en la fase
inicial de comercializacion, principalmente debido a la creciente popularidad de las aplica-
ciones estacionarias. Dado que la tecnologia de las pilas de combustible y los electrolizadores
es basicamente la misma, los problemas son similares: costes de fabricaciéon y vida 1til. Las
pilas de combustible son generalmente un poco menos eficientes que los electrolizadores, pero
técnicamente mas maduras [13].

Los principales fabricantes de turbinas de gas se han fijado el objetivo de que las turbinas
de gas alimentadas con hidrégeno estén disponibles comercialmente para 2030. Por lo tanto,
el sistema de potencia a hidrégeno a potencia (PtH>tP) se incluye en el modelo a partir de
2030 [83].

Las turbinas de combustién también se pueden usar para quemar hidrégeno, esencial-
mente un gas combustible. Las turbinas de hidrégeno puro permanecen en la fase de demos-

tracién inicial debido a la demanda limitada, pero solo plantearian usos técnicos moderados.

128



Sin embargo, la mayoria de los fabricantes de turbinas estan centrando su atencién en el
uso de una mezcla de gas natural e hidrogeno en las centrales eléctricas existentes. Cuando
la proporcién de hidrégeno excede una cierta proporcion de mezcla, surgen problemas de
seguridad, rendimiento y medioambientales [13].

El proceso de conversion del hidrégeno en electricidad tiene un bajo nivel de eficiencia
energética, que oscila entre el 30 % (para las pilas de combustible de baja temperatura) y el
60 % (para las mejores pilas de combustible de alta temperatura y turbinas de gas de ciclo
combinado de su clase). ). En combinacién con la penalizacién energética derivada del uso
de electrolizadores y el almacenamiento de hidrégeno, estas pérdidas de reelectrificacién dan
como resultado una eficiencia de ida y vuelta que oscila entre el 20 % vy, en el mejor de los
casos, el 48 %, si la tecnologia se desarrolla como se esperaba. Esto significa que, desde una
perspectiva de eficiencia, el hidrégeno no serda competitivo con las tecnologias alternativas de
almacenamiento masivo [13].

Recuperar las pérdidas de calor de la reelectrificacién es fundamental para mejorar la
eficiencia energética del sistema. Las pérdidas de calor se pueden reciclar de 2 formas: para
fines de calefaccion, dentro de aplicaciones combinadas de calor y energia (CHP); o convertido
en electricidad en centrales eléctricas de ciclo combinado. Dependiendo de la tecnologia, el
reciclaje de calor puede aumentar la eficiencia de la conversion de hidrogeno en electricidad
hasta en un 60 % en el caso de centrales eléctricas de ciclo combinado, y hasta en un 80 %
en el caso de combustible CHP de alta temperatura. células, incluido el calor producido.
Sin embargo, los beneficios de la cogeneracion son, en la préactica, muy dependientes de la
correlacion de las curvas de demanda de calor y energia, y de la presencia de una red de
calefaccién urbana o de la demanda local de calor de proceso [13].

La tecnologia de pilas de combustible es extremadamente fiable porque carecen de piezas
moviles. Las celdas de combustible podrian ser particularmente exitosas en aplicaciones donde
la confiabilidad y un bajo requisito de mantenimiento son de gran valor, como energia de
respaldo y auxiliar, y suministro de energia ininterrumpida. Se espera que uno de los mercados
mas prometedores sean las torres de telecomunicaciones sin conexién a la red en los paises
en desarrollo. En casos como estos, el principal competidor de las soluciones de hidrégeno
serian los generadores diésel. Los sistemas de energia solar fotovoltaica o de turbinas edlicas
que incorporan baterias para almacenamiento diurno y soluciones de almacenamiento de
hidrégeno para suavizar las variaciones estacionales estan cerca de la competitividad en
algunos paises. Esto ilustra el papel que pueden desempenar los paises emergentes en el
desarrollo del almacenamiento de energia fuera de la red debido a la falta de redes heredadas
[13].

El uso de hidrégeno electrolitico en turbinas de combustion debe considerarse dentro del

concepto més amplio de energia a gas y como uno de los usos finales del gas. De hecho, es poco
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probable que se necesiten turbinas de hidrégeno puro a medio plazo. Como consecuencia, el
uso de hidrogeno en turbinas de combustion estara sujeto a los problemas comunes que se
enfrentan en el uso de gas natural enriquecido con hidrégeno. Mezclar 1-5 % por volumen no
requeriria ningtin cambio, pero proporciones mas altas requeririan mas I + D para mitigar
los peligros potenciales (por ejemplo, retroceso de llama y sobrecalentamiento, fragilizacion
que podria danar la turbina) y limitar los impactos en la contaminacién del aire local y las
pérdidas de rendimiento [13].

El uso de pilas de combustible para propulsar vehiculos eléctricos (FCEV) se ha con-
siderado durante mucho tiempo una solucién prometedora para la movilidad. Los FCEV se
beneficiarian de las ventajas de los trenes de transmision eléctricos (es decir, alta eficiencia y
sin contaminacién en el punto de uso), sin incurrir en sus inconvenientes (tiempo de repos-
taje, rango de kilometraje). Sin embargo, a pesar de un fuerte impulso en la década de 2000,
los FCEV todavia estan luchando por superar el despliegue del "valle de la muerte”. Deben
resolver tres desafios principales: el almacenamiento de hidrégeno a bordo, la durabilidad y
el alto costo de las celdas de combustible y la distribucién de hidrégeno [13].

La principal ventaja de la cogeneracién es la mayor eficiencia de combustible a elec-
tricidad a carga constante. El principal inconveniente es la falta de flexibilidad: la turbina
de vapor solo se puede activar cuando la carga nominal se mantiene durante varias horas.
El ciclo combinado y la cogeneracién pueden combinarse y no existen barreras técnicas para
aplicar estas tecnologias a las pilas de combustible de hidrégeno o turbinas [13].

Una celda de combustible de hidrégeno es un convertidor que genera electricidad y agua
al combinar un combustible rico en hidrégeno con un agente oxidante, generalmente oxigeno.
La reaccion general es exotérmica. De manera similar a los electrolizadores, las celdas de
combustible consisten en una pila de celdas individuales que estan compuestas cada una de
dos electrodos, una solucién de electrolito y un catodo. La solucién de electrolito sélida o
liquida permite una reaccion al filtrar los iones que pueden pasar a través de ella. Se usa un
catalizador para acelerar la reaccién. A diferencia de las baterias, cuya producciéon de energia
estd limitada por la cantidad de energia potencial almacenada, las pilas de combustible
dependen de una fuente externa de energia y, por lo tanto, funcionan siempre que se les
suministre energia [13].

Un sistema de pila de combustible se conoce generalmente como una bateria FC para
sistemas moviles, o una planta FC para un sistema estacionario. El tipo de pila de combustible
se refiere a la tecnologia utilizada para la pila, diferenciada por la composiciéon quimica del
electrolito y agrupada segin su temperatura de funcionamiento: PEM y FC alcalinas son
pilas de combustible de baja temperatura. El acido fosférico, el carbonato fundido y el éxido
sélido son pilas de combustible de alta temperatura [13].

En igualdad de condiciones, las celdas de combustible capaces de funcionar a densidades
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de corriente mas altas son mas baratas de fabricar por kW, ya que el area de superficie
de la celda es menor para la misma capacidad de salida nominal. Pero, en la practica, la
construccién de componentes significa que las altas densidades de corriente también ejercen
mas presion sobre las celdas y necesitan materiales mas costosos para evitar pérdidas en
el rendimiento nominal. Las pilas de combustible de alta temperatura son mas eficientes
que las de baja temperatura. Como resultado, las celdas de alta temperatura se adaptan
mejor a la generacion combinada de calor y energia. La presiéon del sistema es el unico
factor controlable externamente que puede aumentar el rendimiento del sistema. Pero la
presurizacién implica costos, peso y el espacio ocupado por el equipo de compresion, ademas
de costos adicionales para permitir que los componentes de la celda de combustible soporten
presiones més altas. Por tanto, existe un pequeno margen de maniobra en el funcionamiento
de una pila de combustible instalada. La mayoria de los pardmetros (temperatura, corriente
nominal y presiones accesibles) se establecen segiin las especificaciones del fabricante. La tasa
de consumo de hidrégeno no esta dictada por la cantidad suministrada a la celda: el operador
modulard principalmente la carga de la celda de combustible (salida de potencia) variando
la densidad de corriente, lo cual se logra modulando la resistencia del circuito eléctrico aguas
abajo conectado a la pila de combustible. La tasa de consumo de hidrégeno seguira la carga.
Finalmente, la eficiencia mejora cuando se opera con carga reducida [13].

Como ocurre con la electrdlisis, las pilas de combustible de baja temperatura incluyen
pilas de combustible alcalinas (AFC) y pilas de combustible de membrana de intercambio de
protones (PEMFC). Estos son sencillos y rédpidos de poner en marcha, lo que los hace muy
adecuados para sistemas mas pequenos, ya que evitan los problemas de seguridad y mante-
nimiento que suelen resultar de las altas temperaturas de funcionamiento. AFC y PEMFC
compiten por las mismas aplicaciones. Las celdas de combustible de alta temperatura inclu-
yen celdas de combustible de dcido fosférico (PAFC), celdas de combustible de carbonato
fundido (MCFC) y celdas de combustible de éxido sélido (SOFC). Debido a su temperatura
de funcionamiento mas alta, estas pilas de combustible pueden lograr mayores eficiencias, son
més adecuadas para aplicaciones combinadas de calor y energia (CHP) y pueden alimentarse
con metano en lugar de hidrégeno puro. Son tecnolégicamente menos maduros que sus con-
trapartes de baja temperatura, pero estdn comenzando a comercializarse para aplicaciones
de energia de respaldo estacionarias, principalmente alimentadas con gas natural. Entre las
celdas de combustible de alta temperatura, se espera que las SOFC menos maduras logren
las mayores eficiencias y se beneficien de mayores reducciones de costos en el futuro [13].

Los PEM se han desarrollado para vehiculos eléctricos de pila de combustible porque
son muy compactos, no tienen partes moviles y se pueden utilizar en cualquier orientacion. Se
benefician de una flexibilidad muy alta y una capacidad de respuesta rapida, lo que los hace

ideales para la generacién variable. Esto significa que se utilizan cada vez mas para aplicacio-
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nes estacionarias, principalmente unidades de energia de respaldo y microcogeneracion para
aplicaciones residenciales. Las pilas de combustible PEM adolecen de una baja eficiencia de
combustible a electricidad [13].

Las SOFC funcionan a altas temperaturas, lo que mejora la eficiencia de conversién de
combustible a electricidad. La alta temperatura de funcionamiento también mejora la cinética
de la reaccion, evitando la necesidad de un catalizador metalico. Sin embargo, también se
traduce en un tiempo de puesta en marcha més largo, requiere materiales resistentes al
calor més robustos y debe disenarse para evitar pérdidas de calor. Los SOEF aceptan no
solo hidrégeno, sino también cualquier hidrocarburo ligero (por ejemplo, metano, propano)
o CO como combustible de entrada. También se estan desarrollando pilas de combustible de
metanol. Debido a sus caracteristicas técnicas, las SOFC son adecuadas principalmente para
aplicaciones estacionarias a gran escala que se inician y cierran con poca frecuencia, o para
plantas de cogeneracién descentralizadas [13].

Las turbinas son una tecnologia comercialmente madura para la generacion de energia
a partir de gas natural. El mismo principio podria usarse para producir electricidad a partir
de hidrégeno, que se comporta como un combustible gaseoso. El hidrégeno y el oxigeno se
queman en un quemador, produciendo vapor de agua caliente y presurizado que luego im-
pulsa una turbina. La energia mecéanica producida por la turbina se convierte en electricidad
mediante un generador. Una turbina de hidrégeno puro tendria un diseno ligeramente dife-
rente al de una turbina de gas natural debido a las diferentes formas en que se comportan
los dos combustibles cuando se queman con oxigeno. Se necesitarian pocas modificaciones
técnicas para operar turbinas de gas que utilicen metano o hidrégeno, o una mezcla como
gas natural enriquecido con hidrégeno (CH, + Hs) o gas de sintesis (Hy + CO) [13].

Por lo tanto, el hidrégeno electrolitico podria usarse hoy como enriquecedor de com-
bustible para turbinas de gas natural y de gas de sintesis. En realidad, el hidrogeno mejora
ligeramente el rendimiento de las turbinas de gas, aumentando su eficiencia energética y re-
duciendo sus emisiones de C'O,. Pero también se han observado algunos impactos adversos
que requieren atencién, incluido un aumento en la velocidad de combustién, una extension
de los limites de inflamabilidad (que resulta en una temperatura de ignicién mdas baja) y
un aumento en las emisiones de NO,. En contraste con las plantas de pilas de combustible
hechas de muiltiples pilas de tamano fijo que operan en paralelo, las economias de escala son
mas evidentes en el costo de una turbina, ya que las plantas comerciales deben tener al menos
50 MW. La eficiencia de las turbinas de gas flexibles es de aproximadamente un 40 % en ciclo
abierto, lo que se acerca a la de las pilas de combustible de baja temperatura. Sin embargo,
las turbinas de gas son buenas candidatas para plantas de ciclo combinado, ya que permiten
una conversion de muy alta eficiencia (60 %) en funcionamiento continuo [13].

El enfoque del desarrollo tecnolégico depende de la aplicacion: el enfoque de las pilas
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de combustible estacionarias es aumentar la eficiencia y garantizar la utilizacién del calor
residual; las aplicaciones moviles se centran en la reduccion de costes y el aumento de la vida
util [37].

Una turbina de gas utiliza un compresor que lleva el aire atmosférico a una presion
mas alta. Luego se agrega energia rociando combustible en el aire y encendiéndolo, por lo
que la combustion genera un flujo de alta temperatura. Este gas de alta temperatura y alta
presiéon ingresa a una turbina, donde se expande hasta la presion de escape, produciendo una
salida de trabajo del eje en el proceso. Los procesos fisicos de transformacion de entalpia
en la turbina no dependen del tipo de fluido de trabajo (productos de combustién o vapor).
Sin embargo, las soluciones de diseno técnico y los materiales necesarios para estos sistemas
dependen del tipo de fluido de trabajo. Por lo tanto, las soluciones de diseno de turbinas
de gas y sus componentes se ven muy afectadas por el fluido de trabajo y sus parametros
de entrada. Por ejemplo, las instalaciones de turbinas de gas desarrolladas a partir de los
principios de los motores a reaccion pueden tener un eje de compresor de alta presion y una
turbina coaxial con el eje del compresor de baja presién y la turbina. Sin embargo, tales
instalaciones tienen mayores relaciones de compresién y mayores temperaturas de entrada a
la turbina que las desarrolladas para la industria y los servicios publicos [91].

La lenta velocidad de reaccién quimica del amoniaco con el aire (es decir, la velocidad
de combustién laminar de solo 6-8 cm / s) planted varios problemas de operatividad. Sin
embargo, también se descubrié que el hidrégeno incrustado en amoniaco podria mejorar la
velocidad de la llama. La disociacion, producto de la combustién o de los métodos cataliticos,
podria generar llamas tan rapidas como las obtenidas con hidrocarburos. Los resultados
indicaron que una disociacién del 28 % proporcionaria las propiedades de llama necesarias
para sustituir varios hidrocarburos en los sistemas de combustién de turbinas de gas [91].

Varias organizaciones han reconocido la importancia del amoniaco como almacena-
miento de energia para aplicaciones de energia. El amoniaco, al ser una sustancia quimica
que puede almacenarse durante largos periodos (es decir, incluso anos), puede ser un vector
energético prometedor, barato y maleable para la distribucién de hidrégeno. Por lo tanto,
en comparacion con otras tecnologias, presenta altas posibilidades de desempenar un papel
importante para la generacion de energia a gran escala a través de la recuperacién de fuentes
varadas [91].

Las llamas de amoniaco ricas en combustible se caracterizan por una produccién muy
baja de NOx, con una alta produccién de N Hj sin quemar y una alta produccion de Hs a
partir de la descomposicién del N Hs [91].

El amoniaco también se combiné con hidrégeno, ya que este tltimo se puede obtener del
craqueo del amoniaco, haciendo redundante el uso de otros agentes dopantes para mejorar la

combustion. El programa se inici6 con grandes cantidades de hidrogeno, ya que los estudios
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preliminares de llamas laminares mostraron que concentraciones entre 40-60 y 50-50 (mol %)
de hidrégeno / amoniaco producian velocidades similares a las de las llamas de metano. Sin
embargo, los resultados demostraron que estas mezclas con alto contenido de hidrégeno son
altamente inestables, con un rango de operabilidad muy estrecho como consecuencia de la
alta difusividad del hidrégeno, que comienza a reaccionar antes que el amoniaco en la salida
del quemador. Cuando la concentracién de hidrégeno se redujo a valores cercanos al 30 %
(vol), las llamas eran mucho maés estables y, al mismo tiempo, ofrecian una mayor potencia
en condiciones de funcionamiento més amplias [91].

Las pilas de combustible son convertidores de energia electroquimica que producen
energia eléctrica y térmica a partir de la energia quimica del combustible sin partes moéviles
ni combustion. En principio, las pilas de combustible son similares a las baterias que usamos
todos los dias, pero la principal diferencia es que las baterias son una forma de almacenamien-
to de energia y las pilas de combustible producen energia. Las reacciones electroquimicas de
combustibles liquidos o gaseosos (como hidrégeno, gas natural, metanol y mondxido de car-
bono) y gas oxidante a través de un electrolito conductor de iones de la celda de combustible
producen electricidad y calor. Las pilas de combustible convierten directamente la energia
quimica en electricidad y, en teoria, tienen la capacidad de generar electricidad siempre que
estén alimentadas y oxidadas [91].

Dado que el uso de amoniaco permite la liberaciéon de grandes cantidades de hidrégeno,
el hidrégeno se puede almacenar en amoniaco para aplicaciones que requieren energia cons-
tante, reduciendo asi los costos y minimizando los procesos de repostaje constante. La idea,
también en evaluacién utilizando otros vectores de hidrégeno (es decir, metanol, etanol, me-
tano, metilciclohexano, etc.), estd llevando al desarrollo de una nueva generacién de pilas de
combustible que podrian emplear estos combustibles para la recuperaciéon de hidrogeno. te-
niendo amoniaco en el centro de estos estudios. Ademas, estos dispositivos también se pueden
emplear para recuperar energia de corrientes residuales [91].

A escala de las centrales eléctricas, se esta investigando el amoniaco y el hidrégeno li-
berado de la descomposicién del amoniaco para la generacién de energia a través de turbinas
de gas, asi como para la combustion conjunta con carbén en las plantas de generacion de
turbinas de vapor. El propdsito de usar amoniaco para energia estacionaria es proporcionar
energia despachable de cero emisiones para complementar los recursos eléctricos renovables
variables. La combustién de amoniaco verde en turbinas de gas puede tener un costo menor
que otras formas de generacion de electricidad despachable, como la combustion de combus-
tibles fésiles con captura y almacenamiento de carbono después de la combustion (CAC) y
la energia nuclear. Esto es particularmente relevante en geografias con grandes variaciones
estacionales en el diferencial entre el suministro y la demanda de electricidad, asi como en lu-

gares que carecen de recursos eléctricos renovables asequibles. En estas situaciones, almacenar
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electricidad estacionalmente o importar energia en forma de amoniaco (o hidrégeno) pueden
ser métodos mas rentables que construir en exceso la capacidad de electricidad renovable o
construir una infraestructura de captura de carbono [102].

El hidrogeno se ha explorado ampliamente como combustible libre de carbono para tur-
binas de gas, y la mayoria de los fabricantes europeos se han comprometido a una compatibi-
lidad del 100 % con el hidrégeno en las turbinas de gas para 2030. Mitsubishi se ha adjudicado
el primer gran contrato de 840 MW de turbinas de gas compatibles con hidrégeno en funcio-
namiento. con un 30 % de Hs en 2025 y un 100 % de Hy en 2045. En particular, esta ubicacion
en Utah, EE. UU., utilizard una gran caverna de sal subterranea para el almacenamiento de
hidrégeno [102].

Aunque la combustién de turbinas de gas de hidrégeno estd ingresando al mercado
comercial, las turbinas de gas de amoniaco ain se encuentran en la etapa de investigacion
y desarrollo. Una posible ruta para alimentar turbinas de gas de hidrégeno con amoniaco es
utilizar un paso de descomposiciéon de amoniaco antes de la combustién, es decir, ¢craqueo”.
Las galletas de amoniaco disponibles en la actualidad son a pequena escala (es decir, menos de
100 kg Hy / h). Sin embargo, se ha modelado un craqueador de amonfaco a gran escala para
la transicién de la central eléctrica Nuon Magnum CCGT en Eemshaven, Paises Bajos, para
que funcione con hidrégeno suministrado a través de amoniaco. Se estimé que la adicién de un
craqueador a la planta de energia Nuon Magnum tendria un CAPEX instalado de 246 MEUR
para soportar un sistema CCGT de 437 MW, con un rendimiento de aproximadamente 200
toneladas de NHs / h. El costo cotizado incluye el cracker, asi como las actualizaciones de
los quemadores de turbinas de gas y la infraestructura de descarga y almacenamiento en la
planta. La eficiencia del combustible fue del 56,6 % para la combustion directa de amoniaco
y del 53,1 % para una turbina de hidrégeno con craqueador, en funcién del valor calorifico
inferior (LHV) del amoniaco, debido a que parte del combustible se canibaliza para la energia
de craqueo [102].

La combustion directa de amoniaco es particularmente rentable en factores de carga
de planta (PLF) bajos, que es probable que se vuelva mds comin a medida que aumenta
la penetracion de energias renovables y la energia distribuible, como las turbinas de gas, se
utiliza para cargas estacionales y maximas [102].

Las SOFC de amoniaco todavia se encuentran en la fase de investigacion a niveles de
kW:; sin embargo, se estan escalando para un proyecto de envio de 2 MW para 2024. Se
necesita mas informacion sobre el costo de SOFC; sin embargo, es probable que el costo de
capital de SOFC siga siendo demasiado alto para competir en energia estacionaria de gran

tamano durante algunos anos [102].
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Fig. 2.35: Potencial sistema de electricidad de hidrégeno estacionario [19]

2.12.2. Calor

La cogeneracion de energia y calor permite que el calor residual que se produce durante
la generacién de energia se utilice para fines de calefaccién. Esto puede aumentar signifi-
cativamente la eficiencia energética general en el sector de la construccion. La generacion
descentralizada de electricidad y calor mediante sistemas de micro cogeneracién permite rea-
lizar este beneficio en ausencia de redes de calefacciéon urbana [37].

Actualmente, la eficiencia eléctrica de los sistemas de microcogeneracién de pila de
combustible es de alrededor del 42 %, siendo alrededor de 10 puntos porcentuales més alta
que la de los sistemas de microcogeneracién ICE [37].

Los sistemas de micro cogeneracién de pilas de combustible se basan en un PEMFC
o en una pila de combustible de 6xido sélido (SOFC), esta iltima proporciona calor a una
temperatura mucho mas alta [37].

Si el hidrogeno se quema con aire, también se producen 6xidos de nitrégeno. Se alcanzan
temperaturas muy altas en la combustion de hidrégeno, por encima de 2000 ° C a 3000 ° C,
dependiendo de la proporcién y el contenido de oxigeno del aire de combustién [84].

Las plantas de cogeneracién se pueden operar con dos estrategias: La planta cubre la
mayor parte de la electricidad o la demanda de calor. Si los precios de la electricidad son
altos, es apropiado un modo de funcionamiento basado en la electricidad. De esta manera, se
puede minimizar la compra de electricidad de la red, o la electricidad CHP generada puede
inyectarse a la red eléctrica y reembolsarse [84].

El calor producido como subproducto de la combinacion de calor y energia se utiliza

para cubrir parte de la demanda de calor de los edificios. El modo de funcionamiento, en su
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mayor parte basado en electricidad, da como resultado un bajo rendimiento térmico de los
sistemas de calefaccién de pila de combustible. El requisito de calor restante del edificio se
cubre con un sistema de calefaccion adicional, p. Ej. una caldera de condensacién. Por esa
razon, las pilas de combustible son especialmente adecuadas para edificios con un requisito
de calefaccion de espacio reducido, como los edificios de bajo consumo energético o casi nulo.
En los edificios con un mayor requerimiento de calefaccion de espacios, se utilizan sistemas
hibridos de calefaccién de pila de combustible, que comprenden una pila de combustible y
una caldera de condensacién para cubrir los picos de demanda de calefaccién [84].

Probablemente, la mayor ventaja de las pilas de combustible sobre los procesos de
energia térmica es la conversion electroquimica directa durante la generacién de electricidad
y calor y la mayor eficiencia eléctrica asociada. En modo combinado, es decir, eléctrico y
térmico, las pilas de combustible pueden alcanzar eficiencias de hasta el 95 %. La eficiencia
eléctrica es de hasta un 45 %. Ademads, los sistemas de pilas de combustible se caracterizan
por una alta eficiencia en todos los puntos de carga, son silenciosos, tienen bajos costes de
mantenimiento y funcionan (localmente) sin emisiones [84].

El electrolizador en un sistema HHV BLH, de 1 GW H, generaria alrededor de 1,75
millones de toneladas de oxigeno y 870 GWhth de calor de bajo grado (por debajo de 100 ° C),
anualmente, lo que podria proporcionar en parte un valor adicional a través de oportunidades
regionales de economia circular, como distritos calefacciéon o como principal aporte de energia
a sistemas de captura directa de aire a baja temperatura. Si bien esto puede no ser una ventaja
significativa para la generacion de hidrégeno, en un sistema integrado con captura directa de
aire, el calor de bajo grado gratuito puede reducir el costo de la captura directa de aire de
CO, en aproximadamente un 40 % [75].

El hidrégeno (Hj) se considera un combustible limpio y podria reemplazar a los com-
bustibles fésiles para reducir la contaminacién ambiental. Potencialmente, su combustion
produce solo agua y calor si se controla la temperatura de la llama o se adopta un quemador
de catalizador con una proporcién adecuada de Hy / O2 [57].

En términos de generacion de energia, se pueden emplear hornos para producir vapor.
De manera similar, los gases calientes producidos se pueden redirigir para otras aplicaciones de
calentamiento, como el precalentamiento de aire o combustible, aumentando asi la eficiencia
del sistema. Una de las grandes ventajas de utilizar un horno es que los hornos son mas
robustos y faciles de operar que otros medios de produccién de energia (es decir, turbinas de
gas, motores de combustién interna [ICE], pilas de combustible), con un sistema de fécil acceso
y que Puede disenarse con materiales muy robustos y resistentes. Los hornos y calderas en la
industria tienden a las ultimas décadas, con una vida 1util mas larga que otros generadores de
energia. Aunque tienden a tener un tamano masivo, por lo que requieren un gran consumo de

energia en la mayoria de las aplicaciones, debido a su vasta evolucién a lo largo de los siglos,
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los hornos se seguiran utilizando durante mucho tiempo, especialmente cuando se trata de la
utilizacién de combustibles alternativos como el amoniaco [91].

A pequena escala, las tecnologias novedosas estan bajo el alcance de investigadores de
todo el mundo. La combustién moderada o intensa con baja dilucién de oxigeno (MILD) se
ha presentado recientemente como un candidato para la combustién eficiente del amoniaco.
La combustién MILD se caracteriza tanto por una temperatura elevada de los reactivos como
por un aumento de la temperatura baja en el proceso de combustién, asegurando asi que se
eviten procesos como la produccion térmica de NOx provocada por las altas temperaturas
de reaccién. Ademds, y en particular para el amoniaco, se sabe que las temperaturas de
reaccién mas bajas apoyan mejor la ruta de reaccion NHy / NHy / NH / Ny, minimizando
asi las emisiones. Sin embargo, como existia un precedente limitado en el uso de la tecnologia
para el consumo de amoniaco, se realizaron campanas experimentales para determinar el
desempeno de dicho sistema utilizando N H3 puro. Proporcionando perfiles de temperatura
moderados (hasta 1450 K aprox) y tiempos de residencia de < 0.5 s, el sistema experimental
entregd un buen desempeno para la produccién de emisiones de NOx, alcanzando valores
inferiores a 10 ppm en relaciones de equivalencia entre 1.1 y 1.7 en entradas relativamente
altas. temperaturas (900 K). Curiosamente, las temperaturas de entrada més bajas generaron
mayores emisiones de NOx [91].

El calor industrial, particularmente el calor de alta temperatura, es un sector dificil
de descarbonizar debido a la dependencia de las reacciones termoquimicas, es decir, la com-
bustion, para alcanzar las temperaturas requeridas a un bajo costo. Actualmente, el calor
de alta temperatura (> 400 ° C) exige que el amoniaco pueda ser aplicable por cantidades
de 4300 TWh por ano u 800 millones de toneladas de amoniaco. Esto excluye los procesos
de produccion de hierro y acero, que se supone que utilizan hidrégeno directamente en una
reduccién directa modificada del método de horno de arco eléctrico de hierro [102].

Maés de la mitad de esta demanda de alta temperatura proviene de la fabricacion de
cemento, que requiere temperaturas de 1450 ° C en el horno. Los procesos de cemento pueden
quemar diversos insumos de residuos solidos, incluidos insumos biogénicos y no biogénicos
(por ejemplo, neuméticos, plasticos, biomasa, aceites y disolventes de desecho, harina de hue-
sos y lodos, etc.). Se ha propuesto la quema de combustibles alternativos, como el hidrégeno,
para eliminar las emisiones de C'O, relacionadas con la energia de la produccién de cemento;
sin embargo, altos porcentajes de hidrégeno pueden plantear desafios con las propiedades de
combustion y la composicion de las cenizas de horno, por lo que se han propuesto mezclas
de hidroégeno con otros combustibles alternativos como una solucién. En particular, las emi-
siones de C'O, relacionadas con la energia de la fabricaciéon de cemento solo representan el
30% - 40 % de las emisiones, mientras que las emisiones de CO, restantes se generan en la

reacciéon quimica de convertir la piedra caliza en éxido de calcio [102].
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Los biocombustibles pueden ser razonables a corto plazo, pero otras industrias tam-
bién compiten por recursos biogénicos limitados, como la aviacién, por el bio-queroseno. La
produccién local de hidrégeno y el amoniaco importado ofrecen soluciones alternativas para
esta gran demanda de calor industrial. El andlisis preliminar sugiere que después de los re-
cursos biogénicos, la importacién de amoniaco para combustion directa serd més barata que
la produccion local de hidrégeno o los portadores de hidrégeno organico liquido en China,
Japdn, Brasil e India, siendo Estados Unidos el tinico lugar identificado con hidrégeno local

potencialmente mas barato [102].

2.12.3. Vehiculos

Los FCEV son esencialmente vehiculos eléctricos que utilizan hidrégeno almacenado en
un tanque presurizado y una celda de combustible para la generacién de energia a bordo. Los
FCEV también son coches hibridos, ya que la energia de frenado se recupera y almacena en
una bateria. La energia eléctrica de la bateria se utiliza para reducir la demanda maxima de
la celda de combustible durante la aceleracion y optimizar su eficiencia operativa. Al ser tanto
vehiculos eléctricos como hibridos, los FCEV se benefician del avance tecnoldgico en ambas
tecnologias, ya que tienen una cantidad significativa de partes como baterias y electrénica de
potencia en comun [37].

Hasta la fecha, los FCEV se alimentan con hidrogeno gaseoso a presiones de 350 bar
a 700 bar. Como los tanques de 700 bar permiten rangos mucho méas altos con volimenes
de tanque aceptables, los vehiculos de demostracion mas recientes estan equipados con estos
[37].

La configuracién de una estacién de hidrégeno estd determinada en gran medida por la
demanda diaria de hidrégeno, la forma de almacenamiento de hidrégeno a bordo del vehiculo
(por ejemplo, la presién y la fase) y la forma en que el hidrégeno se entrega o se produce
en la estacion. Determinar el tamano 6ptimo de una estacion es un paso critico. Si bien al
principio pueden ser necesarias estaciones muy pequenas con capacidades diarias de 50 kg a
100 kg de hidrégeno (bésicamente permitiendo de 10 a 20 recargas por dia), se necesitaran

estaciones de hasta 2000 kg por dia en un mercado maduro [37].

2.13. Planificacion de redes de suministro
2.13.1. Referencias historicas

A lo largo del tiempo, el hidréogeno como recurso central dentro de una cadena
de suministro destaca con el diseno presentado por Almansoori y Shah en 2006 [103],

mediante un modelo MILP (Programacién Lineal Entera Mixta, siglas en inglés) que integra
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multiples componentes como produccién, almacenamiento y transporte dentro de un solo
marco. El modelo que plantean busca minimizar los costos totales de inversiéon y operacion
considerando un periodo de un ano con resolucién diaria (monoperiodo). Ademds, posee una
demanda invariable del hidrégeno que se centra unicamente en el transporte (vehiculo por
kilémetro cuadrado) y destaca las distintas rutas en el uso de GH,y (gas hidrégeno) y LH,
(hidrégeno liquido). Como se menciona en [104], este articulo es fundamental en esta rama
de la literatura y ha sido fuente de inspiracién para otros articulos de referencia, que han

intentado mejorarlo mediante multiples modificaciones.

Basado en este primer disenio, Almansoori y Shah [105] en 2009 ampliaron su estudio
considerando la disponibilidad de materias primas y su logistica, asi como la variacion de
la demanda de hidrégeno en un horizonte de planificacion a largo plazo que conduzca a
un desarrollo de infraestructura por fases (multiperiodo). Se destaca por incorporar un
mecanismo para seleccionar matematicamente el mejor tipo de materia prima, su cantidad
y la distribucion dentro de la red, asi como la variabilidad en la demanda de hidrogeno
mediante una forma de “S”, tendencia que se suele repetir en el mercado. Ademas, se consi-
dera la importacién de materias primas, se aprecian los distintos efectos de escala (tamafios
pequeno, medio y grande) y se incorpora la opcién de producir hidrégeno mediante energias
limpias, es decir, electricidad renovable y electrolisis, que en los resultados no presentan
mayor protagonismo por ser altamente mas costosas en relacion al uso de combustibles

fosiles y, preferentemente, el reformado de vapor.

Con estos disenos en mente, por 2012 surgieron novedosas variantes, como incorpo-
racién de incertidumbre en la demanda de hidrégeno (Almansoori y Shah [106]) mediante
escenarios de penetracién de mercado de los vehiculos en base a hidrégeno o incorporar un
modelado dentro de regiones geograficas reales, utilizando la base de datos del sistema de
informacién geografica (GIS) en el diseno (Johnson y Ogden [107]). Este tltimo ademas logré
su divisién geografica por grupos de demanda y dié especial énfasis en el uso de gasoductos

para transportar hidrogeno.

Durante 2014, Almaraz y compania [108] realizaron una distincién importante entre
resultados derivados de modelar un solo objetivo de costos y la optimizacién multi objetivos,
anadiendo el impacto medioambiental y el riesgo como nuevas funciones a minimizar en
donde, ademds, se diferencia el modelar secuencialmente el mismo diseno segmentado
temporalmente (monoperiodo) y modelar todos los periodos de estudio de una corrida

(multiperiodo).
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Si bien hasta el momento se habia captado la esencia de la infraestructura necesaria
para una cadena de suministros de hidrégeno, no fue hasta el afio 2016 en que Samsatli
[109] mediante su modelo realiza un despliegue mas completo de una red de hidrégeno, en
el cual mostré que el almacenamiento es la clave que permite a la tecnologia usar energia
intermitente y satisfacer las demandas distribuidas temporal y espacialmente. El modelo
presentado en este trabajo es el primer modelo MILP en la literatura para redes integradas
de energia edlica-hidrogeno-electricidad que puede determinar simultaneamente el diseno y
operacion de la red considerando en detalle aspectos tanto espaciales como temporales para
que el transporte y almacenamiento de energia se puedan modelar con mayor precision.
Este modelo mostré la necesidad de tener en cuenta el funcionamiento hora por hora de la
red, incluido un balance de inventario adecuado para el almacenamiento. Ademas, cuando
hay un exceso de generacion de electricidad a partir de los aerogeneradores, el modelo es
capaz de elegir si transmitir esta electricidad a otras zonas (donde la demanda seria mayor),
convertirla en hidrégeno para almacenamiento o convertirla en hidrégeno y transmitir
el hidrégeno a otra zona. El modelamiento logra una representaciéon méas fidedigna a la
realidad de lo que vendria siendo la infraestructura necesaria para completar la cadena
de suministro, siendo éstas las tecnologias que habilitan la forma fisica del hidrégeno.
En el caso de estudio se logra habilitando 3 niveles de almacenamiento distintos y el
transporte mediante gasoductos, para los cuales se requiere el uso de compresores y expanso-

res que permitan los distintos niveles de presién que se adectien a la ruta que siga el hidrogeno.

Finalmente, siguiendo la misma linea argumental, en 2018 con el modelo de Bique
[110] se reafirman los potenciales que busca el hidrégeno hoy en dia: El exceso de energia de
fuentes de energia renovable se puede convertir en hidrégeno a partir del agua por electrolisis
y que la instalacién de almacenamiento, al igual que el modo de transporte, estd vinculado
a la forma del hidrogeno. A diferencia del modelo anterior, sumado a los compresores como
tecnologia asociada a la forma gaseosa del hidrogeno, el caso de estudio presenta las plantas

de licuefacciéon para su forma liquida.

2.13.2. Tendencias generales de diseno

En adelante, si bien el diseno de cadenas de suministro dependeria en gran medida del
enfoque optado por el autor, existieron tendencias entre los modelos. Por ejemplo, Dagdougui
[63] clasificé los enfoques para el HSCND en tres categorias: 1) Disefio del suministro de
hidrégeno utilizando los métodos matematicos de optimizacién, presentando los aspectos
generales con una formalizacién matematica del HSC, seguido de una aplicacién del modelo

para un estudio de caso nacional o regional. 2) Estudios que implementan modelos y marcos
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espaciales para el diseno de infraestructura de hidrégeno como el sistema de informacion
geogréfica (GIS) y 3) Uso de escenarios y planes de transicién. A su vez, hace mencién de
que se puede producir hidrégeno siguiendo dos opciones, a saber, producciones centralizadas
y descentralizadas. Siguiendo la misma légica, Agnolucci [111] examiné estudios a través
de distintas escalas espaciales: estudios a escala nacional que utilizan modelos de sistemas
energéticos; estudios a escala regional que optimizan la infraestructura de hidrégeno desglo-
sada espacialmente; y estudios a escala local que optimicen la ubicacién de las estaciones
de llenado, cuyos efectos pueden observarse en [112]. Ademds, Agnolucci [111], en base a
estas tendencias, incité a variar el diseno, como incorporar modos de transporte adicionales,
determinar endégenamente el uso de hidrogeno gaseoso o liquido, considerar la vida til de

las instalaciones o no asumir demandas de hidrégeno homogéneas por division geografica.

Analizando el estudio de Li [104], que clasifica las caracteristicas de una cantidad
significativa de disenos de cadena de suministro del hidrégeno hasta el 2019, se puede intuir
que de la variada gama de disenos hasta esa fecha los modelos que buscan minimizar los
costos totales de la red tienden a abarcar inicamente al hidrégeno como fuente energética,
excluyendo otras opciones como lo son la electricidad o el calor. Ademaés, se puede observar
que en su mayoria se abarcan grandes periodos de modelacién, restandole importancia al
comportamiento dinamico a las diversas tecnologias que suelen depender de condiciones
fluctuantes a lo largo del dia, como lo son las horas de sol para plantas fotovoltaicas o la
velocidad del viento para las centrales edlicas. Debido a la poca expertiencia internacional
en mercados intensivos en hidrogeno y sus diversas aplicaciones, se hace dificil estimar con
exactitud el comportamiento y magnitud de su demanda, en especial en tiempos pasados
donde no se presentaban las mismas oportunidades, por lo que su uso como combustible
en vehiculos basados en celdas de combustible ha sido, en general, el principal foco de
demanda a abastecer. Finalmente, en los disenios presentados la tecnologia de electrdlisis es
utilizada como termino genérico, siendo pocas veces distinguida entre sus variantes, tales

como alcalina o PEM.

2.13.3. Enfoques de diseno

Dentro de variedad de disenos de hidrogeno, se puede destacar el trabajo de Yang
[113], que utiliza una optimizacién del sistema de energia de hidrégeno cuasi espacial, para
investigar la evolucién de una infraestructura de hidrégeno de bajo carbono en California
bajo diferentes condiciones y restricciones politicas. El enfoque estd en comprender cémo

las restricciones de GEI, los mandatos renovables y otras politicas “verdes” pueden afectar
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las opciones de infraestructura y las emisiones resultantes. También se encuentra el modelo
de Won [114], que se centro en el sistema de suministro de hidrégeno basado en fuentes de
energia renovable, involucrando la disponibilidad y el costo del agua en su modelo. Shah
[115] logr6 su divisién geogréfica por grupos de demanda, donde los mercados regionales
se clasifican en tres categorias: regiones con participacién de mercado regional alta (3 %),
media (2%) y baja (1%). Kim [116] considerd la importancia de adherirse a las regulaciones
gubernamentales sobre el uso de la tierra en relacién con la produccién de energia al intentar
modelar un HSCN basado en viento. Han [117] determiné de forma endégena (actuando
como una variable de decisién en el modelo) el uso de GHs o LH5 en lugar de asumirse de
forma exégena (es decir, a priori). Kim y Moon [118] propuso un método de riesgo para la
cadena de valor del hidrégeno que ha sido utilizado en otras referencias, que intenta medir
la posibilidad de que un evento accidental pueda provocar consecuencias perjudiciales. El
primer paso se enfoca en evaluar los riesgos individuales de las actividades del hidrégeno.
Luego se determina la frecuencia esperada de eventos no deseados y el volumen asociado
de dano. Evaluar los riesgos para cada escenario de acuerdo con los modos de falla clave,
formando una matriz de clasificacion de riesgos. La matriz de clasificacion de riesgos resume
las calificaciones de consecuencia y frecuencia para cada escenario. Cada peligro se representa
en una matriz de frecuencia versus consecuencia, que indica su nivel de riesgo como alto,

moderado, bajo o insignificante.

Si bien la mayoria de disenos tiene una perspectiva social cuya funcién objetivo
principal se basa en la minimizacién de costos totales (Li [104]), dentro de la literatura
es posible encontrar disenos con perspectivas de inversién, cuya funciéon objetivo busca
maximizar las utilidades del sistema. Un diseno que refleja sus ventajas es el de Han [119],
donde los parametros técnicos y econémicos se estiman mediante el modelado detallado de
la operacion del proceso tecnologico completo, los flujos intratecnolégicos y los materiales y
la energia de subcontratacién necesarios (por ejemplo, calor, electricidad, agua y materiales
auxiliares). En el caso de estudio se busca suplir la demanda de electricidad, hidrégeno y
combustibles liquidos, donde se decide si la electricidad generada en estas instalaciones se
puede utilizar directamente para satisfacer la demanda de electricidad o se puede alimentar
a la instalacion de electrolisis para producir hidréogeno. Otro destacable disefio se presenta
en Seo [120] planteando las conversiones entre formas de hidrégeno. Este estudio sugiere
que las vias del hidrégeno con una instalacién de almacenamiento central como objetivo
pueden cambiar la forma fisica del hidrogeno, a diferencia de estudios anteriores en los
que el estado del hidréogeno se fija como gaseoso o liquido desde la producciéon hasta el
uso final. Por ejemplo, si la forma de hidrégeno de entrada del drea de almacenamiento

es liquido criogénico ya que se transporta en camiones cisterna, pero la forma de salida
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es gas comprimido para la tuberia; debe haber un vaporizador que cambie el hidrégeno
liquido a una forma gaseosa para la corriente de salida. Dentro de los principales resultados
del caso de estudio, indica que la mayor reduccion de costes de un sistema centralizado se
produce en el escalon de almacenamiento con respecto a una situacion descentralizada y la
produccién in situ es la tecnologia més econémica para los primeros mercados. Sin embargo,
a medida que crece el mercado, el modelo de almacenamiento centralizado es el método mas
econémico para planificar la infraestructura de hidrégeno. Dentro de lo novedoso, Kim [121]
se centré en el sistema de suministro de hidrégeno basado en fuentes de energia renovable, en
donde la electricidad producida se puede utilizar para la producciéon de hidréogeno mediante
electrélisis de agua y/o venderse a la red como exceso de electricidad con 2 tecnologias
de almacenamiento disponibles: Para hidrégeno y oxigeno. Dentro del caso de estudio, se
destaca que los ingresos derivados de la venta de oxigeno en exceso aumenta en los casos de
mayor demanda y establecer un sistema de almacenamiento para equilibrar la oferta y la
demanda de hidrégeno se impone como una estrategia més adecuada desde el punto de vista

econdmico que una estrategia orientada a la produccién de vender productos en exceso.

Finalmente, se encuentran aquellos disenos donde el hidréogeno no se presenta como
principal recurso energético y es una opcién mas dentro de la matriz energética en contexto
como uso final o almacenamiento. Un gran exponente en esta materia se presenta en Christian
Breyer [122], donde se despliega la variedad de tecnologias para suplir las diversas demandas
en el caso de estudio de Bolivia mediante el modelo LUT, como los sectores de energia, calor,
transporte, desalinizacién y el sector industrial, con el fin de lograr un sistema energético

bajo en emisiones.

2.13.4. Modelo LEELO

El modelo LEELO (Long-term Energy Expansion Linear Optimization) es una herra-
mienta desarrollada por Jannik Haas para encontrar la combinacién éptima de almacena-
miento de energia, minimizando la inversién y los costos operativos de un sistema de energia,
decidiendo las capacidades de almacenamiento y tecnologias renovables. Mas alla del balance
energético clasico, LEELO puede incluir reservas de energia y autonomia energética como
servicios. El enfoque considera un horizonte de modelado de un ano con resolucién por hora
(es decir, 8760 pasos de tiempo secuencial). El sistema de energia eléctrica estd represen-
tado por multiples nodos, donde el sistema de transmision se modela como un modelo de
transporte. El enrutamiento del flujo se modela para capturar la energia hidroeléctrica en
cascada. LEELO puede manejar cualquier cantidad de dispositivos de almacenamiento. Co-

mo el enfoque se encuentra en un sistema de energia 100 % basado en energias renovables, las
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restricciones de compromiso de la unidad no son necesarias (por ejemplo, tiempos minimos
en linea/fuera de linea de los generadores fésiles). LEELO estd formulado como un programa
lineal en GAMS y puede resolverse con un algoritmo de barrera (punto interior), p. Ej. de
CPLEX.
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3. Propuesta metodolégica

En esta seccién, y sus respectivas subsecciones, se plantean y reafirman los desafios
que suponen los sistemas energéticos a futuro, se presentan las bases que conforman el mo-
delo propuesto y de qué forma marca las directrices que logran dar solucion a ello bajo las

condiciones establecidas.

3.1. Descripcion del problema

Como bien se ha planteado en secciones anteriores, los futuros sistemas energéticos
supondran una relacion cada vez mas estrecha entre lo que es econdémica y técnicamente
factible, con lo que la sociedad, y més atin, el medioambiente requiere para enfrentar el cambio
climatico y a la vez percibir un desarrollo sostenido. Ante la problematica, la comunidad
cientifica cada vez da mas peso a la flexibilidad que logre tener el sistema ante lo impredecible,
vale decir, la incertidumbre que conlleva la generacién limpia en base a tecnologias renovables
y, por ende, asegurar un grado de respuesta tal que minimice el riesgo de falla.

Sumado a esto, la falta de infraestructura para transportar esta energia limpia hacia el
resto de Chile es y va a ser una limitante en la inversién renovable, dado que llegado a cierto
punto, no seria posible inyectar toda la energia que podria, eventualmente, ser generada
gracias al perfil solar en el norte y un vertimiento seria inevitable. Esta situacién crearia
una sobreinversion de éstas tecnologias dependientes del clima y no se percibiria el ingreso
proyectado por los inversionista, provocando a fin de cuentas un desincentivo de la tecnologia.

Dentro de las caracteristicas que posee Chile, la centralizacion econémica es una que
se ha mantenido a lo largo de su historia. El auge por descentralizar los recursos marca una
vision que ha de considerarse para el desarrollo de la energia en Chile. Promover la economia
circular para las regiones y, en la idoneidad, lograr la autarquia energética, es parte de la
solucion a la descentralizacion. En paralelo a esta idea, disminuir la dependencia energética
con el extranjero y, mas aun, tener la posibilidad de exportar energia limpia a futuro al resto
del mundo, es uno de los caminos que ofrece la llegada de un mercado de hidrégeno.

El hidrégeno es uno de los factores que ayudan al problema, pero no a la solucién
completa de por si. En realidad, més que un fin, el hidrogeno abre un camino que conecta
al resto de vectores de energia, ya sea la electricidad, el calor, combustibles e incluso el
agua como componente clave en el proceso de obtencion de hidrogeno. La capacidad de
almacenar energia por tiempos prolongados es un factor clave para una transiciéon energética
100 % limpia, pero como apoyo a las tecnologias actuales que amortiguan fluctuaciones mas
dindmicas en el tiempo.

El modelo desarrollado en este trabajo busca proponer un sistema que, bajo distintos
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escenarios, logren suplir las demandas esperadas al minimo costo con una eventual llegada del
hidrégeno verde a Chile. Ademds, con respecto a un caso base, se evaluard el comportamiento
del sistema en situaciones hipotéticas, con el fin de dar respuesta a posibles improvistos y/o
rutas que tome el pais a futuro y crear certidumbre en la inversion de hidrégeno verde.

El fuerte del modelo recae en la variedad de rutas a las que puede optar siempre y cuando
logre abastecer la demanda. M&s atn, se realiza especial incapié en la capacidad del modelo
para cerrar el ciclo de la energia, es decir, un vector de energia puede ser convertido en otro
teniendo la posibilidad de volver a su vector de origen luego de ser acondicionado, almacenado

o transportado asumiendo los costos adicionales y las pérdidas de energia asociados a ello.

4. Propuesta metodoldgica

En esta seccién, y sus respectivas subsecciones, se plantean y reafirman los desafios
que suponen los sistemas energéticos a futuro, se presentan las bases que conforman el mo-
delo propuesto y de qué forma marca las directrices que logran dar solucién a ello bajo las

condiciones establecidas.

4.1. Descripcion del problema

Los futuros sistemas energéticos supondran una relacién cada vez mas estrecha entre lo
que es econdémica y técnicamente factible, con lo que la sociedad, y mas aun, el medioambiente
requiere para enfrentar el cambio climéatico y a la vez percibir un desarrollo sostenido. Ante
la problematica, la comunidad cientifica cada vez da ma&s peso a la flexibilidad que logre
tener el sistema ante lo impredecible, vale decir, la incertidumbre que conlleva la generacion
limpia en base a tecnologias renovables y, por ende, asegurar un grado de respuesta tal que
minimice el riesgo de falla.

Sumado a esto, la falta de infraestructura para transportar esta energia limpia hacia el
resto de Chile es y va a ser una limitante en la inversién renovable, dado que llegado a cierto
punto, no seria posible inyectar toda la energia que podria, eventualmente, ser generada
gracias al perfil solar en el norte y un vertimiento seria inevitable. Esta situacién crearia
una sobreinversion de éstas tecnologias dependientes del clima y no se percibiria el ingreso
proyectado por los inversionista, provocando a fin de cuentas un desincentivo de la tecnologia.

Dentro de las caracteristicas que posee Chile, la centralizacion econémica es una que
se ha mantenido a lo largo de su historia. El auge por descentralizar los recursos marca una
visiéon que ha de considerarse para el desarrollo de la energia en Chile. Promover la economia
circular para las regiones y, en la idoneidad, lograr la autarquia energética, es parte de la

solucion a la descentralizacion. En paralelo a esta idea, disminuir la dependencia energética
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con el extranjero y, mas aun, tener la posibilidad de exportar energia limpia a futuro al resto
del mundo, es uno de los caminos que ofrece la llegada de un mercado de hidrégeno.

El hidrégeno es uno de los factores que ayudan al problema, pero no a la solucién
completa de por si. En realidad, més que un fin, el hidréogeno abre un camino que conecta
al resto de vectores de energia, ya sea la electricidad, el calor, combustibles e incluso el
agua como componente clave en el proceso de obtencién de hidrégeno. La capacidad de
almacenar energia por tiempos prolongados es un factor clave para una transicion energética
100 % limpia, pero como apoyo a las tecnologias actuales que amortiguan fluctuaciones mas
dindmicas en el tiempo.

El modelo desarrollado en este trabajo busca proponer un sistema que, bajo distintos
escenarios, logren suplir las demandas esperadas al minimo costo con una eventual llegada del
hidrogeno verde a Chile. Ademds, con respecto a un caso base, se evaluard el comportamiento
del sistema en situaciones hipotéticas, con el fin de dar respuesta a posibles improvistos y/o
rutas que tome el pais a futuro y crear certidumbre en la inversion de hidrégeno verde.

El fuerte del modelo recae en la variedad de rutas a las que puede optar siempre y cuando
logre abastecer la demanda. Més atn, se realiza especial incapié en la capacidad del modelo
para cerrar el ciclo de la energia, es decir, un vector de energia puede ser convertido en otro
teniendo la posibilidad de volver a su vector de origen luego de ser acondicionado, almacenado

o transportado asumiendo los costos adicionales y las pérdidas de energia asociados a ello.

4.2. Estructura del modelo y componentes

A continuacion se describe la funcionalidad del modelo y las tecnologias que se abordan
en cada punto de la cadena de suministro del hidrégeno verde, en armonia con el resto de

vectores de energia.

4.2.1. Caracteristicas y supuestos

El modelo presentado es una adaptacion de lo que es originalmente el modelo
LEELO [26]. Esta nueva version mantiene el principio de una matriz 100 % renovable
(no hay opciones de generacién fésil) y los multiservicios que puede ofrecer el sistema.
En este estudio no existe un andlisis detallado en relacién a las emisiones contaminantes
asociadas al despliegue de las tecnologias y las hidroeléctricas tienen menos peso (no hay
opcion de invertir en hidroeléctricas a gran escala o de pasada, solo se opera si hay ca-

pacidad existente o existe un proyecto aprobado, considerando los costos que conlleva su uso).

La optimizacién abarca un ano con resolucién horaria y se modela cada 5 anos, inician-

do en el ano 2025 y finalizando en el ano 2050, es decir, se modelan 6 periodos de tiempo por
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cada escenario que se disponga. El modelo de por si ofrece la posibilidad de mantener la ca-
pacidad invertida en un periodo de modelacién para el siguiente (optimizacién cuasi-estética,
a la capacidad existente del proximo periodo se le agrega la capacidad invertida del periodo
anterior) pero no se aplica en lo que refiere a este estudio debido a la capacidad computacio-
nal adicional que requeriria mantener tecnologias que proyecten mejoras tecnolégicas (por
ejemplo, si una tecnologia posee una mejora de eficiencia entre un periodo y otro, el man-
tener esa capacidad para el siguiente periodo implicaria que se “actualice”sin costo alguno).
Cabe destacar que en términos de optimizacion, no existe relacién tedrica alguna entre un
periodo y otro, obteniéndose resultados totalmente independientes, por lo que la relacion que
se pueda establecer esta determinada netamente por el andalisis que se realice (no es lo mismo
realizar optimizaciones consecutivas cada 5 anos, que optimizar todos los anos desde 2025 a
2050).

Como base, el modelo original consideraba 16 tecnologias de conversiéon con una sola
entrada/salida, 7 tecnologias de almacenamiento y no contemplaba la posibilidad de trans-
porte energético. Ademas, el modelo se limitaba a abastecer tinicamente la demanda eléctrica
del sistema.

La nueva adaptacion del modelo permite la incorporacién de 161 tecnologias de con-
versién con multi entrada/salida (vale decir, la cogeneracién es una opcién) con nuevas res-
tricciones de ramping, 19 sistemas de almacenamiento con nuevas restricciones de carga y
descarga maxima, y 13 modos de transporte disponibles. Se destaca que cada tecnologia nue-
va incorporada incluye su respectivo estudio y proyecciones de costos y eficiencias desde el
ano 2025 hasta el afio 2050. Ademds, dentro del desarrollo de los modos de transporte se
diferencian aquellos que pueden trabajar con doble sentido de flujo (Ejemplo gasoductos, la
linea 1-2 es la misma que 2-1) y trabajan con un solo sentido (Ejemplo camiones, la linea
1-2 se diferencia de 2-1). Sumado a lo anterior, se desarrolla la logistica asociada al uso de
camiones con celdas de combustible (es decir, consumen hidrégeno en vez de combustibles
contaminantes) acoplado a distintos tipos de remolques, que considera trayectos de ida y
vuelta desde el nodo origen (es decir, si se exporta energia desde el nodo 1 al nodo 2, el
modelo asume que el camién viaja desde el nodo 1, descarga en el nodo 2 y necesariamente
vuelve al nodo 1). Para ello, dependiendo de cada caso de estudio se desarrolla una topologia
geo-referenciada que permita diferenciar los trayectos para los modos de transportes bidirec-
cionales (gasoductos y acueductos pueden ir en paralelo a las lineas de alta tensién HVAC)
y los modos de transporte unidireccionales (aquellas rutas que posean carreteras existentes).
Los nodos introducidos en el modelo se ubican exactamente en las subestaciones eléctricas
que existan en la region de estudio y se ofrece la posibilidad de importar energia desde otras
regiones externas al caso de estudio (es decir, se puede importar energia desde regiones co-

lindantes a la estudiada). Los multi-servicios heredados ahora pueden ser aplicados a todos
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los vectores de energia (antes solo existia la posibilidad de reserva y autonomia energética
en electricidad). La cantidad de espacio requerido para el despliegue de infraestructura no es
considerada (no existe una limitante) y dependiendo del tipo de nodo, se prohibe el desplie-
gue de ciertas tecnologias bajo criterios con respaldo cientifico o por imposibilidad de caso
(almacenamiento de bombeo y desaladoras solo en zonas costeras o tecnologias espaciosas en
nodos ubicados dentro de una ciudad). Finalmente, la nueva versién puede suplir 12 niveles
de demanda a través de 21 ecuaciones de balance, enfocado mayormente al uso del hidrégeno

verde.

4.2.2. Demanda

Las demandas que deben ser suplidas durante todo el periodo de modelamiento pueden
ser agrupadas dentro de 4 grupos principales: Demanda eléctrica, térmica, hidrogeno y agua
desalada.

En lo que respecta a la demanda de hidrégeno, se pueden diferenciar otros 2 subgrupos:
Demanda nacional e internacional/exportacién. Dentro de la demanda nacional, se pueden
identificar las distintas presiones a las que se acondiciona el hidrégeno (GH;) dependiendo
de la aplicacién que se le dé; el hidrégeno a 200 bar es propio de los usos energéticos (al-
macenamiento) y el consumo industrial; el hidrégeno a 350 bar es propio de los consumos
mineros, vehiculos de carga, buses y vehiculos pesados; el hidrégeno a 700 bar es propio para
el consumo en vehiculos ligeros y las estaciones de llenado. Dentro de la demanda internacio-
nal o de exportacion, se pueden identificar los vectores de hidrégeno que proyectan mayores
desempenos para envios de gran tamano y las declaraciones extranjeras sobre el uso final que
darfan a este hidrégeno; el hidrégeno en forma liquida (LH,); el amoniaco (N H3); el metanol
(CH30H o MeOH). Es digno de mencionarse que el metano o gas natural (CH4), para efectos
de este estudio, no se considera un vector de hidrégeno debido a la alta aplicabilidad que
posee en la actualidad sin la necesidad de ser reconvertida a hidrégeno y tiene aplicaciones
mayormente como combustible.

En lo que respecta a la demanda térmica, se pueden diferenciar otros 4 subgrupos:
Demanda térmica de alta temperatura (procesos por sobre los 400°C), térmica de media
temperatura (procesos entre los 100-400°C), térmica de baja temperatura (procesos bajo los
100°C) y ACS (Agua Caliente Sanitaria, generalmente bajo los 60°C); para efectos de este
estudio, tanto la demanda térmica de alta y media temperatura tienen mas bien un uso
como consumos para que funcionen ciertas tecnologias mientras que la demanda de baja
temperatura refleja los consumos industriales. E1 ACS es especifica para el consumo en forma

de agua.
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4.2.3. Nodos

Los nodos que conforman el modelo, como se menciond, son los puntos donde se ubican
las subestaciones eléctricas. Sin embargo, hay que destacar que estos puntos no solo seran
focos de consumo a nivel eléctrico, sino que de todos los vectores de energia. Debido a esto
se realizd una distincién entre los nodos bajo 2 categorias: por dimensiones espaciales y por
importacion de energia.

El criterio de dimensiéon espacial enfatiza tanto los alrededores en donde esté ubicado
como el acceso real que exista para exportar energia. En este estudio se pueden identificar:
los nodos costeros, que son los puntos més cercanos a la costa y, por ende, acceso a agua
de mar y opcién de exportar; los nodos ciudad, que no permiten despliegue de tecnologias
que abarquen extensas superficies de tierra, aceptando inversion de tecnologias a nivel de
distribucion; los nodos normales, que son todos aquellos distintos a los antes mencionados.

El criterio de importacion de energia, tal como dice su nombre, son aquellos puntos en
los que existe conexién a otros sistemas de energia distintos al de modelacién (por ejemplo,

electricidad proveniente de otras regiones por medio de lineas de alta tensién).

4.2.4. Generacién renovable

Las tecnologias con perfiles de generacién renovable aplicados a este estudio consideran
centrales fotovoltaicas de un eje (0° de inclinacién) para gran escala y techos solares a nivel
residencial (10° de inclinacién), comercial (10° de inclinacién) e industrial (10° de inclinacién)
cuyos despliegue maximo se limita al total de demanda requerido en sus respectivos sectores
(por ejemplo, un techo solar residencial solo puede suplir electricidad que requieran grupos
residenciales, sin posibilidades de inyectar excedentes a la red).

Para la generacion fotovoltaica a gran escala, se extraen 3 perfiles solares por nodo para
evitar errores por toma de medidas y ademéas abarcar mayor superficie por nodo. Por otro
lado, se extrae 1 perfil solar por cada tipo de techo solar al ser nodos mas especificos y tener

un menor impacto en suplir demanda.

4.2.5. Unidades de almacenamiento

Comunmente, al desarrollar la idea de unidades de almacenamiento es directo asociarlas
a una futura reinyeccion de electricidad al sistema. Sin embargo, para efectos de este trabajo

se facilitan unidades para cada vector de energia:

= Almacenamiento hidraulico de bombeo a gran escala para reinyeccion eléctrica.

= Baterias de Ion-Litio a gran escala para reinyeccién eléctrica.
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Almacenamiento de aire comprimido a gran escala para reinyecciéon eléctrica.

Almacenamiento de hidrogeno gaseoso en tanques presurizados a 30 bar a gran escala

para su conversion en otros vectores de energia.

Almacenamiento de hidrégeno gaseoso en tanques presurizados a 200 bar a gran escala

para suplir la demanda asociada o su conversién en otros vectores de energia.

Almacenamiento de hidrégeno gaseoso en tuberias subterraneas presurizadas a 200 bar
a gran escala para suplir la demanda asociada o su conversion en otros vectores de

energia.

Almacenamiento de hidrégeno gaseoso en cavernas de sal a una presién de 200 bar
a gran escala para suplir la demanda asociada o su conversion en otros vectores de

energia.

Almacenamiento de hidrégeno gaseoso en tanques presurizados a 350 bar a pequena

escala para suplir la demanda asociada.

Almacenamiento de hidrégeno gaseoso en tanques presurizados a 700 bar a pequena

escala para suplir la demanda asociada.

Almacenamiento de hidrégeno liquido a gran escala para suplir la demanda asociada o

su conversion en otros vectores de energia.

Almacenamiento de amoniaco a gran escala para suplir la demanda asociada o su con-

versién en otros vectores de energia.

Almacenamiento de metanol a gran escala para suplir la demanda asociada o su con-

version en otros vectores de energia.

Almacenamiento de gas natural /metano a gran o pequenia escala para suplir la demanda

asociada o su conversion en otros vectores de energia.

Almacenamiento de sales fundidas a temperatura nominal de 565 °C a gran escala para

reinyeccién eléctrica o su conversion en otros vectores de energia.

Almacenamiento de sales fundidas a temperatura nominal de 400 °C a gran escala para

reinyeccion eléctrica o su conversion en otros vectores de energia.
Almacenamiento de agua a gran o pequena escala para suplir la demanda asociada.

Almacenamiento de agua caliente sanitaria a pequena escala para suplir la demanda

asociada.
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= Almacenamiento térmico distrial de baja temperatura a mediana o pequena escala para

suplir la demanda asociada.

= Almacenamiento de diéxido de carbono a gran o mediana escala para apoyar el funcio-

namiento de plantas de sintesis.

4.2.6. Modos de transporte

Aligual que con las unidades de almacenamiento, en los sistemas energéticos usualmente
s6lo se consideran las lineas de alta tension, ya sea en su version clasica HVAC en corriente
alterna o en version HVDC para corriente continua cuyo uso se asocia a largas distancias.
Para efectos de este informe, ademds de las lineas de alta tension HVAC (mediante un costo
genérico sin considerar costos de ampliacién en subestaciones si fuese necesario), se dispone

de otras alternativas para transportar energia:
» Lineas de alta tensién HVAC para el transporte de electricidad.
= Gasoductos a presion de trabajo de 70 bar para el transporte de hidrégeno gaseoso.
= Gasoductos a presion de trabajo de 140 bar para el transporte de hidrégeno gaseoso.
= Gasoductos de amoniaco gaseoso para el transporte del mismo.
= Acueductos para el transporte de agua desalinizada.
= Camiones con remolque refrigerado para el transporte de amoniaco liquido.
= Camiones con remolque convencional para el transporte de metanol.

= Camiones con remolque criogénico junto a una bomba para el transporte de hidrégeno

liquido.

= Camiones con remolque de tubos presurizados a 200 bar para el transporte de hidrégeno

£2ase0s0.

= Camiones con remolque de tubos presurizados a 350 bar para el transporte de hidrégeno

gaseoso.

= Camiones con remolque de tubos presurizados a 500 bar para el transporte de hidrégeno

gase0s0.

= Camiones con remolque de tubos presurizados a 700 bar para el transporte de hidrégeno

£ase0s0.

= Camiones con remolque convencional para el transporte de agua desalinizada.
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4.2.7. 'Tecnologias de conversion

Dentro de este grupo se pueden desempenar 2 tipos de usos: Tecnologias que funcionan

como puente entre tecnologias y tecnologias que convierten un tipo de vector en otro.

Entre las tecnologias cuyo fin es hacer de puente se encuentran:

» Compresores y valvulas que se encargan de subir o bajar el nivel de presion del hidrégeno

respectivamente.

» Un turboexpander que permite reducir el nivel de presién del hidrégeno desde 200 a 70

bar recuperando electricidad en el proceso.

= Plantas de licuefaccion y regasificacion para acondicionar o liberar el hidrégeno respec-

tivamente.

» Unidades de sintesis y cracking tanto de amoniaco y metanol para acondicionar o liberar

el hidrégeno respectivamente.
= Unidades de sintesis de metano.

» Interfaces de carga/descarga de las unidades de almacenamiento.
Entre las tecnologias cuyo fin es convertir vectores:

» Electrolizadores tipo PEM y Alcalinos tanto para el despliegue a gran escala como para

su utilizacion en sitio, utilizando agua y electricidad para producir hidrégeno.

» Captura directa de carbono de alta y baja temperatura, utilizando electricidad y calor

de baja temperatura para extraer COy del ambiente.

» Desalinizaciéon con agua de mar de tipo Osmosis inversa utilizando electricidad, Ins-
tantanea multi-etapa y Destilacién multi-efecto utilizando electricidad y calor de baja

temperatura para producir agua desalada.

= Intercambiadores de calor, que permiten el movimiento térmico desde altas temperatu-

ras a menores temperaturas.

= Resistencias eléctricas, que utilizan electricidad para generar calor para cada rango de

temperaturas.

» Bombas de calor, que utilizan una fuente de calor (se supone existente) y electricidad

para generar calor de baja temperatura o para ACS.
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Quemadores de metano que utilizan éste para generar calor para cada rango de tem-
peraturas y quemadores de hidrégeno que utilizan el mismo para generar calor de alta

o media temperatura.

= Turbinas a gas natural y de hidrégeno, que utilizan éstos para generar electricidad

respectivamente.

s Celdas de combustible tipo PEM y SOFC, que utilizan hidrégeno para generar electri-
cidad.

= Centrales de concentracién solar tipo torre y de cilindro parabdlico, con sus respectivas
campos solares que utilizan la radiacién proveniente del sol para generar calor y sus

respectivas turbinas a vapor que utilizan este calor para generar electricidad.

= Colectores solares, que utilizan la radiacion proveniente del sol para generar calor ACS.

Entre la variedad de tecnologias incorporadas, hay ciertas variaciones que son impor-

tantes destacar.

En las tecnologias de electrolizadores, ademas de distinguirse entre PEM y Alcalino, se
anade la opcion de produccion in-situ. Esta modalidad se compone de los costos asociados
a las mismas tecnologias pero a menor escala y ademas llevan incorporados compresores
que elevan la presion a 700 bar. El propdsito de esta alternativa es crear la disyuntiva sobre
producir a gran escala e invertir en modos de transporte o producir a pequena escala a nivel
local pero sin la posibilidad de transportar este hidrogeno. La presién final fue seleccionada de
acuerdo a las posibilidades de este tipo de despliegue en las estaciones de llenado para usos en
transporte ligero. Como informacién adicional, la tecnologia de electrolizadores libera calor
al producir hidrégeno, sin embargo, par efectos de este estudio se asumira que este calor es

utilizado por el mismo y mantenerse en estado “caliente”, facilitando la flexibilidad de salida.

La tecnologia Turboexpander, cominmente utilizada como un componente mas en
procesos de acondicionamiento de hidrégeno, permite la reduccion desde los 200 hasta los
70 bar tunicamente. A diferencia de las valvulas reductoras, esta tecnologia si posee costo
pero hace uso de las diferencia de presién para generar electricidad. Los niveles de presion
seleccionados estan ligados a algunos modos de transporte de hidrégeno y unidades de
almacenamiento del mismo, por lo que las posibilidades de que sean cantidades mayores de

hidrégeno circulando son mayores.
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Las turbinas a gas, mds comunmente asociadas el consumo de gas natural/metano
para generar electricidad en circuito abierto o ciclo combinado, tienen mayores alternativas
en el modelo propuesto. Como es sabido, las turbinas de circuito abierto solo generan
electricidad a partir del gas ingresado mientras que las turbinas de ciclo combinado hacen
uso del calor de salida para alimentar una turbina a vapor en serie. En el presente estudio,
ademds de estas configuraciones de dispone de intercambiadores de calor que pueden hacer
uso del calor de salida tanto en circuito abierto como ciclo combinado para suplir demanda
térmica de baja temperatura y ACS respectivamente. Sumado a esto, a partir del ano 2030
se anaden las mismas 4 configuraciones pero con la posibilidad de alimentar dichas turbinas

con hidrégeno.

En las celdas de combustible tipo PEM, se disponen de 2 configuraciones. La primera
es a escala de distribucién y genera exclusivamente electricidad, sin dar uso al calor liberado,
mientras que la segunda configuracién se dispone a escala residencial y puede generar

electricidad y calor para ACS.

A mayores escalas, las celdas de combustible SOFC o de estado sdlido proporcionan
altas temperaturas pero carecen de flexibilidad. Sin embargo, la tecnologia posee la pecu-
liaridad de poder utilizar 4 tipos de combustible con el mismo equipo: Hidrégeno a presion
atmosférica, amoniaco, metanol o gas natural/metano. Esta caracteristica puede reducir
la inversion de la tecnologia y mantener en operacién la misma con el uso de distintos

combustibles.

Para cada almacenamiento térmico de sales fundidas, se asocia un sistema de concen-
tracién solar de potencia: Para la unidad de almacenamiento a 565°C, se asocia una interfaz
de carga tipo torre solar y una interfaz de descarga mediante un bloque de potencia a esa
temperatura; para la unidad de almacenamiento a 400°C, se asocia una interfaz de carga
tipo cilindro parabdlico y una interfaz de descarga mediante un bloque de potencia a esa
temperatura. Ademads, para cada tipo de planta de concentracién solar, se realizan 3 perfiles
de energia térmica absorbida por el receptor. De estos 3 perfiles se selecciona la que posea
un promedio mayor a lo largo del ano y se ingresa al modelo. Esta simplificacion se realiza
debido a la interaccién que poseen las unidades de almacenamiento con sales fundidas con

otras tecnologias de conversion.
Las tecnologias disponibles para generar calor se pueden resumir en quemadores de

algin combustible, bombas de calor y resistencias eléctricas. La opcion que otorga el modelo

estd en el grado de temperatura que se utilice: Para temperaturas de ACS, se pueden
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todas las tecnologias a nivel residencial o local; para bajas temperaturas también se pueden
utilizar todas las tecnologias pero a escala de distribucién o distrital; finalmente, para altas
y medianas temperaturas, se disponen de quemadores en base a metano o hidrogeno a
partir del ano 2030 y calor eléctrico a través de resistencias a gran escala. Lo llamativo esta
que en estos ultimos niveles de temperatura, también se da la posibilidad de incorporar
estos quemadores o resistencias acoplados a los almacenamientos térmicos de las plantas
de concentracion solar. Este enfoque puede mejorar el factor de planta de éstas durante
el bloque de potencia y mantener caliente el almacenamiento, reparando las pérdidas de
energia y regenerando la energia térmica. Mas atn, esta posibilidad abre otra alternativa:
Invertir inicamente en almacenamiento de sales fundidas y cargarlas tinicamente median-

te resistencias eléctricas o quemadores, convirtiendose asi en una auténtica Bateria de Carnot.

Finalmente, el modelo permite una mayor interaccién dentro de los vectores térmicos.
Se disponen de 6 configuraciones distinas de intercambiadores de calor que puede hacer de
nexo entre cada balance de energia térmica: El primer tipo de intercambiador de calor per-
mite reducir la temperatura obtenida a partir de las celdas de combustible SOFC, pudiendo
inyectar esta energia al balance de medianas temperaturas; el segundo y tercer tipo de inter-
cambiador de calor pueden acoplarse con las unidades de almacenamiento de sales fundidas
de CSP tipo torre solar o cilindro parabdlico respectivamente, extraer calor de ésta, reducir la
temperatura e inyectarla en el balance de medianas temperaturas; el cuarto y quinto tipo de
intercambiador de calor funcionan de la misma manera que las anteriormente descritas, con
la diferencia de reducir atin més el grado de temperatura, pudiendo inyectar esta energia en el
balance térmico de bajas temperaturas; finalmente, el sexto y 1ltimo tipo de intercambiador
de calor es de pequena escala y puede extraer calor de cualquier tecnologia que produzca calor

de baja temperatura e inyectarla con grados de temperatura reducidos al balance térmico de

ACS.

4.3. Modelacion matematica

A continuacién se re-escribe la codificacién del modelo y se describe cada uno de sus

componentes, sus ecuaciones y la fundamentacion detras de su implementacién.

4.3.1. Conjuntos

Los conjuntos plantean matematicamente la escala del sistema a optimizar y la cantidad

de alternativas que se proponen para resolver el problema.
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Conjunto Descripcion

g Generadores convencionales
T Generadores renovables

ct Tecnologias de conversion
st Unidades de almacenamiento
b Nodos

1 Modos de transporte

t Tiempo
ror Hidréaulicas de pasada

Tabla 4.1: Conjunto del modelo.

4.3.2. Parametros

Los parametros definen las caracteristicas propias de cada tecnologia y las implicancias
tanto econémicas como técnicas que cada una manifiesta en el resultado del problema. Estas
provienen de una base de datos madre, desarrollada a través de Excel.

Parametro Descripcion
CostCapG(g) Costo de capital generacién convencional.
CostOperationVarG(g) Costo variable de operacién generaciéon convencional.
CostOperationFixG(g) Costo variable fijo generacién convencional.
AnnuityG(g) Anualidad generacién convencional.

Capacidad minima de generacién convencional que
PMinG(g) bacida & d

debe ser instalada.

Capacidad méaxima de generacién convencional que
PMaxG(g) pacidac & q

puede ser instalada.

Minimo % de generacién proveniente de centrales
MinFossilGeneration . cdes P

convencionales.

. . Miéximo % de generacién proveniente de centrales

MaxFossilGeneration

convencionales.

PexistingG (b,g) Capacidad existente de generaciéon convencional
existin,
& 8 en medidas de potencia.

CostCapR(r) Costo de capital generacién renovable.
CostOperationVarR (r) Costo variable de operacién generaciéon renovable.
CostOperationFixR(r) Costo variable fijo generacion renovable.
AnnuityR(r) Anualidad generacién renovable.

ProfilesR(t,b,r) Perfil de generacién renovable por nodo.
TechnologyR (r) Tipo de generacién renovable.

Capacidad minima de generacién renovable que
MinCapacityPotR(b.r) deé)e ser instalada : !

Capacidad méxima de generacién renovable que
MaxCapacityPotR (b,r) P * & v d

puede ser instalada.

158



Parametro

Descripcion

PexistingR(b,r)

Capacidad existente de generacién renovable en

medidas de potencia.

CostCapCT(ct)

Costo de capital tecnologias de conversion.

CostOperationFixCT(ct)

Costo variable fijo tecnologias de conversién.

CostOperationConvCT(ct)

Costo variable de operacién tecnologias de conversion.

AnnuityCT(ct) Anualidad tecnologias de conversién.
Eficiencia de carga/descarga de la unidad
etaconv(ct) ) o .
de almacenamiento a través de sus interfaces.
Representa el consumo/generacion de electricidad
ElectricFactor(ct) P ) . /8 i .
en tecnologfas multi-entradas/salidas vectoriales.
Representa el consumo/generaciéon de calor
ThermalFactor(ct) P ) . /¢ i .
en tecnologfas multi-entradas/salidas vectoriales.
Representa el consumo/generaciéon de agua
WaterFactor(ct) P ) . /e i & .
en tecnologfas multi-entradas/salidas vectoriales.
Representa el consumo/generaciéon de CO
COsFactor(ct) P , . /e . .
en tecnologias multi-entradas/salidas vectoriales.
Representa el consumo/generacion de hidrégeno, metano,
CombFactor(ct) P ) /8 ) . & ) .
amoniaco o metanol en tecnologias multi-entradas/salidas vectoriales.
LossesCT(ct) Representa las pérdidas inevitables en el proceso de conversion.
. Maéximo cambio en el flujo de energia de subida en las
RampingUp(ct) i ., . . .
tecnologias de conversion entre una unidad de tiempo y la siguiente.
) Maximo cambio en el flujo de energia de bajada en las tecnologias
RampingDown(ct)

de conversion entre una unidad de tiempo y la siguiente.

MinCapacityPotCT(b,ct)

Capacidad minima de tecnologias de conversion que
debe ser instalada.

MaxCapacityPotCT (b,ct)

Capacidad méxima de tecnologias de conversién que

puede ser instalada.

LifetimeCT(ct)

Vida 1til tecnologias de conversién.

PexistingCT(b,ct)

Capacidad existente de tecnologias de conversion en

medidas de potencia.

VectorCT o (ct) Identificador de la entidad energética consumida por ct.
VectorCT p(ct) Identificador de la entidad energética entregada por ct.
ProfilesCSPTower(t,b) Perfil de generacién térmica proveniente de los

heliostatos por nodo.

ProfilesCSPThrough(t,b)

Perfil de generacién térmica proveniente de los

espejos por nodo.

ProfilesCSPCollector(t,b)

Perfil de generacién térmica proveniente de los

colectores por nodo.

CostCapST(st)

Costo de capital unidades de almacenamiento.

CostOperationFixST(st)

Costo variable fijo unidades de almacenamiento.

CostOperationVarST(st)

Costo variable de operacién unidades de almacenamiento.

AnnuityST(st)

Anualidad unidades de almacenamiento.
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Parametro

Descripcion

MaxChargeDischarge(st)

Méximo cambio en el flujo de energfa en la carga/descarga
de las unidades de almacenamiento entre una unidad de tiempo y la siguiente.

VMinST(st)

Minima energia que debe estar almacenada en cada st.

LossesST (st)

Pérdidas de energia entre una unidad de tiempo y la siguiente.

MinVolumePotST(b,st)

Capacidad minima de unidades de almacenamiento que
debe ser instalada.

MaxVolumePotST (b,st)

Capacidad méxima de unidades de almacenamiento

que puede ser instalada.

Energy2PowerRatioMax(st)

Relaciéon méxima entre la capacidad en energia de una unidad de almacenamiento

y la capacidad en potencia de sus respectivas tecnologias de carga/descarga.

Energy2PowerRatioMin(st)

Relaciéon minima entre la capacidad en energia de una unidad de almacenamiento

y la capacidad en potencia de sus respectivas tecnologias de carga/descarga.

LifetimeST(st) Vida 1til unidades de almacenamiento.

Maxima cantidad de ciclos en una unidad de almacenamiento
CyclesST(st) o .

permitidas a lo largo de su vida util.
VexistingST(b,st) Capacic.lad existente ,de unidades de almacenamiento

en medidas de energia.
VectorST (st) Identificador de la entidad energética almacenada en st.
CostOperationFixRoR(ror) | Costo variable fijo hidrdulicas de pasada.
PMaxRoR(ror) Capacidad maxima de hidraulicas de pasada instalada.

ProfilesRoR (t,ror)

Perfil de generacion eléctrica proveniente de hidraulicas

de pasada.
BusRoR(ror) Nodo en el cual se ubica cada hidrdulica de pasada

Capacidad maxima de modos de transporte que
MaxCapacityPotL(1) P ) P d

puede ser instalada.

Identificador del nodo de origen desde el cual
BarO(1) .

el modo de transporte comienza.

Identificador del nodo de destino hacia el cual
BarD(1) .

el modo de transporte termina.

Representa las pérdidas energéticas incurridas al
LossesL(1) )

transportar la energia.

Capacidad existente de modos de transporte en
CapLExisting(1) p. ] p

medidas de potencia.
VectorL(l) Identificador de la entidad energética transportada en L

Costo asociado a los camiones necesarios para
TruckCost(1) i i P

transportar energia a través de remolques.

Consumo eléctrico asociado al uso de
eCons(l) o

gasoductos de hidrégeno.

Cantidad de hidrégeno en 350 bar necesarios como
fuelCons(1) ) i )

combustible para impulsar los camiones.
CostCapL(1) Costo de capital modos de transporte.
CostOperationFixL(1) Costo variable fijo modos de transporte.
CostOperationVarL(l) Costo variable de operacién modos de transporte.
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Parametro

Descripcion

AnnuityL(1)

Anualidad modos de transporte

LH2Demand(t,b)

Demanda horaria de hidrégeno en forma liquida

por nodo.

ACSHeatDemand(t,b)

Demanda horaria de agua caliente sanitaria

por nodo.

LTHeatDemand(t,b)

Demanda horaria de calor de baja temperatura

por nodo.

DesalinationDemand(t,b)

Demanda horaria de agua desalada

por nodo.

MeOHDemand(t,b)

Demanda horaria de metanol por nodo.

NH3Demand(t,b)

Demanda horaria de amoniaco por nodo.

GH2200Demand(t,b)

Demanda horaria de hidrégeno en forma
gaseosa a 200 bar por nodo.

GH2350Demand(t,b)

Demanda horaria de hidrégeno en forma

gaseosa a 350 bar por nodo.

GH2700Demand(t,b)

Demanda horaria de hidrégeno en forma

gaseosa a 700 bar por nodo.

eDemand(t,b)

Demanda horaria de electricidad por nodo.

AutonomyDays Cantidad de dias para servicio de autonomia

Energy CurtailedMax Méxi.rna energia vertic.la permitida como una
fraccién de la generacién entregada.

ReserveRenewables Reservas para generacién renovable.

ReserveFast Reservas para la central energética mas grande.

CostUnserved Costo asociado a la potencia no servida.

CostSpilled Costo asociado a la energia vertida.

RunningCosts Cuota anual de capacidades construidas.

CarbonTax Impuesto verde por gases efecto invernadero.

dt Duracién del paso de tiempo (horas).

nt Cantidad de pasos de tiempo.

ModelType Indice para el modelo a usar.

Scenario Indice para el escenario actual.

curyear Valor numérico del ano modelado.

CostImporte(t) Costo asociado al importe de electricidad.

CostImportH2(t) Costo asociado al importe de hidrégeno.

MaxImporte(t,b)

Méxima cantidad de electricidad importada

permitida por nodo.

MaxImportH2(t,b)

Maéaxima cantidad de hidrégeno importado

permitido por nodo.

Tabla 4.2: Parametros.
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4.3.3. Variables

Las variables vendrian siendo lo que se busca responder mediante el modelamiento
matematico y plantear las bases que sustenten un posterior analisis.

Variable Descripcién

Energia generada por g durante t
powerG(t,b,g)
por nodo b.

Energia generada por ct durante t
powerCT(t,b,ct) §a g P
por nodo b.

Energia generada por r durante t
powerR(t,b,r)
por nodo b.

Energia generada por ror durante t
powerRoR(t,ror) s 8 P
por nodo b.

Energia eléctrica no abastecida durante t
powerunserved(t,b)
por nodo b.

Energia renovable vertida durante t
powerspilledR(t,b) & v v
por nodo b.

E fa térmi tida d te t
powerspilled CSP Tower(t,b) nergia térmica vertida durante
por nodo b.

E fa térmi tida d te t
powerspilledCSPThrough(t,b) reteta termica verida duratte
por nodo b.

E fa térmi tida d te t
powerspilledCSP Collector(t,b) rersla terca verida qurante
por nodo b.

Energia eléctrica importada durante t
powerlmportede(t,b)
por nodo b.

powerlmportedH2(t,b) Cantidad de hidrégeno importado durante t
por nodo b.

TotalGeneratedPower Variable auxiliar generacion total.

. Energia eléctrica importada durante t
powerBimpe(t,b)
por nodo b.

Energia eléctrica exportada durante t
powerBexpe(t,b)
por nodo b.

Volumen de agua importado durante t
powerBimpWater(t,b) & ) P
por nodo b mediante acueducto.

Volumen de agua exportado durante t
powerBexpWater (t,b) & ) P
por nodo b mediante acueducto.

Cantidad de hidrégeno gaseoso importado
powerBimp70barGH2(t,b) a presién de 70 bar durante t por nodo b

mediante gasoducto.

Cantidad de hidrégeno gaseoso exportado
powerBexp70barGH2(t,b) a presién de 70 bar durante t por nodo b

mediante gasoducto.
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Variable

Descripcién

powerBimp140barGH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno gaseoso importado
a presion de 140 bar durante t por nodo b

mediante gasoducto.

powerBexpl40barGH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno gaseoso exportado
a presion de 140 bar durante t por nodo b

mediante gasoducto.

powerBimpNH3(t,b)

Cantidad de amoniaco importado durante t

por nodo b mediante gasoducto.

powerBexpNH3(t,b)

Cantidad de amoniaco exportado durante t
por nodo b mediante gasoducto.

powerBimpTruckWater(t,b)

Volumen de agua importado durante t

por nodo b mediante remolque.

powerBexpTruckWater(t,b)

Volumen de agua exportado durante t

por nodo b mediante remolque.

powerBimpTruck200barGH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno gaseoso importado
a presion de 200 bar durante t por nodo b

mediante remolque.

powerBexpTruck200barGH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno gaseoso exportado
a presion de 200 bar durante t por nodo b

mediante remolque.

powerBimpTruck350barGH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno gaseoso importado
a presion de 350 bar durante t por nodo b

mediante remolque.

powerBexpTruck350barGH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno gaseoso exportado
a presion de 350 bar durante t por nodo b

mediante remolque.

powerBimpTruck500barGH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno gaseoso importado
a presion de 500 bar durante t por nodo b

mediante remolque.

powerBexpTruck500barGH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno gaseoso exportado
a presion de 500 bar durante t por nodo b

mediante remolque.

powerBimpTruck700barGH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno gaseoso importado
a presion de 700 bar durante t por nodo b

mediante remolque.

powerBexpTruck700barGH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno gaseoso exportado
a presion de 700 bar durante t por nodo b

mediante remolque.

powerBimpTruckNH3(t,b)

Cantidad de amoniaco importado durante t

por nodo b mediante remolque.

powerBexpTruckNH3(t,b)

Cantidad de amoniaco exportado durante t

por nodo b mediante remolque.
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Variable

Descripcién

powerBimpTruckLH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno liquido importado

durante t por nodo b mediante remolque.

powerBexpTruckLH2(t,b)

Cantidad de hidrégeno liquido exportado

durante t por nodo b mediante remolque.

powerBimpTruckMeOH(t,b)

Cantidad de metanol importado durante t

por nodo b mediante remolque.

powerBexpTruckMeOH(t,b)

Cantidad de metanol exportado durante t

por nodo b mediante remolque.

powerLpos(t,1)

Flujo de energia del modo de transporte 1

(positivo, es decir, desde a hacia b).

powerLneg(t,1)

Flujo de energia del modo de transporte 1

(negativo, es decir, desde b hacia a).

powerLlosses(t,1)

Pérdida de energia del modo de transporte 1.

autonomyST(t,b,st)

Variable auxiliar para servicio de autonomia.

reserveOperatingReq(t)

Reservas en operacién requeridas del sistema.

reserveFrequencyReq(t)

Reservas en frecuencia requeridas del sistema.

reserveFrequencyCT(t,b,ct)

Reservas en frecuencia ofrecidas por ct.

reserveFrequencyG(t,b,g)

Reservas en frecuencia ofrecidas por g.

reserveOperatingCT(t,b,ct)

Reservas en operacion ofrecidas por ct.

reserveOperatingG(t,b,g)

Reservas en operacion ofrecidas por g.

storedST(t,b,st)

Energia almacenada por st durante t.

vIniST(b,st)

Energia almacenada por st durante t=1.

vFinST (b,st)

Energfa almacenada por st durante t=t f;q.

vLossST(t,b,st)

Pérdidas de energia por st durante t.

Nueva capacidad invertida en generacion

pR(b.r) . .
renovable en medidas de potencia.
Nueva capacidad invertida en generacion
pG(b,g) . . .
convencional en medidas de potencia.
L) Nueva capacidad invertida en modos de
P transporte en medidas de potencia.
Nueva capacidad invertida en tecnologias
pCT(b,ct) > . o8
de conversion en medidas de potencia.
Nueva capacidad invertida en unidades
eST(bst) prec . ,
de almacenamiento en medidas de energia.
IC, Costo de inversién total.
IC, Costo total de inversién renovable.
Ic Costo total de inversion en generacién
g convencional.
Ic Costo total de inversién en tecnologias
ot de conversion.
Ic Costo total de inversion en unidades de
S

almacenamiento.
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Variable Descripcién
Ic Costo total de inversién en modos de
1
transporte.
OC4 Costo de operaciéon y mantenimiento total.
ocC, Costo variable total renovable.
oC Costo variable total en generacion
g convencional.
Costo variable total en tecnologias
OCct .
de conversién.
oc Costo variable total en unidades de
s almacenamiento.
Costo variable total en modos de
0]®))
transporte.
0C Costo variable asociado al vertimiento de
¢ energia y potencia no servida.
Costo variable fijo total en generacién renovable,
ocf, . e
convencional e hidraulicas de pasada.
Costo variable fijo total en tecnologias de
OC fot .
conversion.
Costo variable fijo total en unidades de
OCYs .
almacenamiento.
Costo variable fijo total en modos de
OC'f, !
transporte.
L. Costo total asociado al impuesto verde
Emmissions .
por emisiones de C'Os.
Cantidad de hidrégeno gaseoso en 350 bar
TruckFuelCons(t,b) i SEno 8
como combustible durante t por nodo b.

Tabla 4.3: Variables.

4.3.4. Calculo de escalares

El codigo inicia calculando ciertos escalares que son ttiles para simplificar ecuaciones
posteriores. La ecuacién 4.1 calcula la fraccion de ano que representa la cantidad de tiempo

ingresada. La ecuaciéon 4.2 re-escala los dias de autonomia ingresados a resoluciéon horaria.

; __ dtn
FractionOfYear = 4% (4.1)
AutonomyHours = AutonomyDays - 24 (4.2)
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Por otro lado, desde la ecuacién 4.3 hasta la 4.32, se calcula primeramente la demanda

total a lo largo de todo el periodo de tiempo, seguido de la demanda promedio y finalmente

el servicio de autonomia requerido como la ponderacién de la demanda promedio y las horas

de autonomia equivalentes para cada una de las demandas ingresadas al modelo.

eTotal Demand = 3, [eDemand - dt]

eTotalDemand

eAverageDemand =
nt

eAutonomy = AutonomyHours - eAverage Demand

LH2TotalDemand = 3, [LH2Demand - dt]
LH?2AverageDemand = LH2TetalDemand

nt

LH2Autonomy = AutonomyHours - LH2AverageDemand

ACSHeatTotalDemand = 3, [ACSHeatDemand - dt]

ACSHeat AverageDemand = ACSHeatTotalDemand

ACSHeatAutonomy = AutonomyHours - AC'SHeat AverageDemand

LT HeatTotalDemand = 3}, [LTHeatDemand - dt]

LT Heat AverageDemand = +HeatTotalDemand

LT HeatAutonomy = AutonomyHours - LT Heat Average Demand

DesalinationTotal Demand =}, [DesalinationDemand - dt]

DesalinationT otal Demand
nt

Desalination Average Demand =

Desalination Autonomy = AutonomyHours - Desalination Average Demand

MeOHTotalDemand = 3, ,[MeOH Demand - di]

MeOH AverageDemand = McOHTolalDemand

MeOH Autonomy = AutonomyHours - MeOH Average Demand
NH3TotalDemand = 3, [NH3Demand - dt]
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NH3AverageDemand = NH3TotalDemand (4.22)

nt

N H3Autonomy = AutonomyHours - N H3AverageDemand (4.23)
GH2200T otalDemand = 3, ) [GH2200Demand - di] (4.24)
GH2200AverageDemand = <H220000otalDemand (4.25)

GH2200Autonomy = AutonomyHours - GH2200Average Demand (4.26)

GH2350T otal Demand = 3, ,[GH2350Demand - dt] (4.27)

G H2350AverageDemand = ¢H2350TotalDemand (4.28)

nt

GH2350Autonomy = AutonomyHours - GH2350Average Demand (4.29)

GH2700T otal Demand = 3, , [GH2700Demand - di] (4.30)

G H2700AverageDemand = SHZ00TotalDemand (4.31)

nt

GH2700Autonomy = AutonomyHours - GH2700Average Demand (4.32)

4.3.5. Funcién objetivo

La funcién objetivo planteada en el presente estudio busca minimizar los costos totales
asociados tanto a los costos de inversién anualizados como a los costos operacionales variables
y fijos (mantenimiento y costos anuales independientes de la produccién representados como
un porcentaje de la inversién). Ademads, el modelo puede responder la disyuntiva sobre qué
ruta es mas econdmica: Si suplir la demanda de forma local o mediante la importacién de

electricidad o hidrégeno en determinados nodos.

. ower Importede(t,b)-CostImporte(t
Min IOt + OOt + Z(t,b) [p P 1(00()) P ( )]+

4.33
Z(t,b) [powerImported H2(t,b) - CostImport H2(t)] (4.33)

Seguido a esto, la ecuacion 4.34 especifica el contenido de los costos totales de inversién

y la ecuacion 4.40 el contenido de los costos totales operacionales tanto variables como fijos.

ICy = FractionOfYear - [IC, + 1C, +1C, + ICs + ICY] (4.34)
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Desde la ecuacion 4.35 hasta la 4.39 se presentan los calculos anualizados de la inversion,
presentando costos que se obtendrian si el plazo de inversion de los activos fuera de un ano.
Es destacable notar que en la ecuacion 4.39 existe un término extra asociado al costo del
componente motor de los camiones debido a que este costo esta basado en un TCO (Total
Cost of Ownership) publicado por las predicciones de IRENA. Como tal, este valor representa
el costo de adquisicion sumado al costo de operarlo durante su vida 1util. La idea de ello es
tener en cuenta el costo total en el que se incurre para operar el activo y no solo el costo

inicial de adquisicion y, por lo tanto, ya se encuentra anualizado.

IC, = Z[AnnuityR(r) -CostCapR(r) - pR(r)] (4.35)
(b,r)
IC, = Z[Annuz’tyG(g) - CostCapG(g) - pG(g)] (4.36)
(b,r)
IC, = Z[Annm’tyC’T(ct) - CostCapCT(ct) - pCT(ct)] (4.37)
(byet)
ICs = Z[AnnuityST(st) - CostCapST(st) - eST(st)] (4.38)
(byst)
¢, = Z[(Annuityl)(l) - CostCapL(l) + TruckCost(l)) - pL(1)] (4.39)

@

De la ecuacion 4.41 a la 4.45 se presentan los costos variables de operacién, que son
completamente dependientes de la salida resultante en cada periodo de tiempo de cada con-
junto de tecnologias. En particular, de la ecuacion 4.41 a la 4.43 es en funcién de la potencia
de salida, en la ecuacion 4.44 en funcién de la energia almacenada en el tiempo y la ecuacién
4.45 en funciéon del flujo energético neto en el tiempo. Dentro de este tipo de costos, en la
ecuacion 4.46 se pueden apreciar aquellos costos asociados a penalizaciones que se aplican en
caso de que exista potencia no servida (no se alcanza a suplir la demanda en cierto intervalo
de tiempo) o exista energia vertida (sobreinversién renovable). Finalmente, la ecuacién 4.47
esta ligada al impuesto verde sobre las emisiones de gases efecto invernadero que implican
algunas tecnologias de conversion en funcién de la salida. Este tltimo se divide por 1000 de-
bido a que el costo presentado esta en el orden de los MW, mientras que el modelo desarrolla

sus ecuaciones en el orden de los kW.

0C, = [0C,+0C,+0C+0C,+0C;+0C,+0C f,+0C f,+O0C fo4+OC fi+ Emmissions]
(4.40)
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oC, = Z [CostOperationVarR(r) - power R(t, b, r) - dt] (4.41)

(t,b,r)
oC, = Z [CostOperationVarG(g) - powerG(t,b, g) - dt] (4.42)
(t:0,9)
OC. = Z [CostOperationVarCT(ct) - powerCT(t,b, ct) - dt] (4.43)
(¢,b,ct)
OCs = Z [CostOperationVarST(st) - storedST(t,b, st) - dt] (4.44)

(¢,b,st)

oC, = Z[CostOperationVarL(l) - (power Lpos(t,l) — powerLneg(t,1)) - dt]  (4.45)
()

0C, = > plCostSpilled - (powerspilledR(t,b) + powerspilledCSPCollector(t, b)+

powerspilledC'SPTower(t,b) + powerspilledC'S PThrough(t,b)) - dt]+

> ylCostUnserved - powerunserved(t,b) - dt]
(4.46)
1000
powerCT(t,b, ct84") - 8.4947 + [powerCT(t,b, ct106") + powerCT(t,b, ct107")+
powerCT(t,b, ct108') + powerCT(t,b, ct109')] - 0.4768 + powerCT (t,b, ct118') - 0.03+
[powerCT(t,b, ct123") + powerCT(t,b, ct126")] - 0.185+
[powerCT (t,b, ct127") + powerCT(t,b, ct130") + powerCT'(t,b, ct131")+
powerCT (t,b, ct132")] - 0.227) - dt]

Emmissions = Z(tb)[w * 2 [powerG(t, b, g)) - 0.833333]+

(4.47)
Ya en la tdltima categoria a minimizar, los costos operacionales fijos, asociados gene-
ralmente a mantenimiento y costos anuales independientes de la produccion representados
como un porcentaje de la inversion, se ven presentados desde la ecuacién 4.48 a la 4.48 como
un ponderado entre su respectivo costo y la capacidad instalada total al final de cada tiempo
(existente sumado a la nueva inversién) para cada conjunto. Nuevamente, es importante no-
tar que aquellos parametros que se encuentren multiplicados por 1000 es debido a la escala

de entrada en MW y ser ajustados a escala kW.

OCfo = >4 q|CostOperationFizG(g) - (pG(b, g) + [PexistingG(b, g) - 1000])]+
> nlCostOperationFizR(r) - (pR(b, r) + [PexistingR(b,r) - 1000])]+ (4.48)
> (rony|CostOperationFiz RoR(ror) - [PMaxRoR(ror) - 1000])]

OCf. = Z [CostOperationFixCT(ct) - (pCT' (b, ct) + PexistingCT (b, ct))]  (4.49)
(b,ct)
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oCcf, = Z [CostOperationFixST(st) - (eST (b, st) + VexistingST (b, st))] (4.50)
(b,st)
ocf, = Z[C’ostOperationFimL(l) - (pL(l) + CapLExisting(l))] (4.51)
O]

4.3.6. Generacion convencional, renovables e hidraulicas de pasada

En lo que respecta a gran parte de la generaciéon eléctrica, la ecuacién 4.52 y 4.53
presentan la maxima y minima inversiéon posible para las centrales renovables considerando
la capacidad ya existente. La ecuacion 4.54 da cuenta de que no es posible instalar nueva
capacidad en generaciéon convencional (tipicamente contaminante), enfatizando el enfoque
100 % renovable del modelo.

pR(b,r) < MaxCapacityPotR(r) — (PexistingR(b,r) - 1000) (4.52)
pR(b,r) > MinCapacityPotR(r) - 1000 (4.53)
pG(b,g) =0 (4.54)

Luego, en consecuencia de lo anteriormente mencionado, la potencia entregada en ca-
da tiempo para las generadoras convencionales se ve limitada unicamente a la capacidad

instalada ya existente mediante las ecuaciones eqn:55 y eqn:56.

powerG(t,b,g) < PexistingG(b,g) - 1000 (4.55)
powerG(t,b,g) > 0 (4.56)

Las ecuaciones 4.57 y 4.61 limitan la salida horaria de la generaciéon de hidraulicas
de pasada y generacion renovable respectivamente mediante la capacidad total instalada
(existente sumada a la nueva) ponderada al factor unitario que se presenta en los perfiles
de generacion para cada una de las tecnologias. El factor unitario al que se hace referencia
se obtiene dividiendo la salida obtenida mediante simulacion en SAM, con la capacidad
de diseno de dicha planta, obteniendose valores entre 0 y 1 normalmente, excepto aquellas
tecnologias que tengan salida maxima mayor a la nominal durante un intervalo de tiempo.
Posteriormente, la ecuacion 4.58 suma la salida de la generacién renovable, convencional e

hidraulicas de pasada para ser utilizadas en las ecuaciones 4.59 y 4.60, donde se plantea un
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minimo y maximo porcentaje del total generado que tiene permitido generar las centrales
convencionales como medida de reducir el uso de éstas. Sin embargo, en este estudio no
existira limitante alguna para la generacion de estas tecnologias siempre considerando que
no se permite nueva inversion de ellas y se asuman los costos asociados a impuestos verdes

(minimo es 0 y el maximo es 1).

power RoR(t,ror) < ProfilesRoR(t,ror)- PMaxRoR(ror) - 1000 (4.57)

TotalGeneratedPower = %7,  [powerG(t,b,g)] + >, . [power R(t, b, r)]+

4.58

> (t.rory lPOWET ROR(t, TOT)] (4.38)

Z [powerG(t,b, g)] > MinFossilGeneration - TotalGenerated Power (4.59)
(t:0,9)

Z [powerG(t, b, g)] < MaxFossilGeneration - TotalGenerated Power (4.60)

(t,b,9)

powerR(t,b,7) < ProfilesR(t,b,r) - [pR(b,r) + (PexistingR(b,r) - 1000)] (4.61)

La ecuacion 4.62 calcula el total de energia vertida de cada generador renovable
para cada tiempo y nodo del sistema. El cédlculo realizado contempla la diferencia entre
la generacién que ofrece el contexto medioambiental (radiacién solar en este caso) y la
generacion que efectivamente se realiza. Siguiendo la misma linea, la ecuacién 4.63 impone
un maximo sobre el total de energia vertida al término del periodo de optimizacién como un

porcentaje de la generaciéon renovable total disponible.

powerspilledR(t,0) = >, [ProfilesR(t,b,r) - [pR(b,r) + (PexistingR(b,r) - 1000)]]—

Z(’r) [powerR(t, b7 T)]

(4.62)
>y lpowerspilledR(t,b)] < EnergyCurtailedMax -}, [ProfilesR(t,b,r) - [pR(b,r)+
(PexistingR(b,r) - 1000)]]

(4.63)

4.3.7. Generacion concentracion solar de potencia

Similar a la generacién renovable, las centrales de concentracién solar siguen la misma
légica para cada una de las tecnologias que ofrece el modelo: CSP de torre solar, CSP de

cilindro parabdlico y CSP colectores solares para agua caliente sanitaria. Las ecuaciones
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4.64, 4.67 y 4.70 limitan la cantidad de calor que pueden inyectar a la central termosolar a
través de los heliostatos, espejos y colectores respectivamente a partir de la capacidad total
instalada y el perfil que ofrece el contexto espacial de cada nodo y tiempo. Seguido a ello, las
ecuaciones 4.65, 4.68 y 4.71 calculan la energia térmica vertida por los espejos, realizando la
misma diferencia entre la salida que ofrecen las condiciones climaticas de cada nodo y lo que
realmente se genera respectivamente. Finalmente, las ecuaciones 4.66, 4.69 y 4.72 limitan la
cantidad de energia térmica vertida en la misma fracciéon que en las generadoras renovables

respectivamente.

powerCT(t,b, ct150") < ProfilesCSPTower(t,b) - [pCT (b, ct150")+

7o, (4.64)
PexistingCT (b, ct150")]

powerspilledCSPTower(t,b) = ., [ProfilesCSPTower(t,b) - [pCT(b, ct150")+
PexistingCT (b, ct150')]] — 3_ 4 [powerCT'(t, b, ct150')]

(4.65)
Z(ub) [powerspilledC' S PTower(t,b)] < EnergyCurtailedM ax- (4.66)

> tpenProfilesCSPTower(t,b) - [pCT(b, ct150') + PexistingCT (b, ct150)]] '
powerCT(t,b, ct151") < ProfilesCSPThrough(t,b) - [pCT (b, ct151")+ (4.67)

PexistingCT (b, ct151")]

powerspilledCSPThrough(t,b) = >, [ProfilesCSPThrough(t,b) - [pCT (b, ct151")+
PexistingCT (b, ct151)]] = 3 4 [powerCT(t, b, ct151")]

(4.68)

>ty lpowerspilledCSPThrough(t,b)] < EnergyCurtailedM az- (4.60)
Z(t,bm [ProfilesCSPThrough(t,b) - [pCT (b, ct151") + PexistingCT' (b, ct151')]] '

powerCT(t,b, ct120') < ProfilesCSPCollector(t,b) - [pCT (b, ct120")+ (4.70)

PexistingCT (b, ct120')]

powerspilledCSPCollector(t,b) = 3 [ProfilesCSPCollector(t,b) - [pCT (b, ct120")+
PexistingCT (b, ct120)]] — 32 [powerCT (L, b, ct120')]

(4.71)

>ty lpowerspilledCSPCollector(t,b)] < EnergyCurtailedMaz-

4.72
> wpenProfilesCSPCollector(t,b) - [pCT (b, ct120') + PexistingCT (b, ct120')]] (4.72)
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4.3.8. Sistemas de almacenamiento

Como norma general, en los sistemas de almacenamiento las pérdidas asociadas a la
carga y descarga de energia, asi como la extraccion de ella en casos especiales las asume la
tecnologia de almacenamiento de por si, es decir, la unidad debe ser lo suficientemente masiva
para considerar estas pérdidas y no las tecnologias que se encargan de cargar/descargar o
extraer la energia.

Para las unidades de almacenamiento, la ecuacion 4.73 y 4.74 restringe la nueva inver-
sion energética a la diferencia entre lo maximo que se ingresa al modelo y la capacidad ya

existente, y ademas el minimo que debe ser instalado.

eST (b, st) < MaxVolumePotST (st) — VexistingST (b, st) (4.73)
eST(b, st) > MinVolumePotST(st) (4.74)

La ecuacién 4.75 representa el inventario en las unidades de almacenamiento. La ecua-
cion aplica hasta el peniltimo periodo de tiempo modelado, dado que el almacenamiento por
sobre el ultimo periodo es irrelevante. Dentro del mismo, se hace mencién a que la energia
almacenada para el siguiendo periodo es equivalente a lo almacenado en el tiempo presente,
restado a las pérdidas de energia que posee la tecnologia por hora de almacenamiento, su-
mado a la cantidad de energia cargada ponderada con la eficiencia asociada y restado a la
cantidad de energia descargada dividida con la eficiencia asociada. El resto de términos que
se pueden observar en la ecuacién, hacen referencia a los casos especiales de sales fundidas
a 565 °C (caso torre solar) y 400°C (caso cilindro parabdlico). En estos casos, sumado a lo
anterior, se agrega el calor que puede ser proporcionado mediante quemadores o calor eléctri-
co, se agrega el calor que puede ser extraido por los intercambiadores de calor, se ingresa el
consumo asociado al uso de turbinas a vapor para ambos casos y generar electricidad y, por

ultimo, la cantidad de calor vertido por los espejos en ambos casos.

[storedST(t + 1,b,st)* * = G = storedST(t + 1,b, st) — vLossST(t,b, st)—
[powerspilledC'S PTower(t,b)% =] — [powerspilledC S PThrough(t, b)*" =15+

Z?Zt)v ectorCTp (Ct):VSCtOTST(St)[(powerCT (t,b,ct) - etaconv(ct)) - dt]—
Zsz VectorCTo(ct)=VectorST (st) & #35 & 7636[(p0we7‘CT tbct)) dt]

si VectorCTo(ct)=VectorST (st) & =35 powerg';ﬁgzvcsfm) (475>
Z(ctv CTo(t)=V ST(st) & 36[( LossesCT(ct) ) ) dt]_

si Vector (ct ector st = owerCT(t,b,ct
Z(ct ol [(pLossesC(T(ct))) ) dt]_

Zsz st=14 & VectorCTo(st)=535[( powerCT (¢,b,ct) ) dt]
(ct) ElectricFactor(ct)
Zsi st=15 & VectorC’To(st):E)BG[( powerCT (¢,b,ct) ) dt]
(ct) ElectricFactor( ct)
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Luego de la ecuacién principal, las ecuaciones 4.76, 4.77 y 4.78 plantean las condiciones
iniciales a las que se someten todas las unidades de almacenamiento, donde se explicita que
todas las unidades inician cargadas bajo la condicién de que para el iltimo periodo se debe

reponer o superar la energia inicial.

[storedST(t,b, st)* =] = vIniST(b, st) (4.76)
[storedST(t,b, st)* =trinat] = yFinST(b, st) (4.77)
[vEinST(b, st)*t s7#19) > vIniST (b, st) (4.78)

Las ecuaciones 4.79 y 4.80 calculan la fraccion del total almacenado que se manifiesta
a través de pérdidas. En teoria, como las unidades inician su operacion cargadas al maximo
debiese existir una pérdida desde t=1, sin embargo, dado que mantener estas pérdidas en el
tiempo inicial causan malas interpretaciones en los resultados (pérdidas de energia cuando
no existe inversion), se decidié simplificar el problema aplicando las pérdidas desde el periodo
proximo al inicial.

[vLossST(t,b, st)® pertir de (=0 = storedST(t, b, st) - L22STED . gy (4.79)

[vLossST(t,b, st)* =] =0 (4.80)

Desde la ecuacion 4.81 hasta la 4.84, se limita el maximo y minima cantidad de energia
que puede ser almacenada para todas las unidades de almacenamiento y el caso especial
del almacenamiento de C'O,. Las ecuaciones dictan que no se puede almacenar mas de la
capacidad existente sumada a la nueva inversion y que para todos los periodos de tiempo
debe permanecer al menos una fraccién minima de la capacidad total instalada. En el caso
C'Oy, la energia de almacenamiento posible se limita al 20 % de la nueva inversién (el limite

instalado anteriormente esta lleno).

[storedST(t,b, st)* %719 < eST(b, st) + VexistingST (b, st)
[storedST(t,b, st)* s=19] < 0.2-eST(b, st)
[storedST(t,b, st)s* 1719 >V MinST(st) - [eST(b, st) + VewistingST(b, st)]
[storedST(t,b, st)* =19 >V MinST(st) - [eST (b, st)]
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A partir de la ecuacion 4.85, se desarrolla el concepto de ratio entre la capacidad ins-
talada de las unidades de almacenamiento y la capacidad instalada asociada a la carga y
descarga de éstas. El cédlculo se centra en la condicién de que para instalar nueva capacidad
en almacenamiento, se debe invertir ademas como minimo una proporciéon y como maximo
otra proporcién de los sistemas de carga/descarga que conectan con la unidad de almace-
namiento. La ecuacion 4.85 y 4.86 dictan la proporcién maxima en los sistemas de carga
y descarga respectivamente para la mayoria de unidades de almacenamiento, mientras que
las ecuaciones 4.89 y 4.90 dictan la proporcién minima en los sistemas de carga y descarga
respectivamente. Entre los casos especiales, las ecuaciones 4.87 y 4.88 atienden la proporcion
maxima entre el almacenamiento de sales fundidas para 565°C y 400°C respectivamente y
sus bloques de potencia (turbinas a vapor), y el caso del almacenamiento de COq que se rige
por la proporciéon minima establecida en las ecuaciones 4.91 y 4.92 para la carga y descarga
respectivamente. El motivo de que se realizan todas estas distinciones, en especial como se
observa en las ecuaciones 4.85 y 4.86, es que hay tecnologias que comparten el mismo vector
de destino/origen que aquellas tecnologias cuya funcién es hacer de nexo entre el almace-
namiento y la carga/descarga de energia, como lo son los quemadores que suman calor al
almacenamiento de sales fundidas o los intercambiadores que extraen calor de ellas, las cuales

no tienen la obligacién de seguir estas proporciones.

[[eST(b, st) + VewistingST (b, st)]** 7191 < Energy2Power RatioM ax(st)-
Zsi VectorCTp (ct)=VectorST(st) & ct#131&#132&#134&#135&#137&#138&#139&#140& #141&F#142&#143&F#144
(ct)
[pCT' (b, ct) + PexistingCT (b, ct)]
(4.85)

[[eST(b, st) + VewistingST(b, st)]st 1719 & 714 & £15) < Bnergy2 Power RatioM ax(st)-
Zsi VectorCTo (ct)=VectorST(st) & ct#131&#132&#134&#135&#137&F#138&#139& #140&#141&#142&#143&#144
(ct)
[pCT (b, ct) + PexistingCT (b, ct))

(4.86)

[[eST (b, st) + VexistingST (b, st)]* 5=] < Energy2Power RatioM az(st)- (4.87)
Z?it)l/ectorCTo(ct):%f’ [pCT (b, ct) + PexistingCT (b, ct)] .

[[eST(b, st) + VexistingST (b, st)]* '=1%] < Energy2Power RatioM ax(st)- (4.88)

Z?Zt)vectorCTo(ct)=536 [pCT (b, ct) + PexistingCT (b, ct)]
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[[eST(b, st) + VewistingST(b, st)]* *#1°] > Energy2Power RatioMin(st)-
Zsz VectorCTp(ct)=VectorST(st) & ct#131&#132&#134&#135&#137&#138&#139&#140& #141&#142&#143&F#144
(et)

[pCT (b, ct) + PexistingCT (b, ct)]
(4.89)

[[eST(b, st) + VewistingST (b, st)]st st719 & #14 & 215 > Energy2 Power RatioMin(st)-

Zsz VectorCTo (ct)=VectorST(st) & ct#131&#132&#134&#135&#137&#138&#139&#140&#141&#142&#143&#144
(cet)

[pCT (b, ct) + PexistingCT (b, ct))

(4.90)

[[0.2 - eST(b, st)]** =19 > Energy2Power RatioMin(st)- (4.91)
Z?it)‘/eCtOTCTD(Ct) VectorST(st) [ CT (b, ct) + PexistingCT (b, ct)] '

[[0.2 - eST(b, st)]** =19 > Energy2Power RatioMin(st)- (4.92)

Z?ZtVectorCTo(ct) VectorST (st) [ CT(b Ct) + PGZL"LStZTLgCT(b Ct)]

Posteriormente, sumado a las proporciones antes mencionadas, entre la ecuacion 4.93 y
la ecuacién 4.95 se intenta proteger la calidad de las instalaciones a lo largo de su operaciéon
mediante una maxima cantidad permitida de ciclados por cada unidad de almacenamiento y
los casos especiales de sales fundidas en 565°C y 400°C. El concepto de ciclado hace referencia
a la sucesion de una descarga seguida por una recarga hasta recuperar la energia que se
consumio en los sistemas de almacenamiento. Esta proteccion se representa mateméaticamente
limitando la salida méxima de las tecnologias de descarga asociadas a cada almacenamiento a
una fraccion de la capacidad total instalada de las unidades de almacenamiento por nodo. Esta
fraccién esta dada por la ponderacion entre el nimero de ciclos, que aseguran la durabilidad
del equipo y no incurrir en desgastes adicionales, y la relacién entre la fraccién de ano que

se ingresa al modelo y la vida 1til de la tecnologia de almacenamiento.

Zsi VectorCTo (ct)=VectorST (st) & st#19 & #14 & #15 [pOUJGTCT(t b Ct) . dt]

(t.ct)
< (4.93)
[eST (b,st)+VexistingST (b,st)]-CyclesST (st)- FractionO fY ear
LifetimeST (st)
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ZZ C‘;GCtOTCTO(Ct):S% v = owerCT(t, b, ct) - dt]
. (4.94)

[eST (b,st)+VexistingST (b,st)]-CyclesST (st)- FractionO fY ear
LifetimeST (st)

Z?;C‘;ecto’“CTO(Ct)ZE’SG &= owerCT (¢, b, ct) - di]
< (4.95)

[eST (b,st)+VexistingST (b,st)]-CyclesST (st)- FractionOfY ear
LifetimeST (st)

La ultima clase de restricciones que se impone en los sistemas de almacenamiento, dadas
por las ecuaciones 4.96 a la 4.99 tiene relacién con las limitaciones técnicas de cada una de
ellas. Si bien hay sistemas que pueden realizar cargas y descargas completas de la capacidad
maxima de energia entre un intervalo de tiempo y otro, hay otras que al tener una capacidad
maxima tan masiva, es fisicamente imposible realizar el vaciado y llenado de éstas entre los
pasos de tiempo establecidos en el modelo. El célculo se desarrolla limitando la salida de las
tecnologias de carga/descarga de cada unidad de almacenamiento a la fraccién maxima de la
capacidad total instalada por nodo. Las ecuaciones 4.96 y 4.99 establecen el méaximo nivel de
descarga y carga respectivamente para todas las unidades de almacenamiento, excepto por
los casos especiales de maximo nivel de descarga en sales fundidas a 565°C y 400°C presen-
tadas en las ecuaciones 4.97 y 4.98 respectivamente. La division por 100 es netamente por
el valor del parametro ingresado al modelo como porcentaje. Al igual que con la ecuacién
4.85, las tecnologias restringidas son aquellas que comparten el mismo vector de destino/o-
rigen que aquellas tecnologias cuya funcién es hacer de nexo entre el almacenamiento y la

carga/descarga de energfa.

[powerCT (¢, b, ct)* AHIBIEAIBABUAIIBEABTEAIILAIINAUOCANGA A UIA] | gy
<
[[[eST(b,st)+VexistingST(b,st)]~Ma:L‘ChargeDischa7°ge(st)]Si VectorCTo (ct)=VectorST (st) & st#19 &#14 &#15]
100
(4.96)
powerCT(t, b, ct) - dt
< (4.97)
H[eST(b,st)—I—VexistingST(b,st)]-MaxChargeDischarge(st)]sz‘ VectorCTo (ct)=535 & st:14]

100
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powerCT(t, b, ct) - dt
< (4.98)

H[eST(b,st)+VexistingST(b,5t)]-MaxChargeDischarge(st)]sz‘ VectorCTo (ct)=536 & st:15]
100

[powerCT(t, b, Ct)si ct;é131&#132&#134&#135&#137&;&138&;&139&;&140&7&141&7&142&7&143&;&144] . dt

<

[[[eST(b,st)+VexistingST(b,st)]-MazChargeDischarge(st)]SZ‘ VectorCTp(ct)=VectorST(st) & st7é19]
100

(4.99)

4.3.9. Tecnologias de conversion

Aligual que el resto de conjuntos, las ecuaciones 4.100 y 4.101 limitan la nueva inversién
en tecnologias de conversion a la diferencia entre el maximo posible ingresado al modelo y la

capacidad ya existente.

pCT (b, ct) < MazxCapacityPotCT(ct) — PexistingCT (b, ct) (4.100)
pCT(b, ct) > MinCapacity PotCT(ct) (4.101)

Similarmente, la salida por periodo de tiempo se encuentra limitada a la nueva capaci-
dad invertida sumada a la ya existente para todas las tecnologias de conversion mediante las
ecuaciones 4.102 y 4.103. Sin embargo, la ecuacién 4.104 destaca una tecnologia que puede
optar por un comportamiento distinto. Esta tecnologia es la celda de combustible de estado
sélido (SOFC), la cual puede utilizar 4 tipo de combustibles distintos con el mismo equipo.
Es decir, en un mismo intervalo de tiempo, la electricidad total de salida (suma de las salidas
de cada tipo de combustible) puede ser como méximo la suma de las capacidades instaladas
de cada tipo de combustible. El costo de cada “tipo”de SOFC es igual, por lo que el tipo de
combustible a utilizar esta netamente ligado a la disponibilidad del combustible, el consumo

por kW eléctrico y el costo del combustible.

[powerCT(t,b, ct)st =114 < pCT(b, ct) + PewistingCT (b, ct) (4.102)
[powerCT(t,b, ct)® =119 < pC'T (b, ct) + PexistingCT (b, ct) (4.103)

Z‘Eit)ctzlm A8 owerCT (¢, b, ct)] < > (eyPCT (b, ct) + PexistingCT (b, ct)]  (4.104)

178



Al igual como sucede en las unidades de almacenamiento, dentro del conjunto de tecno-
logias de conversion también hay aquellas que no pueden modificar su pendiente de salida a
libre conveniencia, estando limitadas técnicamente a lo que es fisicamente posible. La fraccion
resultante de la capacidad maxima de salida se denominada Ramping y se aprecia entre las
ecuaciones 4.105 y 4.113. La ecuacion 4.105, 4.108 y 4.111 establecen las condiciones iniciales
de la salida de estas tecnologias, siendo diferente a las demés debido a que no existe un
periodo como referencia para limitar este cambio de pendiente. Ya en condiciones normales,
la diferencia entre lo la salida el periodo siguiente y la salida actual de la tecnologia debe
ser como maximo la fraccién técnicamente factible de la capacidad total existente de la tec-
nologia. Sin embargo, esta fraccion puede ser representada tanto en pendiente positiva en
las ecuaciones 4.106 y 4.109 (aumento en la salida) como en pendiente negativa en las ecua-
ciones 4.107 y 4.110 (disminucién en la salida). Es destacable notar que no existe ecuacién
de ramping hacia abajo en t=1 debido a que en el hipotético tiempo anterior a éste todas
las tecnologias se encuentran con salida nula. Ademads, dentro de las ecuaciones se pueden
notar 2 intervalos distintos para las mismos célculos, y es debido a la distincién que se debe
realizar para la tecnologia SOFC con sus respectivas ecuaciones 4.111, 4.112 y 4.113 dada su
caracteristica de poder generar como maximo la suma de todas las capacidades existentes en
cada tipo de combustible que pueda utilizar, es decir, la suma de las salidas de cada tipo de
combustible debe ser como maximo la fraccién ingresada al modelo y no la salida de cada

una por separado.

[poweTCT(t, b, Ct)si t=1 & ct>74 & ct§84] . dt
< (4.105)

. pCT (byet)+PeaistingCT (byet) dt
100

RampingUp(ct)

[[powerCT(t + 1,b, ct) — powerCT (L, b, ct)]* t=F#—1) & =74 & at<84) . gy
< (4.106)

. pCT (b,et)+PexistingCT (byet) dt
100

RampingUp(ct)

[[powerCT(t + 1,b, ct) — powerCT(t, b, ct)]* t=F#1) & ct=Td & ct<84) . gy

(4.107)

>
pCT (b,ct)+PexistingCT (b,et) dt

—RampingDown(ct) - o0
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[powerCT(t,b, Ct)si t=1 & ct>152 & ct§153] . dt
<

. pCT(b,ct)+PexistingCT (byet) dt
100

RampingUp(ct)

[[powerCT(t + 1,b, ct) — powerCT(t, b, ct)]* t=F#1) & 2152 & ct<153] . gy

<

RampmgUp(ct) . pCT(b,ct)+P§ggstingCT(b,ct) - dt

[[powerCT(t + 1,b, ct) — powerCT(t, b, ct)]* t=F#1) & 2152 & ct<153] gy

>

. pCT (bet)+PexistingCT (byet) dt
100

— RampingDown(ct)

[Z?it)tzl & ct>115 & CtSllS[poweTCT(t b, ct)]] - dt
<

. ET b,ct)+ PexistingCT (b,ct
RampingUp(ct) - 37 [ (bet)+ T B gt

[Zfit)tzl fe 215 & =18, 1erCT (t + 1, b, ct) — powerCT(t, b, ct)]] - dt
<

RampmgUp(ct) . z(ct)[pCT(b,ct)+PexistingCT(b,ct)] . dt

100

[Zfﬁtle b ct21l5 & CtSHS[powerCT(t +1,b,ct) — powerCT(t, b, ct)]] - dt
>

pCT(b,ct)+Pemistz’ngCT(b,ct)] . dt
100

—RampingDown(ct) - Z(ct)[
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4.3.10. Modos de transporte

Para los modos de transporte existe una distincién importante entre 2 grupos: Los
modos de transporte bidireccionales con las lineas HVAC, acueductos y gasoductos, y por
otro lado los modos de transporte unidireccionales con el uso de camiones impulsando la
gran variedad de remolques disponibles. Para ambos grupos, la ecuacién 4.114 limita la
nueva capacidad invertida a la diferencia entre la capacidad méxima ingresada al modelo y

la capacidad existente de modos de transporte.

pL(l) < MaxCapacityPotL(l) — CapLEzisting(l) (4.114)

En el grupo bidireccional de modos de transporte, se puede destacar que las ecuaciones
4.115 y 4.116 limitan el flujo de energia maxima a la nueva capacidad invertida sumada a
la capacidad existente del mismo bajo 2 variables distintas. Esta distincion se realiza debido
que, a diferencia del resto de variable, powerLpos y powerLneg pueden tomar valores positivos
o negativos, por lo tanto, bajo la misma capacidad de transporte, la energia puede fluir en
el mismo sentido ingresado al modelo o positivo (hipotéticamente, desde el punto inicial A
al punto final B) con la variable powerLpos, o la energia puede fluir en el sentido contrario
de diseno o negativo (hipotéticamente, desde el punto final B hacia el punto inicial A) con
la variable powerLneg. Luego, en la ecuacion 4.117 se puede apreciar que las pérdidas que se
incurren en la trayectoria total de energia se aplica en la suma de ambas variables para cada
periodo de tiempo y nodo. El propédsito de este calculo nace del hecho de que independiente
del flujo neto en un modo de transporte bidireccional, existen pérdidas de energia tanto en el
sentido positivo como en el sentido negativo y, por lo tanto, debe ser contabilizada en ambos

momentos.

[power Lpos(t,1)% '=*] < pL(l) + CapLExisting(l) (4.115)
[power Lneg(t,1)% %] < pL(l) + CapLExisting(l) (4.116)
[power Liosses(t,1)* '=2°] = [power Lpos(t,1) + powerLneg(t,l)] - LossesL(l)  (4.117)

Desde la ecuacién 4.118 hasta la ecuacién 4.127, se realiza el célculo del flujo neto
de energia en su modalidad de importacién y exportaciéon en pares respectivamente para
cada modo de transporte mediante la diferencia entre el flujo positivo y el flujo negativo
considerando siempre las pérdidas. Como es de notar, las pérdidas de energia las asume

tanto el nodo exportador como el nodo importador por igual.
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(t, l)sz <25 & VectorL(l)=1 & BarD(l):b] — pOU)GTLpOS(t, l) _ poweaneg(t, l)

__powerLlosses(t,l)
2

[power Bimpe

(4.118)
= power Lpos(t,l) — powerLneg(t,)—

power Llosses(t,l)
2

[powerBea:pe(t, l)sz 1<25 & VectorL(l)=1 & BarO(l):b]

(4.119)

(t, l)sz 1<25 & VectorL(l)=5 & BarD(l):b] — pOU)@TLpOS(t, l) _ poweaneg(t, l)_

[power BimpW ater

power Llosses(t,l)
2

(4.120)

(t, l)sz 1<25 & VectorL(l)=5 & BarO(l):b] — pOU)(?TLpOS(t, l) _ poweaneg(t, l)_

[power BexpW ater

power Llosses(t,l)
2

(4.121)
[power BimpT0bar GH2(t, ) 12> & VectorL)=10 & BarD)=b] — power Lpos(t, 1) — power Lneg(t,)—

power Llosses(t,l)
2

(4.122)
[power BexpT0barG H2(t, 1) 1525 & VeetorL)=10 & BarO)=b] — poper Lpos(t, 1) — power Lneg(t, 1) —

power Llosses(t,l)
2

(4.123)
[power Bimp140bar G H2(t, 1) 1525 & VectorL()=12 & BarD()=b] — poper Lpos(t, 1) — power Lneg(t, 1) —

power Llosses(t,l)
2

(4.124)
[power Bexpl40bar GH2(t, 1) 125 & VeetorL{)=12 & BarO)=b] — poper Lpos(t, 1) — power Lneg(t, 1) —

power Llosses(t,l)
2

(4.125)
[power BimpN H3(t, 1) 125 & VectorL()=18 & BarDW)=b] — power Lpos(t,1) — power Lneg(t,1)—

power Llosses(t,l)
2

(4.126)
[power BexpN H3(t, )% <25 & VectorL()=18 & BarOW)=b] — power Lpos(t,1) — power Lneg(t, 1) —

power Llosses(t,l)
2

(4.127)

Por otro lado, el grupo de modos de transporte unidireccional mediante camiones es
un tanto distinto. Esta vez no existe un sentido negativo del flujo para un mismo modo
de transporte 1, sino que se realiza la separacién entre el sentido positivo en un conjunto 1
diferente al sentido negativo del mismo modo de transporte en otro conjunto l. En otras pala-
bras, para el transporte de energia entre los mismos nodos y, por ende, la misma trayectoria

no se comparte la capacidad para ambos sentidos. El motivo de esta separacién yace en la
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representacion de los camiones en el modelo. En el presente trabajo, el tiempo y cantidad
de energia que transporta un camioén se calcula siempre de ida y vuelta de éstos, es decir,
no existe la posibilidad de que una vez enviado un camién pueda permanecer en el nodo de
destino, es imperativo que vuelva al nodo de origen. Bajo esta légica, la cantidad de camiones
que puede poseer un hipotético nodo A puede ser distinto a los disponibles en un hipotético
nodo B conectados bajo la misma trayectoria. Dicho esto, para el grupo unidireccional solo
aplica la variable powerLpos y las pérdidas de energia las asume siempre el nodo de origen.
Asi es como en las ecuaciones 4.128 y 4.129 se ajustan las mismas ecuaciones 4.115 y 4.116

al cambio de modalidad.

[power Lpos(t,1)* 226] < pL(l) + CapLExisting(l) (4.128)

[power Liosses(t, )% 225 = [power Lpos(t,1)] - LossesL(l) (4.129)

Finalmente, desde la ecuacion 4.130 hasta la ecuacion 4.145 se realiza el célculo del flujo
neto de energia en su modalidad de importacién y exportacion en pares respectivamente para
cada modo de transporte mediante la el flujo positivo considerando siempre las pérdidas para

el nodo de origen.

[power BimpTruck200bar GH2(t, 1) 1226 & VectorL)=13 & BarD)=b] — power Lpos(t, 1)
(4.130)
[power BexpTruck200bar G H2(t, 1) 1226 & VectorL()=13 & BarO(O)=b] — poper Lpos(t, 1) —
power Llosses(t, )
(4.131)
[power BimpTruck350bar GH2(t, 1) 1226 & VectorL)=14 & BarD)=b] — power Lpos(t, 1)
(4.132)
[power BexpTruck350barGH2(t, 1) 1226 & VectorL{)=14 & BarO(O)=b] — poper Lpos(t, 1) —
power Llosses(t, 1)
(4.133)
[power BimpTruck500barGH2(t, 1) 1226 & VeetorL)=15 & BarD)=b] — power Lpos(t, 1)
(4.134)
[power BexpTruck500bar G H2(t, 1) 1226 & VectorL{)=15 & BarO(O)=b] — nower Lpos(t, 1) —
power Llosses(t, 1)
(4.135)
[power BimpTruck700bar GH2(t, 1) 1226 & VectorL)=16 & BarD)=b] — power Lpos(t, 1)
(4.136)
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[power BexpTruck700bar G H2(t, )" 1226 & VectorL()=16 & BarO()=b] — poper Lpos(t, 1) —

power Llosses(t, )
(4.137)

[power BimpTruck LH2(t, 1) 1226 & VectorL()=17 & BarD)=b] — power Lpos(t,1)  (4.138)

[power BexpTruck LH2(t, 1) 1226 & VectorL)=17 & BarO)=b] — yoper Lpos(t, 1) —

4.139
power Llosses(t, 1) ( )

[power BimpTruckN H3(t, 1) 1226 & VectorL()=18 & BarDW)=b] — power Lpos(t,1)  (4.140)

[power BexpTruckN H3(t, 1) 1226 & VectorL()=18 & BarOW=b] — power Lpos(t, 1) —

(4.141)
power Llosses(t, 1)

[power BimpTruckMeOH (t,1)5 1226 & VeetorL()=19 & BarD)=b] — power Lpos(t,1) (4.142)

[power BexpTruckMeOH (t,1)% 1226 & VectorL)=19 & BarO)=b] — poyer Lpos(t, 1) —

power Llosses(t, 1)

(4.143)

[power BimpTruckW ater(t,1)% 1226 & VectorL()=5 & BarD)=b] — power Lpos(t,1)  (4.144)

(t l)sz 1>26 & VectorL(1)=5 & BarO(l):b]

[power BexpTruckW ater = power Lpos(t,1)—

(4.145)

power Llosses(t, 1)

Es determinante mencionar que, a diferencia del resto de ecuaciones que se adaptan a
la cantidad de conjuntos que se ingresen al modelo, cada vez que se replantea el nimero de
nodos, se deben modificar estas ecuaciones y diferenciar los intervalos donde inicia y termina
cada grupo de modo de transporte en la base de datos madre, manteniendo la variedad de

modos de transporte siempre adyacentes segin el tipo al que corresponda.

4.3.11. Ecuaciones de balance

Como norma general, en cada tecnologia de conversién el nodo de origen es la que
asume las pérdidas. Ademads, el nodo de origen siempre es aquel que debe adaptar los
consumos o generaciones vectoriales en funcién de la salida en los nodos de destino. La
escala en la que trabaja el modelo es en el orden de los KW para electricidad y térmica,
kg/h para vectores de hidrégeno y diéxido de carbono, y m?3/h para el agua desalada. Dicho
esto, las ecuaciones que posean demandas ponderadas significa que se ajustan al orden de

magnitud en que trabaja el modelo.

Entre las ecuaciones 4.146 y 4.170 se pueden evidenciar las relaciones existentes entre

cada vector y nodo para cada periodo de tiempo que deben cumplirse siempre y cuando se
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logre abastecer la demanda.

En la ecuacion 4.146 se presenta la ecuacién de balance eléctrico, cuyos componentes
incluyen la energia importada, la potencia no servida, la energia vertida por la generacion
renovable, convencional e hidraulicas de pasada, el flujo de electricidad importado y exportado
por los modos de transporte, la generacién y consumo de electricidad por las tecnologias de
conversion, tales como carga y descarga de almacenamiento, electrolizadores, compresores,
turboexpander, plantas de sintesis y crackeo de vectores de hidrégeno, turbinas de gas, celdas
de combustible, calor eléctrico en todos los grados de temperatura, desalinizadoras, captura
directa de carbono y turbinas a vapor, y el consumo eléctrico asociado a la operacion de
algunos gasoductos. Ademas, la ecuacién 4.147 restringe la cantidad maxima de energia

eléctrica que puede ser importada por nodo.
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powerImportede(t, b) + powerunserved(t,b) — powerspilled R(t, b)+

[power Bimpe(t,b) — power Bexp(t, b)]+
> (g lpowerG(t,b, g)] + 3, [power R(t, b, r)] + ZS;OfUSROR(mT) *Ipower RoR(t, ror)]+
zsz VectorCTp(ct)= [poweTC'T(t b Ct)] + zsz VectorCTD(ct) llo[powerC’T(t, b, Ct)]

(ct)

St VeetorCTp (=121, berCT(t, b, ct)] + Em VecerTD(Ct) 2 powerCT(t, b, ct)]+

ct
ZfztveCtOTCTD(gt) P powerCT (¢, b, ct)] — ZfztveCtOTCTO Ct) YpowerCT(t,b, ct) - ElectricFactor(ct)]—
ZztveCtOTCTO (ct)= " powerCT(t,b, ct) - ElectricFactor(ct)]—
Z‘?ZtVECtOTCTO (ct)= =powerCT(t,b, ct) - ElectricFactor(ct)]—
ZfétVECtOTCTO (et)=T1 [powerCT(t,b,ct) - ElectricFactor(ct)]—
Z‘Ztvedorczp@ (ct)=81 [powerCT(t,b, ct) - ElectricFactor(ct)]—
Z‘Ezt)‘/ECtOTCTO(Ct):Ql [powerCT(t,b, ct) - ElectricFactor(ct)]—

SO VeCtOTCTO(Ct):HO[powerCT(t, b, ct) - ElectricFactor(ct

(ct)

Zsi VectorCTo(Ct):Hl[poweTCT t,b,ct

(ct)

) (ct)]—

( ) (ct)]—

Z“ VeCt""CTO(Ct):lu[powe'r’CT(t, b, ct) - ElectricFactor(ct)|—
(t,b,ct) (ct)]-

) (ct)]—

- ElectricFactor(ct

(ct)
Zfzt)‘/ect‘””CTO(Ct):Hg[powerC’T t,b,ct

Z?Zt)veCtOTCTO(Ct):IN[powerCT(t, b, ct) - ElectricFactor(ct

Z‘(Szt)ve“OTCTO(Ct):HBm[powerCT(t, b, ct) - ElectricFactor(ct)|—

S VeCtOTCTO(Ct):mg?[powerCT(t, b, ct) - ElectricFactor(ct)]—

(ct)

Z“ VectorCTo (et)=151922 [powerCT(t,b, ct) - ElectricFactor(ct)]—

ct

- ElectricFactor(ct

Zsz‘ VectorL(1)=10 & BarD(l):b[eCO?’LS(l) . power Lpos(t,l)+power Lneg(t,1)+power Llosses(t,1) ]
O] 2
?ll) Vector L(1)=10 & BaTO(l):b[ecOns(l) . power Lpos(t,1)+power Lneg(t,!)+power Llosses( t,l)]
2
Zsz VectorL(1)=12 & BarD(l):b[BCOTLS(l) . power Lpos(t,l)+power Lineg(t,l)+power Liosses( t,l)]
2
Zflz) Vector L(1)=12 & BaTO(l):b[econs(l) . poweeros(t,l)+poweanZeg(t,l)erowerLlosses t,l)]
eDemand(t,b) - 1000
(4.146)
powerImportede(t,b) < MaxImporte(t,b) - 1000 (4.147)

En la ecuacion 4.148 se presenta la ecuacién de balance para el hidrégeno gaseoso
a presién atmosférica (1 bar), cuyos componentes incluyen valvulas, compresores, plantas
de licuefaccién de hidrégeno, plantas de crackeo de vectores de hidrégeno, métodos de re-

electrificacién con hidrégeno y quemadores de hidrogeno.
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Z(Sit)veCtOTCTD(Ct):ﬁ [powerCT(t,b, ct)] — Z‘zzt)vecmc% (ct)=6 [powerCT(t,b, ct) - CombFactor(ct)]—

Z?zt)v ectorCTo(ch)=6 [powerC’T(t, b, ct) - CombFactor(ct)]—

Zsi VectorCTo (ct)=61 [pO’lU@TOT(t b Ct) . Comeactor(ct)]_

(ct) B LossesCT(ct)
S T O, b, ) - SRR
st VectorCTo(ct)=637 CombFactor(ct
Z(ct) ol [pOMGTCT(t’ b’ Ct) ) LossesC’T(c(t) )] =0

(4.148)

En la ecuacion 4.149 se presenta la ecuacién de balance para el hidrégeno gaseoso
con presion a 15 bar, cuyos componentes incluyen valvulas, electrolizadores, compresores y

plantas de licuefaccion de hidrégeno.

Zfit)\/ectorCTD(ct):7[poweTOT(t b, Ct)] Zf(z:tVectorCTO (ct)= 7[p0werC’T(t, b, Ct)]—

si VectorCTo (ct)=T1 CombFactor(c
2 (et O powerCT(t, b, ct) - Spmbecerl] —

(4.149)

En la ecuacion 4.150 se presenta la ecuacién de balance para el hidrégeno gaseoso con
presiéon a 30 bar, cuyos componentes incluyen la cantidad de hidrégeno importado, véalvulas,
electrolizadores, compresores, plantas de licuefaccion de hidrogeno y la carga y descarga
de almacenamiento al respectivo nivel de presion. Ademads, la ecuacion 4.151 restringe la

cantidad méaxima de hidrégeno que puede ser importado por nodo.

powerImported H2(t,b) + ZSZ VeetorCTo (D=8, owerC'T(t, b, ct)]—

Z‘ZJMWCTO(@ [powerC’T(t b, ct)|— (4.150)
Z?:;tveCtOTCTO (ct)=81 [pO'lU@TCT(t, b, Ct) . CEZ;ZZSCC?(C(SU] -0
powerImportedH2(t,b) < MaxImportH2(t,b) (4.151)

En la ecuacion 4.152 se presenta la ecuacién de balance para el hidrégeno gaseoso
con presion a 60 bar, cuyos componentes incluyen valvulas, electrolizadores, compresores y
plantas de licuefaccion de hidréogeno.

Z?it)\/ectorCTD (ct)=9 [pOlU@T'CT(t b, Ct)] ZfthectorCTO (ct)= g[powerCT(t, b, Ct)] .

st VectorCTp (ct)=91 CombFactor(ct)] __
Z(ct ¢ [pOU)@TOT(t, b’ Ct) LossesCT(ct) ] =0

(4.152)
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En la ecuacion 4.153 se presenta la ecuacién de balance para el hidrogeno gaseoso con
presion a 70 bar, cuyos componentes incluyen el flujo de hidrégeno importado y exportado
por los modos de transporte, valvulas, electrolizadores, compresores, turboexpander y plantas

de licuefaccién de hidrogeno.

[power Bimp70barGH2(t,b) — power Bexp70barGH2(t,b)|+

Efétvecwrcn)(d) O[powerCT(t,b, ct)] + Zsét)veCtOTCTD(Ct) " powerCT(t,b, ct) - CombFactor(ct)]—

Zfét)vecwm%(d) 1O[powerC’T(t, b, ct) - CombFactor(ct)]—

st VectorCTo(ct)=110 CombFactor(c
Z(ct) o(ct) [powe’)"CT(t, b, ct) . WCtT(c(t)t)] -0

(4.153)

En la ecuacion 4.154 se presenta la ecuacién de balance para el hidrogeno gaseoso
con presion a 80 bar, cuyos componentes incluyen valvulas, electrolizadores, compresores y
plantas de licuefaccion de hidrogeno.

Z?ét;/60t0rCTD (et)=11 [pO'LU@?"CT(t, b, Ct)] ZfthectorCTo (ct)= 11[p0werC’T(t, b, Ct)]—

st VectorCTo(ct)=111 CombFactor(ct
z(ct) ol [pO’lUB’I“CT(t, b’ Ct) LossesCT(c(t))] =0

(4.154)

En la ecuacion 4.155 se presenta la ecuacién de balance para el hidrogeno gaseoso con
presién a 140 bar, cuyos componentes incluyen el flujo de hidrégeno importado y exportado
por los modos de transporte, valvulas y compresores.

[power Bimp140barGH2(t, b) — power Bexpl40bar GH2(t, b)]+
Z?:;t)VectorC’TD(le):12 [poweT‘CT(t, b7 Ct)] -
Sttt O ower CT (¢, b, ct))

(ct)

si VectorCTp(ct)=112 CombFactor(c
2 (e T powerCT (1, b, ct) - LR = 0

(4.155)

En la ecuacion 4.156 se presenta la ecuacién de balance para el hidrogeno gaseoso con
presién a 200 bar, cuyos componentes incluyen el flujo de hidrégeno importado y exportado
por los modos de transporte, la carga y descarga de almacenamiento al respectivo nivel de

presion, valvulas, compresores y turboexpander.
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[power BimpT ruck200barGH2(t,b) — power BexpTruck200barGH2(t, b)]+
Zsi VectorCTp(ct)=13 [pOU}eTCT(t, b’ Ct)] i

(ct)

si VectorCTo(ct)=13 CombFactor(ct
Z ct o(et [powerCT(t b Ct) LossesCT(c(t))}_

Z?ét)‘/ECtOTCTO(Ct):H?’[powerC’T(t,b, ct) - %] GH?2200Demand(t, b)

(4.156)

En la ecuacion 4.157 se presenta la ecuacién de balance para el hidrogeno gaseoso con
presion a 350 bar, cuyos componentes incluyen el flujo de hidrégeno importado y exportado
por los modos de transporte, la carga y descarga de almacenamiento al respectivo nivel de
presion, valvulas, compresores y el consumo de hidrégeno como combustible en los camiones.
Ademas, la ecuacién 4.158 calcula la cantidad de hidrégeno total que se consume por nodo

y periodo de tiempo en cada tipo de remolque.

[power BimpT ruck350barGH2(t, b) power BexpTruck350barGH2(t, b)]+

Z?zt VectorCTp(ct)= [pOU}@T’OT(t b Ct)]

Z?zt)vectOTC’TO (ct) 14[p0w€7"OT(t b Ct)]

TruckFuelCons(t,b) = GH2350Demand(t, b)

(4.157)

TruckFuelCons(t,b) = Y 157 1226 & BarOW=b[(poyer Lpos(t,1) + power Llosses(t,1)) - fuelCons(1)]
(4.158)

En la ecuacion 4.159 se presenta la ecuacién de balance para el hidrégeno gaseoso con
presién a 500 bar, cuyos componentes incluyen el flujo de hidrégeno importado y exportado

por los modos de transporte, valvulas y compresores.

[power BimpT ruck500barGH2(t, b) power BexpTruck500barGH2(t, b)]+
Yoty = power CT (¢, b, ct)] (4.159)

Zfzt)VECtOTCTO (ct)= 15[p0werC’T(t b,ct)] =0

En la ecuacion 4.160 se presenta la ecuacién de balance para el hidrégeno gaseoso con
presién a 700 bar, cuyos componentes incluyen el flujo de hidrégeno importado y exportado
por los modos de transporte, la carga y descarga de almacenamiento al respectivo nivel de

presiéon, valvulas y compresores.

189



power BimpTruc ar t,b) — power BexpTruc ar t,b)]+
BimpTruck700barGH2(t,b BexpTruck700barGH2(t, b
Zfit)vecmoTD(d):m[powerC’T(t, b, ct)]— (4.160)

Zfét)vecwrCTO(Ct):m[powerC’T(t, b, ct)] = GH2700Demand(t, b)

En la ecuacion 4.161 se presenta la ecuacién de balance para el hidrogeno liquido,
cuyos componentes incluyen el flujo de hidrégeno importado y exportado por los modos
de transporte, la carga y descarga de almacenamiento criogénico, plantas de licuefaccion y
regasificacion de hidréogeno.

[power BimpTruck LH2(t, b) power BexpTruck LH2(t,b)]+

Z(SztveCtOTCTD(Ct) [powerC’T(t, b, ct)]—

Zzt)‘/ect‘”CTO =T powerCT(t, b, ct)]—

si VectorCTo(ct)=117 CombFactor(c
Z(Ct) of [powerCT(t,b, ct) - —LossesctT(c(t)t)] = LH2Demand(t,b)

(4.161)

En la ecuacién 4.162 se presenta la ecuacion de balance para el amoniaco, cuyos com-
ponentes incluyen el flujo de amoniaco importado y exportado por los modos de transporte,
la carga y descarga de almacenamiento al respectivo vector, celdas de combustible, y plantas

de sintesis y crackeo de amoniaco.

[power BimpN H3(t,b) — power BexpN H3(t,b)]+
[power BimpTruckN H3(t,b) — power BexpTruckN H3(t,b)]+
Z?Zt)‘/eCtOTCTD(Ct):lg[pOwerCT(t b Ct)] + Zsz VectorCTp(ct)=1822 [pO'lU@TCT(t, b, Ct)]— (4162)
St VeetorC@To (=181, ber CT(t, b ct) - CombFactor(ct)]—

(ct

si VectorCTo(ct)=11821 CombFactor(c
Z(ct) o(et)= [powerCT(t,b, ct) - WCtT(ctt] NH3Demand(t,b)

En la ecuacién 4.163 se presenta la ecuacién de balance para el metanol, cuyos compo-
nentes incluyen el flujo de metanol importado y exportado por los modos de transporte, la
carga y descarga de almacenamiento al respectivo vector, celdas de combustible, y plantas
de sintesis y crackeo de metanol.

[power BimpTruckMeOH (t,b) — power BexpTruckMeOH (t,b)]+
Z‘zzt)vecw’"CTD (ct)=19 [powerCT(t b, ct)] + ZSZ VectorCTp (cf)=1922 [powerCT(t,b, ct)|—
ot VeetorG@To () =19, ver CT (¢, b, ct) - CombFactor(ct)]—

(ct)

Zfﬁt)veCtOTCTO(Ct):wlgm[powerC’T(t, b, ct) - —ngiiacc?zc(g)] = MeOH Demand(t,b)

(4.163)
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En la ecuacién 4.164 se presenta la ecuacion de balance para el metano, cuyos com-
ponentes incluyen la carga y descarga de almacenamiento al respectivo vector, celdas de

combustible, turbinas a gas, quemadores de metano y plantas de sintesis de metano.

Z?zt8Vect0rCTD (ct)=20 [pOU}GT‘CT(t, b, Ct)]—
Z?it)vect‘”CTO ot)=20 [powerCT(t,b, ct) - CombFactor(ct)]— (4.164)

Zfit)veCtorCTo(Ct):QOS [powerCT(t,b, ct) - CombFactor(ct)] =0

En la ecuacion 4.165 se presenta la ecuacién de balance térmico para altas temperaturas,
cuyos componentes incluyen quemadores, calor eléctrico, celdas de combustible, intercambia-
dores de calor y plantas de crackeo de amoniaco. El motivo por el que esta ecuacién es una
desigualdad y no una equivalencia, radica en el hecho de que hay tecnologias que cogeneran
calor a razon de la produccién resultante. Por lo tanto, este calor extra puede ser recibida
dentro del balance o bien puede ser desperdiciado siempre y cuando se supla la demanda.
De mantener una equivalencia, el modelo puede llegar a una contradiccién y terminar la
simulacion.

g VectorCTp (ct)=21 [powerCT(t,b, ct)|+

ct

S V“torCTD(Ct):ml[powerC’T(t, b, ct) - Thermal Factor(ct)]—

(ct)

Z?;)V“tOTCTO(Ct):Hgm[powerCT(t, b, ct) - Thermal Factor(ct)]—

st VectorCTo(ct)=21 Thermal Factor(c
2 et) o= owerCT(t, b, ct) - LossescT(Ct)( 0] >

(4.165)

En la ecuacién 4.166 se presenta la ecuacién de balance térmico para medianas tempe-
raturas, cuyos componentes incluyen quemadores, calor eléctrico, intercambiadores de calor,
plantas de sintesis de vectores de hidrogeno y plantas de crackeo de metanol. El motivo por
el que esta ecuacion es una desigualdad y no una equivalencia, radica en el hecho de que
hay tecnologias que cogeneran calor a razén de la produccion resultante. Por lo tanto, este
calor extra puede ser recibida dentro del balance o bien puede ser desperdiciado siempre y
cuando se supla la demanda. De mantener una equivalencia, el modelo puede llegar a una

contradiccion y terminar la simulacion.
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Z?it)‘/eCtOTCTD (ct)=22 [poweTCT<t, b; Ct)] +

Zfit)veCtOTCTD(Ct):lgm [powerCT (t,b, ct) - Thermal Factor(ct)]+
) —

Zfét)‘/eCtorCTO(Ct):wm[poweTC’T(t, b, ct) - Thermal Factor(ct)]

Zfit)vecerTO(Ct):wlgm [powerCT(t,b, ct) - Thermal Factor(ct)] > 0

(4.166)

En la ecuacién 4.167 se presenta la ecuacion de balance térmico para bajas temperatu-
ras, cuyos componentes incluyen la carga y descarga de almacenamiento térmico, turbinas a
gas, quemadores, calor eléctrico, intercambiadores de calor, desalinizadoras y captura directa
de carbono.

| S VOO N2 er OT (1, b, ot +
Zzt)veCtorCTD (=12 [powerCT(t,b, ct) - Thermal Factor(ct)]—

Zfzt)v cctorCTo (ct)=123 [powerCT(t,b, ct) - Thermal Factor(ct)]—
St T powerCT (¢, b, et) - TN — LT Heat Demand(t, b) - 1000
(4.167)

En la ecuacion 4.168 se presenta la ecuacién de balance térmico para el agua caliente
sanitaria, cuyos componentes incluyen la carga y descarga de almacenamiento térmico, tur-
binas a gas, quemadores, calor eléctrico, intercambiadores de calor, celdas de combustible y
colectores solares.

Z?it)‘/ECtorCTD (ct)=24 [poweT’CT(t, b, Ct)] +

Zfit)vecwrc%(d):m [powerCT(t,b, ct) - Thermal Factor(ct)|—

Zfit)veCtorCTO(Ct):M [powerCT(t,b, ct) - Thermal Factor(ct)|—

powerspilledC'SPCollector(t,b) = ACSHeatDemand(t,b) - 1000

(4.168)

En la ecuacién 4.169 se presenta la ecuacion de balance para el diéxido de carbono, cuyos
componentes incluyen la carga y descarga de almacenamiento al respectivo vector, captura
directa de carbono y plantas de sintesis de metanol y metano. Es de notar que si bien hay
tecnologias que efectivamente emiten CO; como SOFC tanto de metano como metanol y
el craqueo de metanol, en esta ecuaciéon solo se contemplan aquellas que contemplan algtin

método de captura asociada.
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Z?it)\/ectorCTD(ct) 37[p0we7’CT(t b Ct)] + Z(SétVECtOTCTD(Ct) 537[p0werC’T(t,b, Ct)]—

ZfﬁtveCtOTCTD (c)=3 "[powerCT(t,b, ct)]—

(4.169)

Finalmente, en la ecuacién 4.161 se presenta la ecuacion de balance para agua desala-
da, cuyos componentes incluyen el flujo de agua importada y exportada por los modos de
transporte, la carga y descarga de almacenamiento de agua, desalinizadoras, electrolizadores,
plantas de crackeo de metanol, turbinas a gas de ciclo combinado, captura directa de carbono,

turbinas a vapor y refrigeracién en las centrales fotovoltaicas de alta escala.

[power BimpW ater(t, b) — power BexpW ater(t, b)]—
[power BimpTruckW ater(t, b) — power BexpTruckW ater(t,b)]—
ZfZ)Kg[powerR(t b,r) - 0.00012]+
Z(Sit)veCtOTCTD(Ct) [powerCT(t,b, ct)] + ZSZ VeetorCTp (=557 owerCT (L, b, ct) - Water Factor(ct)]—
Z?;)VECtOTCTO(Ct) *[powerCT(t,b, ct)]—

St VeelorCTo (=51 ywperCT (L, b, ct) - Water Factor(ct)]—

(ct)

Z?ét)‘/ectorCTo(ct) 151922[p0we7“CT(t, b, ct) - Water Factor(ct)]—

Z?it)‘/ECtOTCTO(Ct):QOE’ [powerCT(t,b, ct) - Water Factor(ct)|—

Z?Zt)v ectorGTo (ct)=65 [powerCT(t,b, ct) - Water Factor(ct)]—

ZSZ VectorCTo (et)=535 [powerCT (t,b, ct) - Water Factor(ct)]—

Zfzt)veCtOTCTO (ct)=536 [powerCT(t,b, ct) - Water Factor(ct)|—
= DesalinationDemand(t, b)

(4.170)

4.3.12. Multiservicios

La inclusiéon de multiservicios en reserva y autonomia se pueden visualizar entre las
ecuaciones 4.171 y 4.193. La ecuacion 4.171 calcula el requerimiento en operacién por periodo
de tiempo que se solicita a partir de una fracciéon de la generacién total renovable prevista por
los perfiles ingresados al modelo. Un detalle a considerar es que solo las unidades renovables a
gran escala son consideradas dentro de los servicios y no a nivel de distribucién y/o residencial.
La ecuacién 4.172 calcula el requerimiento en frecuencia por periodo de tiempo que se solicita

a partir de la central de mayor escala existente o proyectada previamente ingresada al modelo.
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reserveOperatingReq(t) = ReserveRenewables - Zf;y:)gs[ProfilesR(t, b,r)- (pR(b,r)
+[PexistingR(b,r) - 1000])]
(4.171)

reserveF'requencyReq(t) = ReserveFast - 1000 (4.172)

Una vez calculado el requerimiento, se asocian aquellas tecnologias que cumplan los

requisitos necesarios para poder participar del servicio.

Para las reservas en operacion, ayuda recordar que el propdsito que cumplen es amor-
tiguar los errores de prondéstico en los perfiles renovables y, por ende, la generacién horaria.
Por lo tanto, las tecnologias que pueden ofrecer este servicio necesita generar de forma inde-
pendiente a las condiciones climaticas. Se deduce de ello que la misma generacién renovable
no participa y las turbinas a vapor de las centrales de concentracién solar tampoco. En la
ecuacion 4.173 muestra que las tecnologias participantes del servicio son las alternativas de
almacenamiento eléctrico, las celdas de combustible SOFC y PEMFC, las turbinas a gas y

la generacién convencional.

Zfz Qt/)ecerTD(Ct):l b ct#152 & #1538 [reserveOperatingCT (t,b, ct)]+

(t
Z‘zz QZ)eCtOTCTD(Ct):lZl [reserveOperatingCT(t, b, ct)]
Z?; C‘Z)eCtorCTD(Ct):ug [reserveOperatingCT(t,b, ct)]

Z?i c‘t/)“tWCTD(Ct):lM [reserveOperatingCT(t,b, ct)]+

+
+ (4.173)

> (bg) [reserveOperatingG(t, b, g)] > reserveOperatingReq(t)

Para las reservas en frecuencia, también se menciona el propésito que cumplen de ser
una medida de contingencia frente a la caida inesperada de una unidad de generacién, com-
pensando este diferencial sin poner en riesgo la seguridad del sistema. Por lo tanto, las
tecnologias que pueden ofrecer este servicio necesitan poseer una alta capacidad para adap-
tar su salida en poco tiempo. Si bien el cambio entre un periodo de tiempo y otro es horario
y, por tanto, proponer una tecnologia que sea capaz de adecuar su generacién dentro de una
hora suena légico, en la realidad no cumpliria con la variacién abrupta que podria ocasionar
la caida de una central importante. Por ello, las tecnologias que satisfacen este requerimiento
son las baterias de litio y las celdas de combustible a nivel distribucién y CHP presentados

en la ecuacion 4.174.
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Zfé CX:)ectOTCTD(ct)Zl e VeetorGTo()=311.¢ serve FrequencyCT(t, b, ct)]+
Z?é CI;')ectorCTD (ct)=1 & VectorCTp(ct)=6 T@SQTUeFTequencyCT(t’ b, Ct)]"— (4 174)
Z?; C\t/)ectorCTD (ct)=124 & VectorCTo(ct)=6 [reserveFunencyCT(t’ b, Ct)]+ .

> g lreserveFrequencyG(t, b, g)] > reservelrequencyReq(t)

Como restricciones adicionales, las ecuaciones 4.175, 4.176 y 4.177 aseguran que para
poder participar de ambos servicios, la salida de la generacién convencional, tecnologias de
re-electricifacion y el almacenamiento eléctrico respectivamente sumado a la oferta propor-

cionada debe ser al menos la capacidad total instalada por nodo y periodo de tiempo.

reserveOperatingG(t, b, g) + reserve FrequencyG(t, b, g)

e (4.175)
+powerG(t,b, g) < PexistingG (b, g) - 1000
[[reserveOperatingCT (t, b, ct) + reserve FrequencyCT(t, b, ct)+
CT(t.b. ct)]st ct#152 & #153 & VectorCTp(ct)=1 or 121 or 123 or 124
pOwer ( Y ,C )] ] (4176)

<
pCT (b, ct) + PexistingCT (b, ct)

[[powerCT(t,b, ct)]st VectorCTo(ct)=VectorST(st) & #35 & #36] 1 [[(reserveOperatingCT(t,b, ct)+
reserveFrequencyC’T(t, b, Ct)) . dt]sz VectorCTo (ct)=VectorST(st) & VectarCTD(ct)zl]
< storedST\(t,b, st)
(4.177)

Para el servicio de autonomia, nuevamente se recapitula que el propdsito que cumple
es de hacer frente a periodos prolongados e inesperados de baja generacion renovable o a
situaciones peores que las previstas en el anio de clima tipico. Son andlogas a las reservas
operativas descritas anteriormente pero expresadas en términos de energia en lugar de po-
tencia. Entre las ecuaciones 4.178 y 4.187 se puede apreciar que existe un nivel de autonomia
para cada demanda ingresada en el modelo. El nivel de autonomia solicitado por el sistema
se expresa en horas (en las que el sistema ha de poder satisfacer la demanda sin generacién)
y se transforma en unidades de energia mediante el calculo de escalares al inicio del codigo.
La excepcion a la regla se encuentra en la oferta de autonomia eléctrica donde, a diferencia
del resto, aquellas unidades de almacenamiento que potencialmente puedan ubicar tecno-

logias de conversion con salida electricidad pueden participar del servicio en una hipotética
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re-inyeccion de electricidad al sistema. Fuera del almacenamiento eléctrico propiamente tal,

las tecnologias adicionales son los bloques de potencia de las centrales de concentracion solar

cuyo equivalente eléctrico se aprecia en las eficiencias de éstas, las celdas de combustible

y turbinas a gas en base a hidrégeno cuyo equivalente energético se dara por el LHV del

hidrégeno dada la cantidad de opciones para re-electrificar y las turbinas a gas en base a me-

tano cuyo equivalente energético se dara igualmente por el LHV del metano dada la cantidad

de opciones que posee para re-electrificar también.

Zfé:f)zl r 2" 3 qutonomyST(t, b, st)]+
Zfz ;tt 14[aut0nomyST(t, b, st) - ElectricFactor('ct152")]+
Z‘E”Z Sstt 15[aut0n0myST(t, b, st) - ElectricFactor('ct153")]+
Z?;jf):‘l or 5o 6 on TautonomyST(t, b, st) - 33.333]+
Z?Z;tt)zw[autonomyST(t, b, st) - 13.9] > eAutonomy

Z’(Sz;tt):s or 6 or 7[auton0myST(t, b, st)] > G H2200Autonomy
ng Sstt ®lautonomyST(t,b, st)] > GH2350 Autonomy
Z?;;tt)zg [autonomyST(t, b, st)] > GH2700Autonomy

Zf;;f):w[autonomyST(t, b, st)] > LH2Autonomy
Z?Z;tt):ll l[autonomyST(t,b, st)] > N H3Autonomy
Zfé jf):m[autonomyST(t, b, st)] > MeOH Autonomy
Zfz ;tt 18[aut0n0myST(t, b, st)] > LT Heat Autonomy
Zfé;ff”[autonomyST(t, b, st)] > ACSHeat Autonomy

Zf;;tt):m [autonomyST(t,b, st)] > Desalination Autonomy

(4.178)

Finalizando la codificacién, para cada nivel de demanda presentadas en las ecuaciones

anteriores, la cantidad de autonomia energética que cada unidad de almacenamiento asociada

puede ofrecer durante un periodo esta acotada por su energia almacenada y por su converti-

dor, lo que limita la energia que es capaz de evacuar durante el respectivo horizonte temporal

representados entre las ecuaciones 4.187 y 4.193 por pares para cada almacenamiento parti-

cipante respectivamente.
[[autonomyST(t,b, st)]* 719 < storedST(t,b, st)
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[JautonomyST(t, b, st)]* 5#19]
<

si VectorCTo (ct)=VectorST(st) & Ve_ctorCT ct)#35 & #36
Z(ct) ofct) (st) D (ct)# # [[pCT(b, Ct))—i—

(4.189)

PexistingCT (b, ct)] - AutonomyH ours]

Z?étft:4 or 5 or 6 or 7[aut0n0myST(t, b, st)]
: (4.190)
SN S [pOT (b, cb) + PewistingCT(b, ct)] - Autonomy Hours|

[[autonomyST(t,b, st)]* 5=13]
= (4.191)
Z?‘it)thlOG €190 (b, ct)) + PeaistingCT(b, ct)] - AutonomyH ours]

[[autonomyST(t, b, st)]* 5=14]
<
Z?zt)vectorszr(st):35 & VectorC’To(ct)=535HpCT(b, ct)) + PexistingCT (b, ct)] - AutonomyH ours]
(4.192)
[[autonomyST(t, b, st)]* 5=19]
<
Z?it)‘/ectorST(st)ZSG e VeetorGTo (=536 1), 0 (b, ct)) + PexistingCT(b, ct)] - AutonomyHours)
(4.193)
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5. Implementacién y validacién del modelo

La implementacién del modelo extendido se realiza a partir del cédigo fuente del
modelo LEELO programado en lenguaje GAMS (Versién 24.8) con la plataforma incluida en
el producto. Asimismo, para resolver los problemas de optimizacién resultantes, se recurre
al solver de optimizacion CPLEX-IBM (versiéon Studio 201). Como plataforma de cémputo
se utiliza un servidor del Centro de Energia con las siguientes caracteristicas: 16 GB RAM,
64 bits, Intel (R) Xeon (R) CPU E3-1230 V2 3.30 GHz.

Para verificar el correcto funcionamiento del modelo desarrollado, se realizan diversos
ejercicios aplicados a un sistema de 3 nodos y se ingresa solo 1 dia de optimizacién al
modelo. Este modelo automatiza la verificacion de cada tecnologia mediante el chequeo
de resultados sencillos previamente calculados. Este modelo se puede encontrar dentro de
ANEXOS - MODELO DE VALIDACION.

En términos generales, para verificar que una tecnologia de conversién realmente
funciona, lo Unico que debe demostrarse es que las conversiones entre un vector de energia
a otro, incluyendo pérdidas, se cumple. Por ejemplo, un electrolizador debe dar cuenta que
el agua y electricidad que consume entrega exactamente la cantidad de hidrégeno que se

presenta en los datos tecno-econémicos de la tecnologia.

Para las tecnologias de almacenamiento, se realizan pruebas conjuntas entre el alma-
cenamiento de por si y sus tecnologias de conversién para la carga y descarga asociadas. Las
pruebas desarrolladas estéan disefiadas de forma tal que dentro del periodo de prueba (1 dia)
se produzcan cargas y descargas del sistema de almacenamiento. Para verificar el correcto
funcionamiento de éstas, se debe observar el comportamiento fuera y dentro de la tecnologia,
vale decir, primero debe de existir una verificaciéon en la ecuacién de balance del sistema
energético con respecto a la tecnologia de almacenamiento, y luego una verificacién de lo
que ocurre dentro de lo almacenado. La primera verificacién corresponde a que la demanda
asociada al vector utilizado en el almacenamiento sea suplida por tecnologias que produzcan
ese vector, sumado a las descargas desde el sistema de almacenamiento y restado a las
cargas hacia el sistema de almacenamiento. La segunda verificacion se realiza observando lo
que ocurre dentro del sistema de almacenamiento, es decir, que las conversiones y pérdidas
asociadas a las cargas y descargas se cumplan. Para ello, el total almacenado en el periodo,
sumado a las cargas realizadas y restado a las descargas y pérdidas deben ser mayor o

iguales a la capacidad inicial de la tecnologia.
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Finalmente, los modos de transporte realizan pruebas en las que el nodo de origen
posee tecnologias de produccion del vector asociado y en el nodo destino existe la demanda
correspondiente a ese vector. Si el modo de transporte es bidireccional, la tnica condicién
que debe cumplirse es que el total de energia suministrado en el destino es igual al total de
energia producido en el origen restando las pérdidas asociadas a trasladar el energético. Si el
modo de transporte es unidireccional, ademas de cumplir la condicién anterior, es necesario
verificar que el consumo total de hidrégeno requerido para la tracciéon de los camiones sea

igual al hidrégeno producido para esa labor.

6. Caso de Estudio: Tarapaca

El modelo desarrollado es aplicado en la I Region de Tarapaca del norte de Chile y
se somete a proyecciones hipotéticas con el fin de desencadenar situaciones extremas o de
interés y analizar cémo se adapta el diseno de la cadena de suministro en un futuro sistema

energético de la region.

6.1. Descripcion general

La regién de Tarapaca corresponde a la I Regién ubicada en el extremo norte de Chile,
limitada por la Regién de Arica y Parinacota por el norte, la Region de Antofagasta por
el sur, la nacion de Bolivia por el este y el océano Pacifico por el oeste. Cuenta con una
superficie de 42225.8 km? y una poblacién al 2017 de 330558 habitantes. La regién estd
compuesta por las provincias de El Tamarugal e Iquique, y la capital regional es la ciudad
de Iquique, que junto con Alto Hospicio forman el Gran Iquique cuya poblacion alcanza
los 299843 habitantes. La provincia de Iquique se subdivide en las comunas de Iquique y
Alto Hospicio, mientras que la provincia de El Tamarugal se subdivide en las comunas de

Camina, Colchane, Huara, Pica y Pozo Almonte.

Esta region se caracteriza por un clima donde predomina la ausencia absoluta de
precipitaciones, convirtiéndose en un paisaje de extrema aridez y escasa vegetacién, llegando
a ser una de las regiones mas secas del mundo. Su hidrografia presenta regimenes esporadicos
dentro de un relieve irregular en comparacion con las tres unidades tradicionales del pais.
Por ello, La agricultura y ganaderia son casi nulas, debido a la aridez de las tierras. Sin
embargo, existen ciertos cultivos en las zonas de quebradas, especialmente aceitunas, citricos

y mangos, ademas de la ganaderia de auquénidos.

La economia de la region se basa principalmente en la prestacion de servicios diversos,
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y venta de bienes de consumo, expendidos al amparo de excepciones o franquicias especiales
por parte del Estado. Actualmente los iltimos ciclos econémicos son la gran minerfa (Cerro
Colorado, Quebrada Blanca, Collahuasi y en un futuro préximo Quebrada Blanca 2), la
Zona Franca y el turismo, mientras que el tema energético gana un espacio importante
dentro de la economia regional. Los centros urbanos también han cambiado, convirtiéndose
el sector sur de la ciudad — donde se concentran los pobladores de las caletas pesqueras — en

un potencial centro de desarrollo econémico y habitacional.
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Fig. 6.1: Geografia presente en Tarapaca. Las localizaciones en rojo identifican la actividad

de la gran mineria y las localizaciones con forma de barco los principales puertos maritimos.

Tarapacd cuenta también con un aeropuerto de categoria internacional (Diego Ara-
cena) y dos puertos maritimos para el ingreso y salida de productos procedentes de las
empresas que se sitian en Tarapaca o en otras regiones, asi como también los procedentes
de otros paises de Sudamérica y del mundo. En materia de vias terrestres estructurantes, las
principales son la Ruta 5 y la Ruta 1, ademas de la concesionada Ruta 16. La costera Ruta
1 une a Tarapacéd con la Regién de Antofagasta, entre el cruce con la Ruta 5 (sector Las
Breas), por el sur, y la ciudad de Iquique, donde concluye su trazado. Esta via es de doble

calzada en el tramo entre el aeropuerto Diego Aracena y la capital regional. La Ruta 5 cruza

200



la region de norte a sur, y la une con las regiones de Arica y Parinacota y de Antofagasta. La
Ruta 16, en tanto, brinda conectividad de doble via entre la capital regional, Iquique, y la
exoficina salitrera Humberstone, donde conecta con la Ruta 5 y con las ciudades y pueblos

del interior de la region.

[ - . o \
Camina .~ Colchane
i ..rl: .".I

Hluara'

Ir_q'l;lq"ihe o

/N
25

Fig. 6.2: Rutas principales en Tarapaca.

La regién cuenta con cerca de 33 subestaciones eléctricas, 15 lineas de transmision
a niveles de 66, 110 y 220 kV, y 19 centrales generadoras. De estas ultimas, un 83.5%
de la capacidad instalada es solar fotovoltaica, un 15.3 % a generacién convencional diesel y
finalmente un 1.2 % corresponde a centrales mini-hidraulicas de pasada. Sumado a lo anterior,
existen cerca de 365 kW de capacidad en techos solares ptiblicos repartidos entre la comuna
de Iquique y Alto Hospicio. Esta configuracion presenta una capacidad total existente del
84.7 % en energias renovables y se espera que aumente. Sin embargo, actualmente el consumo
en la Region de Tarapacd es mayor a la que genera con su capacidad existente y, por lo tanto,
se le clasifica como deficitaria en energia eléctrica. Dado que la Region de Arica y Parinacota
también posee un caracter deficitario, se intuye que la importacion de electricidad para suplir

la demanda completa proviene de la Regién de Antofagasta.
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Fig. 6.3: Sistema eléctrico nacional.

Dentro de la futura inversiéon en proyectos energéticos para la Regién de Tarapaca,
se destaca una amplia cartera en generacion fotovoltaica, el proyecto conjunto Espejo de
Tarapacd y Cielos de Tarapaca con 600 MW en generacion fotovoltaica y almacenamiento
hidraulico de bombeo de 300 MW, y el proyecto conjunto entre minera Collahuasi y Quebrada
Blanca de una desalinizadora de capacidad cercana a los 1000 litros por segundo en puerto

Patache sumado a un acueducto que conecte éste con ambas mineras.

6.2. Aplicacion del modelo

A continuacién se detalla la informacion ingresada que mejor representa la realidad de

Tarapaca en forma matematica.

6.2.1. Configuracién desarrollada

La configuracién optada para representar de la mejor manera la Regién de Tarapaca
considera el uso de las 33 subestaciones eléctricas como nodos (Fig 6.4) y el espacio com-
partido entre las lineas de alta tension (HVAC) existentes y la nueva capacidad en modos
de transporte. Mas especificamente, se asume que los modos de transporte bidireccionales
(tuberias) pueden ser construidos en paralelo a las lineas de alta tensién ya existentes en

Tarapacd (Fig 6.5). Sin embargo, este tipo de configuracién limitarfa ciertas rutas légicas que
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si son viables en los modos de transporte unidireccionales o camiones con remolque. A raiz
de este problema, se realizdé un exhaustivo estudio de las rutas viales disponibles dentro de
la Regién de Tarapaca para ser anadidas al modelo. Resultado de ello, las posibles trayecto-
rias que pueden usar los camiones se presentan en la Fig 6.6 y admite tanto los recorridos
utilizados por las lineas de alta tensién como las nuevas rutas investigadas. Se debe destacar
que las rutas anadidas para camiones deben necesariamente ser trayectorias que no existan
para los modos de transporte bidireccional aunque sean de menor longitud, simplificacién

necesaria para la evitar problemas en la codificacién del modelo.

Camma

,r

|
Fjuara '

3il

Fig. 6.4: Configuracién de nodos ingresados al modelo.
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Fig. 6.6: Configuracién de rutas modos de transporte unidireccionales ingresados al modelo.
Las trayectorias de color verde indican las posibles rutas para tuberias y camiones, mientras

que las rutas rojas son exclusivas para camiones.
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6.2.2. Obtencion de la demanda

Para la demanda de cada ecuacién de balance, se extrae la base de datos proporcionada
por la Planificacién Energética de Largo Plazo (PELP) que lleva a cabo el Ministerio de
Energia, en su versién “Informe Preliminar PELP 2023-2027” para el escenario “Transicién

Acelerada”. A continuacién se presentan las principales caracteristicas de dicho escenario:

Grupo Factor Transicién Acelerada
Crecimiento economico Alto
Externos | Precio de combustibles fosiles Alto
Disminucion de costos de tecnologias ERNC Disminucion rapida
Compromisos climaticos de mitigacion GEI NDC y adelanto CN
- lienatcaca DiSﬂlIf‘lUCIOﬂ substancial uso de
Emisiones | Disminuir : | lefia, la que queda es seca
mhsv contaminacion (Calefaccion distrital Alto
bales local sector Recambio de .
glo residencial calefactores | Medic
Aislacion térmica | Alto + net zero buildings
Precio al carbono | Alto
Electromovilidad | Mayores a Carbono neutralidad |
Hidrogeno verde (H2V) Estrategia de H2 verde
Almacenamiento en SEN | Alto+
Generacion distribuida | Alta+
Gestion inteligente de la Gestion inteligente EM
Nuevas . . demanda | Gesnon_clmjlauzacmn :
tecnologias Sisterna energelico Descentralizacion, con mas
+ descentralizado /rol puntos de produccion en el pais
del usuario ! - & iso-Biobio-
Produceion de HaV (Antofagasta-Valparaiso-Biobio
Magallenes)
Alta produccion on-grid
3 1 Exportacién optirmista
Tecnologias de Captura, Uso y Almacenamiento de si
Carbono (CCUS) I
: Uso eficiente en CPR Ley EE + y Net zero buildings
Eficiencia ' Ley EE++ Alta penetracion de '
energética Uso eficiente en Transporte, Industria y Mineria renovables en usos
| | termicos/motrices
Operacién |Uso del gas y diésel Operacion sin emisiones CO2
| del 55’1__ Cierre de carboneras | 'r_ajceler_ado (2030) |
| Integracion 5 = % Exportacion H2+ y combustibles
|
internacional Importacion/exportacion de energia sintéticos

Fig. 6.7: Factores escenario Trancision Acelerada.

Para mayor detalle de los calculos realizados y cémo obtener la resolucién horaria de

la demanda en cada nodo, revisar la secciéon Anexo B.

En los casos de importacion de energia, los costos asociados a la electricidad se obtie-
nen directamente de los resultados obtenidos en la PELP 2023-2027 para las subestaciones
Lagunas y Nueva Pozo Almonte. Dado el alto grado de similitud entre los costos que mues-
tran, se opta por tomar uno de ellos y aplicarlo a todos los nodos que tengan permitido
el importe de electricidad. Por el lado del hidrogeno, los costos por kilogramo se obtienen

directamente de la Estrategia Nacional de Hidrégeno Verde publicada por el Ministerio de
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Energia en los resultados de LCOH que se entregan por ano. Si bien esta herramienta no
asegura el costo futuro del hidrogeno, se considera que es una aproximacién aceptable para
ser punto de referencia en el modelo. El limite de energia que se puede importar esta dado
por las conexiones del Sistema Eléctrico Nacional para la electricidad y los resultados de la
PELP para el hidrégeno: En electricidad, los nodos que pueden importar energia son aquellos
que poseen conexion directa con la Region de Antofagasta a través de la capacidad existente
de las lineas HVAC. Estos puntos son el nodo 1 mediante la conexién con la S/E San Simén
a 223.3 MVA| el nodo 2 mediante la conexién tanto con la S/E Tap Off Quillagua a 223.3
MVA como la S/E Encuentro a 670.64 MVA y el nodo 12 mediante la conexién con la S/E
Encuentro a 512.9 MVA; En hidrogeno, los nodos que pueden importar energia son aquellos
que conectan vialmente con la Regién de Antofagasta. Estos puntos son el nodo 1 mediante

la Ruta 5 y el nodo 3 mediante la Ruta 1.

6.2.3. Clasificacién de nodos y supuestos de caso

Con respecto a la funciéon que cumple cada nodo en el sistema, se puede apreciar en la
Fig 6.4 que existe un catalogo de colores: Aquellos nodos que poseen color verde, significa
que pueden importar electricidad e hidrégeno; los nodos que poseen color rojo, significa que
pueden importar sélo electricidad; los nodos que poseen color purpura, significa que pueden
importar sélo hidrégeno y ademas es costero; los nodos que poseen color azul, significa que
son costeros; finalmente los nodos de color negro no poseen caracteristicas extraordinarias y

se rigen por igual.

Ademas, sumado de lo anterior, esta la clasificacién como nodo ciudad. Los nodos que
aplican al caso son el 4, 5, 6, 7, 23, 28, 29 y 30 debido a que concentran practicamente toda
la poblacién en la Region de Tarapaca. Como recordatorio, los nodos costeros son los tinicos
que pueden exportar hidrogeno, y pueden instalar plantas desalinizadoras y almacenamiento
hidraulico de bombeo; por otro lado, los nodos ciudad no pueden invertir en tecnologias que
tengan calidad de gran escala por la falta de espacio como las centrales fotovoltaicas masivos
y las centrales de concentracion solar. Ademas, este tipo de nodo puede invertir en techos
solares como méaximo la demanda eléctrica asociada al equipo (por ejemplo, techos solares

residenciales pueden suplir inicamente la demanda eléctrica residencial del nodo respectivo).

6.2.4. Problema original y adecuacién del modelo

En un principio, el modelo en plenitud conforma 33 nodos, 1152 trayectorias posibles
para modos de transporte, 161 tecnologias de conversion, 19 unidades de almacenamiento,

4 generadores convencionales a diesel, 4 mini-hidraulicas de pasada y 6 posibles configura-
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ciones de generaciéon fotovoltaica. Sin embargo, debido al excesivo tiempo de resolucion que
implican estas cantidades, fue necesario adecuar la configuracién ingresada de la Region de
Tarapaca para lograr resultados dentro de un tiempo mas acotado. Es asi como se desarro-
lla la adaptacion presentada en la Fig 6.8, cuya reduccién de nodos se realizé considerando
las distinciones necesarias entre cada zona que compone la Regién de Tarapaca. Ademas, la
cantidad de pasos de tiempo se reduce de 365 dias (un ano) a 7 dias (una semana) debido al
tiempo de optimizacion y ademas por problemas que surgen por céalculos engorrosos pasada

esta cantidad de dias.

Caminay,

r,

HlL_xaFa'

]
..Ir" = l? T ¥
Nodo 5 Puerto d%l_'qm_rl]ue

I\IJ""do 4 Pozo Almonte.

z,\. s A >
Nodo 2 Puerto Patache « 3 RozorAlmonte ;
\ Nodo 1l faglinas ¥ L

lquicee \ @& "
< q-..' \ Nodor3iMinero
\ A £ -}r

e

Fig. 6.8: Configuracién adaptada a 5 nodos.

Es asi como, respetando las conexiones eléctricas del diagrama unilineal de la Region

de Tarapacd, la nueva configuracién se resume en:
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A i6n d .y
Nodo grupacion de Caracteristicas
nodos

1 - Lagunas 1-9-8-0-10-11-14-15 Se llbiC.a ?Il S/E Lagunas. Puede importar hidrégeno
y electricidad.

9 _ Prerto Patache 3 Se ubica en S/E Tarapacé. Puede importar hidrégeno
y es nodo costero.

3 _ Minera 1213 Se ubica en S/E Collahuasi. Pu.ede importar electricidad
y concentra gran parte de la mineria.

4 - Pozo Almonte 16-17-18-19-20-21-22-23-24-25-26-27-31-32-33 | Se ubica en S/E Pozo Almonte.

5 - Puerto de Iquique 4-5-6-7-28-29-30 Se ubica en S/E Iquique. Es nodo costero y ciudad.

Tabla 6.1: Configuracién adaptada de la Region de Tarapaca.

Con los cambios realizados, la configuracion final queda en 5 nodos, 121 trayectorias
posibles en modos de transporte, 161 tecnologias de conversién, 19 unidades de almacena-
miento, 4 generadores convencionales a diesel, 4 mini-hidraulicas de pasada y 6 posibles

configuraciones de generacion fotovoltaica.

6.2.5. Caso Base: referencia de analisis

Para dar valor a un posterior andlisis de resultados, es necesario un escenario base o de
referencia que proyecte como seria un futuro sistema energético en la regiéon independiente

de las medidas que se proponen en el presente estudio.

Este escenario quedara determinado por los resultados directos obtenidos por la
PELP Informe Preliminar 2023-2027. Dentro de las principales caracteristicas del caso de

referencia, se encuentran:

= Como se puede observar en las Fig 6.9 y 6.10, la Region de Tarapaca si tendra consumo
de hidrégeno a futuro pero no la va a generar en sitio, sino que va a ser totalmente
importada por la Regién de Antofagasta. Por lo tanto, los electrolizadores quedan

deshabilitados para todos los periodos de tiempo.
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Fig. 6.9: Consumo eléctrico destinado a la produccién de hidrégeno verde resultante de la
PELP Informe Preliminar 2023-2027.
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Fig. 6.10: Demanda final de hidrégeno por regién y escenario al 2050 resultante de la PELP
Informe Preliminar 2023-2027.

= Kl costo de importacién de electricidad esta dado por el costo marginal resultante de la
PELP y el costo de importacion de electricidad esta dado por el LCOH anual publicado
por la Estrategia Nacional de Hidrogeno Verde.

= Por simplicidad, se supondra que el hidrégeno importado siempre llega a una presion
de 30 bar.
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La capacidad existente de tecnologias para cada ano sera igual a la obtenida por la
PELP, es decir, sin costo alguno. Sin embargo, si se consideran los costos asociados a

operar éstas.

Ligado al punto anterior, la capacidad de generacién renovable no puede ser mayor a la
obtenida por la PELP, por lo que para cada ano sélo se optimiza su operacién. Ademaés,

se agrega externamente la capacidad existente de techos solares publicos.

Las tecnologias de re-electrificacion quedan deshabilitadas dado que no se consideran
en el estudio PELP.

El costo asociado a impuestos verdes por emisiones de gases efectos invernadero se

extrae del escenario “Alto” proporcionado por la PELP.

Con respecto a la demanda de agua desalada, la PELP sélo considera el consumo
minero. Ademas, el estudio solo considera la energia destinada para desalinizaciéon y no
entrega la capacidad instalada necesaria para suplirla. Por lo tanto, como capacidad
existente sélo se anade externamente el proyecto conjunto Collahuasi-Quebrada Blanca

y las tecnologias desalinizadoras quedan habilitadas para desplegar infraestructura.

= Con respecto a las demandas térmicas y energia solar, a diferencia de la PELP, se

permite libremente al modelo decidir con qué tecnologias abastece dichos consumos.

= Por ultimo, si bien el consumo eléctrico u otro vector necesarios para lograr transportar
el hidrogeno importado desde la Region de Antofagasta pueden estar considerados
dentro de la demanda resultante de la PELP, por simplicidad se asumiran los consumos
necesarios para realizar el transporte de energia siempre y cuando el sistema no pre-
sente limitaciones por falta de generacion eléctrica. Se hace notar que el procedimiento
idoneo seria optimizar cada ano una vez, para luego reconocer las tecnologias nece-

sarias para el transporte y luego descontar este consumo por nodo e intervalo de tiempo.

Una vez descrito el escenario de referencia, se procede a caracterizar cada una de las
situaciones hipotéticas que desencadenen configuraciones de interés de estudio. Los
escenarios resultantes son combinaciones entre las distintas situaciones hipotéticas que

se expondran en la seccidn siguiente.

6.2.6. Situacion hipotética 1: Tarapaca autarquico

El escenario asume que Tarapacd opta por autoabastecerse a todo nivel de energia. Por

lo tanto, se habilitan todas las tecnologias y se restringe a 0 la cantidad de energia eléctrica e
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hidrégeno que pueda ser importado. El propdsito de esta situacién es comparar cuanto méas o
menos requiere costear la region si logra independizarse energéticamente en un sistema 100 %
renovable.

En términos de modelamiento, para realizar este escenario es necesario modificar el
cédigo en la ecuacion 4.147 y 4.151, reemplazando los pardametros respectivos por el valor 0.
Ademas, las tecnologias se habilitan ingresando valores suficientemente altos en la pestana
“InputsPot” de la base de datos madre. Es necesario mencionar que aquellas tecnologias que
no cumplen los requisitos de ciertos tipos de nodo deben mantenerse con capacidad maxima

a invertir nula, tales como los nodos costeros o ciudad.

6.2.7. Situacion hipotética 2: Tarapaca compite

El escenario asume que Tarapacd puede decidir entre desplegar infraestructura de
hidrégeno, importar la energia o combinar ambos procesos. El propdsito de esta situacion es
verificar si bajo la alta gama de tecnologias dispuestas en el modelo se obtienen los mismo
resultados extraidos de la PELP.

En términos de modelamiento, para realizar este escenario solo se necesitan habilitar
todas las tecnologias. Las tecnologias se habilitan ingresando valores suficientemente altos
en la pestana “InputsPot” de la base de datos madre. Es necesario mencionar que aquellas
tecnologias que no cumplen los requisitos de ciertos tipos de nodo deben mantenerse con

capacidad maxima a invertir nula, tales como los nodos costeros o ciudad.

6.2.8. Situacién hipotética 3: Escalamiento de demanda nacional

El escenario asume que Tarapacd consume mayor demanda de hidrégeno a nivel local
de la proyectada por la PELP. El propésito de esta situacion es analizar la robustez de cada
configuracion obtenida al cargar la demanda de hidrégeno para cada nivel de presion. El
escalamiento contempla 10 veces la cantidad de demanda para 200 bar, 350 bar y 700 bar de
manera consecutiva para cada intervalo de tiempo, no a la vez.

En términos de modelamiento, para realizar este escenario es necesario modificar el codi-
go en la ecuacion 4.156, 4.157 y 4.160, multiplicando por 10 el parametro GH2200barDemand,
GH2350barDemand o GH2700barDemand segiin corresponda. Ademas, las tecnologias se ha-
bilitan ingresando valores suficientemente altos en la pestana “InputsPot” de la base de datos
madre. Es necesario mencionar que aquellas tecnologias que no cumplen los requisitos de cier-
tos tipos de nodo deben mantenerse con capacidad maxima a invertir nula, tales como los

nodos costeros o ciudad.
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6.2.9. Situacion hipotética 4: Tarapaca exporta

El escenario asume que Tarapaca tiene la posibilidad de exportar vectores de hidrogeno
al exterior. El propésito de esta situacion es analizar la robustez de cada configuracién obte-
nida al anadir masivas cantidades de vectores de hidrégeno en los nodos costeros. La cantidad
total que la region debe exportar es equivalente a la que proyecta la Regién de Antofagasta
en los resultados de la PELP como se muestra en la Fig 6.9. Para este escenario, se proponen
4 configuraciones distintas: Exportar todo en forma de hidrégeno liquido; exportar todo en
forma de amoniaco; exportar todo en forma de metanol; exportar una combinacién entre los 3
vectores. La reparticion para la iltima configuraciéon propuesta se realiza en base al tamano
de mercado estimado para exportaciones chilenas publicado en la Estrategia Nacional de
Hidrégeno Verde en cada ano de modelacién, en el cual se distingue el mercado de amoniaco
y de hidrogeno verde. La exportacion de hidrogeno verde incluye dentro de su potencial la
forma de metanol y combustibles sintéticos, por lo que la cantidad de metanol a exportar
se fija en un 20 % del mercado estimado de hidrégeno verde. Se destaca que la cantidad de
kilogramos en forma de hidrégeno liquido, amoniaco y metanol difiere dependiendo de la
eficiencia de conversién de las respectivas tecnologias de sintesis dispuestas en el modelo, la
cantidad de energia eléctrica que consume dicho proceso y el LHV de cada vector.

En términos de modelamiento, para realizar este escenario es necesario modificar el
documento excel complementario “DemandProfiles” agregando la cantidad requerida para
exportaciéon segin corresponda . Ademas, las tecnologias se habilitan ingresando valores
suficientemente altos en la pestana “InputsPot” de la base de datos madre. Es necesario
mencionar que aquellas tecnologias que no cumplen los requisitos de ciertos tipos de nodo
deben mantenerse con capacidad maxima a invertir nula, tales como los nodos costeros o

ciudad.

6.2.10. Situacion hipotética 5: Restriccion modos de transporte

El escenario asume que Tarapaca puede decidir qué tipo de modo de transporte puede
proporcionar. El propésito de esta situacion es comparar cudnto mas o menos requiere costear
la region si tiene todas las facilidades para transportar vectores de hidrégeno o no. Para este
escenario, se proponen 3 configuraciones distintas: Sélo se permite el uso de camiones; se
permite el uso de camiones y tuberias; no esta permitido el transporte para vectores de
hidrégeno.

En términos de modelamiento, para realizar el escenario de s6lo camiones se necesitan
deshabilitar los modos de transporte bidireccionales ingresando valores nulos para la capaci-
dad maxima de inversion en la pestana “InputsL” de la base de datos madre. Para realizar el

escenario de camiones y tuberias se habilitan todos los modos de transporte ingresando valo-
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res lo suficientemente altos para la capacidad maxima de inversién en la pestana “InputsL”
de la base de datos madre. Para realizar el escenario sin transporte de vectores de hidrégeno
se necesitan deshabilitar todos los modos de transporte bidireccionales ingresando valores
nulos para la capacidad maxima de inversiéon en la pestana “InputsL” de la base de datos
madre, excepto aquellos modos de transporte cuyo VectorLi es 1 o 5, que corresponden a los
modos de transporte eléctrico y de agua desalada respectivamente. Ademads, las tecnologias
se habilitan ingresando valores suficientemente altos en la pestana “InputsPot” de la base de
datos madre. Es necesario mencionar que aquellas tecnologias que no cumplen los requisitos
de ciertos tipos de nodo deben mantenerse con capacidad maxima a invertir nula, tales como

los nodos costeros o ciudad.

6.2.11. Situacién hipotética 6: Consumo de agua agropecuaria

El escenario asume que Tarapaca opta por suplir el consumo de agua agropecuario de
forma adicional a lo que requiere la industria minera. Como se puede observar en la Fig 6.11,
para el ano 2016 el uso de agua minero correspondia sélo al 17 % del consumo total de la
regién, siendo el sector agropecuario el sector que lidera con un 59 %. El propdsito de esta
situacion es conocer qué configuracion ofrece el modelo para enfrentar la escasez hidrica de la
region y cuanto mas costoso resulta incorporar esta medida. Se recuerda que si bien el costo
del agua practicamente no altera el costo final del hidrégeno, para efectos de este estudio se

considera de gran valor proporcionar informacion que aporte en una futura cultura del agua.

1 7% Mineria__g

16% Industria\

Fig. 6.11: Consumo de agua por sector Region de Tarapaca DGA Atlas del agua 2016.

En términos de modelamiento, para realizar este escenario es necesario modificar el
documento excel complementario “DemandProfiles” agregando la cantidad requerida para
suplir los requerimientos agropecuarios. Ademas, las tecnologias se habilitan ingresando va-

lores suficientemente altos en la pestana “InputsPot” de la base de datos madre. Es necesario
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mencionar que aquellas tecnologias que no cumplen los requisitos de ciertos tipos de nodo
deben mantenerse con capacidad maxima a invertir nula, tales como los nodos costeros o

ciudad.

6.2.12. Situacion hipotética 7: Restriccion nodos de exportacién

El escenario asume que Tarapaca no puede proporcionar todos sus puertos maritimos
para la exportacion de hidrégeno verde y sus variantes, por lo que decide concentrar todo el
nivel de exportacion un solo nodo. El propdsito de esta situacion es desencadenar el uso de
modos de transporte de vectores de hidréogeno al dividir masivas cantidades de éstos, dado
que hay modos de transporte con mejor desempeno cuando son punto-a-punto y otros modos
de transporte con mejor desempeno cuando la demanda se encuentra més repartida. En el
modelo original, la cantidad los nodos costeros 3, 4, 5, 6 y 7 podian exportar, y con esta
configuracion la demanda se reuniria en el nodo 6 cercano al Puerto de Iquique. En el modelo
adecuado, la cantidad de nodos costeros se reducia al nodo 2 Puerto Patache y el nodo 5
Puerto de Iquique, y con esta configuracién la demanda se reuniria en el nodo 5 Puerto de
Iquique.

En términos de modelamiento, para realizar este escenario es necesario modificar el do-
cumento excel complementario “DemandProfiles” reuniendo la cantidad total de exportacion
en el nodo cercano al Puerto de Iquique. Ademas, las tecnologias se habilitan ingresando
valores suficientemente altos en la pestana “InputsPot” de la base de datos madre. Es ne-
cesario mencionar que aquellas tecnologias que no cumplen los requisitos de ciertos tipos de
nodo deben mantenerse con capacidad méxima a invertir nula, tales como los nodos costeros

o ciudad.

6.2.13. Situacién hipotética 8: Multiservicios

El escenario asume que Tarapaca decide tomar medidas en seguridad energética proyec-
tando un futuro sistema 100 % renovable. El propdsito de esta situacion es aplicar los servicios
de reserva y autonomia heredados de versiones anteriores de LEELO y analizar cuanto mas
costoso resulta incorporar esta medida.

En términos de modelamiento, para realizar este escenario es necesario cambiar el tipo
de modelo en la pestana “Inputs” de la base de datos madre, asignando el ntimero “2” en
la casilla contigua a Model Type. Ademads, las tecnologias se habilitan ingresando valores
suficientemente altos en la pestana “InputsPot” de la base de datos madre. Es necesario
mencionar que aquellas tecnologias que no cumplen los requisitos de ciertos tipos de nodo
deben mantenerse con capacidad maxima a invertir nula, tales como los nodos costeros o

ciudad.
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6.2.14. Situacion hipotética 9: Restriccion tecnologias sinérgicas

El escenario asume que Tarapaca decide utilizar iinicamente tecnologias dedicadas a
cada nivel de demanda, por lo que no recicla la energia perdida en los procesos de conversion.
El propédsito de esta situacion es verificar el aporte que manifiestan aquellas tecnologias con
multi-salidas y maximizan el uso energético.

En términos de modelamiento, para realizar este escenario se necesitan deshabilitar
todas las tecnologias que presentan cogeneracion asignando valores nulos a la inversién de
nueva capacidad en la pestana “InputsPot” de la base de datos madre. Las tecnologias que
deben ser deshabilitadas son: ¢t73 - Turboexpander; ¢t 106, 107, 109, 110, 111, 112 y 113 que
corresponden a la variedad de turbinas a gas; ct 115, 116, 117 y 118 que corresponden a la
celda de combustible SOFC; ¢t 119 - PEMFC residencial; ¢t 131, 132, 134, 135, 137 y 138 que
corresponden a quemadores y resistencias eléctricas que apoyan el almacenamiento de sales
fundidas; ct 139, 140, 141, 142, 143 y 144 que corresponden a todos los intercambiadores de
calor. Ademas, el resto de tecnologias se habilitan ingresando valores suficientemente altos
en la pestana “InputsPot” de la base de datos madre. Es necesario mencionar que aquellas
tecnologias que no cumplen los requisitos de ciertos tipos de nodo deben mantenerse con

capacidad maxima a invertir nula, tales como los nodos costeros o ciudad.

6.2.15. Situacion hipotética 10: Variacién tasa de interés

El escenario asume que Tarapacd, y Chile de forma global, decide tomar medidas politi-
cas para incentivar el desarrollo en hidrogeno verde. El propdsito de esta situacion es verificar
la robustez de cada configuracion cuando la tasa de interés presenta variaciones. Dentro de
las componentes que tienen peso en la determinacion de la tasa de interés en la inversion de
proyectos es el nivel de riesgo asociado. En el caso del hidrégeno, existe incertidumbre tanto
a nivel tecnolégico por la masividad que requiere como a nivel pais que genere un ambiente
idoneo para la llegada del potencial mercado. El desarrollo de politicas y medidas que reduz-
can el nivel de incertidumbre tendran como efecto una reduccién final en la tasa de interés,
mientras que la falta de informacion y ausencia de rutas causarian el efecto contrario, una
tasa de interés final igual o mayor a la actual. Para ello, en este escenario se ponen a prueba
las configuraciones con una tasa de interés del 5% “baja” en relacién al 7% utilizado en el
caso base y con una tasa de interés del 9% “alta” bajo la misma comparativa.

En términos de modelamiento, para realizar este escenario es necesario cambiar el valor
asociado en la pestana “Inputs” de la base de datos madre, asignando el niimero correspon-
diente al caso en la casilla contigua a Interest. Ademas, las tecnologias se habilitan ingresando
valores suficientemente altos en la pestana “InputsPot” de la base de datos madre. Es ne-

cesario mencionar que aquellas tecnologias que no cumplen los requisitos de ciertos tipos de
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nodo deben mantenerse con capacidad maxima a invertir nula, tales como los nodos costeros

o ciudad.

6.2.16. Situacion hipotética 11: Variacién temporal de la demanda en vec-

tores de hidrogeno

El escenario asume que Tarapacd conoce la cantidad de demanda futura que debe
proporcionar y, por lo tanto, conoce las variaciones temporales que debe manejar. El propdsito
de esta situacion es conocer aquellas configuraciones que se adapten de la mejor manera a
los cambios de pendiente en la demanda. Este escenario nace a partir del desconocimiento
absoluto en el comportamiento fluctuante que poseeria un futuro mercado de hidrégeno verde
a lo largo del tiempo, con la excepcion del hidrogeno a presion de 700 bar, el cual tiene una
variacién intrahoraria propuesta en los Anexos. Por tanto, se proponen 3 configuraciones: La
Fig 6.12 posee fluctuaciones rapidas de demanda. En el modelo original esta variacién estaba
dada con 1 peak por semana durante todo el ano. Sin embargo, con el modelo adecuado se
modifica esta cifra y se aplica 1 peak diario como se aprecia en la imagen; la Fig 6.13 posee
fluctuaciones de pendientes constantes y lentas. En el modelo original esta variacion estaba
dada con 1 peak por semestre durante todo el afio. Sin embargo, con el modelo adecuado se
modifica esta cifra y se aplican 2 peaks por semana como se aprecia en la imagen; la Fig 6.14
posee fluctuaciones con pendientes abruptas y sostenidas en el tiempo. En el modelo original
esta variacion estaba dada con 3 peaks en todo el ano. Sin embargo, con el modelo adecuado

se modifica esta cifra y se aplican los 3 peaks en una semana como se aprecia en la imagen.

//\

Fig. 6.12: Variaciones rapidas en la demanda.

/\
/N\/\

Fig. 6.13: Variaciones con pendiente constante en la demanda.
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Fig. 6.14: Variaciones con pendientes abruptas y sostenidas en la demanda.

En términos de modelamiento, para realizar este escenario es necesario modificar el
documento excel complementario “DemandProfiles” sumando la demanda total del vector en
un ano y luego ponderar la forma correspondiente para cada hora. Ademas, las tecnologias
se habilitan ingresando valores suficientemente altos en la pestana “InputsPot” de la base de
datos madre. Es necesario mencionar que aquellas tecnologias que no cumplen los requisitos
de ciertos tipos de nodo deben mantenerse con capacidad méaxima a invertir nula, tales como

los nodos costeros o ciudad.
7. Resultados y analisis

7.1. Resultados caso base

A continuacién, se presentan los costos obtenidos en el caso de referencia:

Ano | Costo total [M<€]
2025 | 19.5517

2030 | 35.446

2035 | 103.25

2040 | 140.956

2045 | 164.342

2050 | 223.9861

Tabla 7.1: Costo adicional a la PELP caso base.

Se puede observar un crecimiento lineal a lo largo de los anos excepto por 2 pendientes
mas pronunciadas al pasar a 2035 y 2050. Estos cambios pueden verse explicados dada
la inversién necesaria para acondicionar el hidrégeno. Antes del ano 2035, el tinico medio
de acondicionamiento estd dada por el uso leve de compresores. Llegado el ano 2035, se
observa que la capacidad instalada de compresores se quintuplica para luego crecer de

forma lineal en anos posteriores. Seguido a esto, en el ano 2040 surge capacidad nueva en
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plantas de licuefaccion de hidrégeno complementando el acondicionamiento otorgado por
los compresores, duplicando esta capacidad tanto para el ano 2045 como el ano 2050.El
segundo quiebre en el ano 2050 se debe a que, sumado a las plantas de licuefaccién, se
despliega capacidad nueva en plantas de regasificacion de este hidrogeno liquido, plantas
de sintesis en metano y, necesariamente, captura directa de carbono en baja temperatura.
El resto de vectores de hidrégeno, tales como amoniaco o metanol, no tienen participacion
alguna en el caso base de estudio. El iinico modo de transporte utilizado para la distribucion
de hidrégeno en todos los anos de modelacion es el camiéon con remolque presurizado a
350 bar, por lo que se deduce que las plantas de licuefaccién suplen demanda en el mismo
nodo. Como establecen los términos del caso base, todo el hidrégeno es importado desde

Antofagasta.

Con respecto a la demanda eléctrica, la mayor participacién en su abastecimiento
esta dada por las tecnologias renovables, con un 61 % en el ano 2025 y finalizando con un
81% para el ano 2050. Seguido a éstas, el resto se suple importando electricidad desde
Antofagasta. Las pequenas diferencias se suplen a partir de baterfas ion-litio y en menor
medida por bloque de potencia en centrales termosolares y bombeo hidraulico en anos
posteriores. Las lineas HVAC son el principal medio por el que se suministra la electricidad

mediante infraestructura existente.

El agua desalada se produce unicamente mediante osmosis inversa y se transporta
mediante acueductos. Es de notar que las capacidades tanto en produccién como transporte
de ésta necesarias son muy mayores a las proyectadas por la PELP, suponiendo masivas

inversiones en capacidad.

En el ambito térmico, las medias temperaturas se abastecen fundamentalmente median-
te resistencias eléctricas e intercambiadores de calor con almacenamiento en sales fundidas
de torre solar. Las bajas temperaturas se abastecen casi en su totalidad por bombas de calor
en el ano 2025, pasando a ser superada con creces por el calor eléctrico mediante resistencias
en los anos 2030, 2035 y 2040, para finalmente ir a la par en los anos restantes. Para el agua
caliente sanitaria (ACS), el calor eléctrico lidera casi en totalidad hasta el ano 2040, para
luego repartir el suministro entre éstas y bombas de calor en conjunto con colectores solares

en los anos restantes.
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7.2. Escenarios e indicaciones generales

Mediante las 11 situaciones hipotéticas explicadas previamente, es posible generar una
cantidad considerable de combinaciones, generando los distintos escenarios de estudio. A
continuacion se presentan los escenarios o combinaciones representativas que se llevaron a

cabo:

Descripcion

Escenario 1

Demanda 200 bar multiplicada por 10 y solo se permiten camiones.
Interés del 5 %.

Escenario 2

Demanda 200 bar multiplicada por 10 y solo se permiten camiones.

Interés del 5% y multiservicios agregados.

Escenario 3

Demanda 200 bar multiplicada por 10 y solo se permiten camiones.
Interés del 7%.

Escenario 4

Demanda 200 bar multiplicada por 10 y solo se permiten camiones.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 5

Demanda 200 bar multiplicada por 10 y solo se permiten camiones.
Interés del 9 %.

Escenario 6

Demanda 200 bar multiplicada por 10 y solo se permiten camiones.

Interés del 9% y multiservicios agregados.

Escenario 7

Demanda 200 bar multiplicada por 10 y se permiten camiones y tuberias.
Interés del 7%.

Escenario 8

Demanda 200 bar multiplicada por 10 y se permiten camiones y tuberias.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 9

Demanda 200 bar multiplicada por 10 y no se permite transporte de hidrégeno.
Interés del 7 %.

Escenario 10

Demanda 200 bar multiplicada por 10 y no se permite transporte de hidrégeno.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 11

Demanda 200 bar multiplicada por 10, se permiten camiones y tuberias y

variacién de demanda répida. Interés del 7 %.

Escenario 12

Demanda 200 bar multiplicada por 10, se permiten camiones y tuberias y

variacion de demanda répida. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 13

Demanda 200 bar multiplicada por 10, se permiten camiones y tuberias y

variacién de demanda de pendiente constante. Interés del 7 %.

Escenario 14

Demanda 200 bar multiplicada por 10, se permiten camiones y tuberias y
variacién de demanda de pendiente constante. Interés del 7%

y multiservicios agregados..
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Escenario 15

Demanda 200 bar multiplicada por 10, se permiten camiones y tuberias y

variacién de demanda abrupta. Interés del 7 %.

Escenario 16

Demanda 200 bar multiplicada por 10, se permiten camiones y tuberias y

variacién de demanda abrupta. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 17

Demanda 350 bar multiplicada por 10 y solo se permiten camiones.
Interés del 7 %.

Escenario 18

Demanda 350 bar multiplicada por 10 y solo se permiten camiones.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 19

Demanda 350 bar multiplicada por 10 y se permiten camiones y tuberias.
Interés del 7%.

Escenario 20

Demanda 350 bar multiplicada por 10 y se permiten camiones y tuberias.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 21

Demanda 350 bar multiplicada por 10 y no se permite transporte de hidrégeno.
Interés del 7%.

Escenario 22

Demanda 350 bar multiplicada por 10 y no se permite transporte de hidrégeno.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 23

Demanda 700 bar multiplicada por 10 y solo se permiten camiones.
Interés del 7%.

Escenario 24

Demanda 700 bar multiplicada por 10 y solo se permiten camiones.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 25

Demanda 700 bar multiplicada por 10 y se permiten camiones y tuberias.
Interés del 7%.

Escenario 26

Demanda 700 bar multiplicada por 10 y se permiten camiones y tuberias.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 27

Demanda 700 bar multiplicada por 10 y no se permite transporte de hidrégeno.
Interés del 7%.

Escenario 28

Demanda 700 bar multiplicada por 10 y no se permite transporte de hidrégeno.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 29

Situacién autarquica y solo se permiten camiones.

Interés del 7%.

Escenario 30

Situacion autarquica y solo se permiten camiones.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 31

Situaciéon autarquica y se permiten camiones y tuberias.
Interés del 7 %.

Escenario 32

Situaciéon autarquica y se permiten camiones y tuberias.

Interés del 7% y multiservicios agregados.
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Escenario 33

Situacion autarquica y no se permite transporte de hidrégeno.
Interés del 7%.

Escenario 34

Situacién autarquica y no se permite transporte de hidrégeno.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 35

Situaciéon compite y solo se permiten camiones.
Interés del 7 %.

Escenario 36

Situaciéon compite y solo se permiten camiones.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 37

Situacién compite y se permiten camiones y tuberias.
Interés del 7%.

Escenario 38

Situacién compite y se permiten camiones y tuberias.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 39

Situaciéon compite y no se permite transporte de hidrégeno.
Interés del 7 %.

Escenario 40

Situacion compite y no se permite transporte de hidrégeno.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 41

Situacion compite, se permiten camiones y tuberias y se anade

consumo de agua agropecuaria. Interés del 7 %.

Escenario 42

Situacién compite, se permiten camiones y tuberias y se anade

consumo de agua agropecuaria. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 43

Situacién compite, se permiten camiones y tuberias y se prohiben

las tecnologias sinérgicas. Interés del 7 %.

Escenario 44

Situaciéon compite, se permiten camiones y tuberias y se prohiben

las tecnologias sinérgicas. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 45

Se exporta solo LH; y solo se permiten camiones.
Interés del 7%.

Escenario 46

Se exporta solo LH; y solo se permiten camiones.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 47

Se exporta solo LH, y se permiten camiones y tuberias.
Interés del 7%.

Escenario 48

Se exporta so6lo LH, y se permiten camiones y tuberias.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 49

Se exporta so6lo LH, y no se permite transporte de hidréogeno.
Interés del 7 %.

Escenario 50

Se exporta so6lo LH, y no se permite transporte de hidrégeno.

Interés del 7% y multiservicios agregados.
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Escenario 51

Se exporta solo LH,, se concentra esta demanda en un nodo

y solo se permiten camiones. Interés del 7 %.

Escenario 52

Se exporta solo LH,, se concentra esta demanda en un nodo

y solo se permiten camiones. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 53

Se exporta s6lo LH,, se concentra esta demanda en un nodo

y se permiten camiones y tuberias. Interés del 5 %.

Escenario 54

Se exporta s6lo LH,, se concentra esta demanda en un nodo

y se permiten camiones y tuberias. Interés del 5% y multiservicios agregados.

Escenario 55

Se exporta solo LH,, se concentra esta demanda en un nodo

y se permiten camiones y tuberias. Interés del 7 %.

Escenario 56

Se exporta solo LH,, se concentra esta demanda en un nodo y se

permiten camiones y tuberias. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 57

Se exporta solo LH,, se concentra esta demanda en un nodo y se

permiten camiones y tuberias. Interés del 9 %.

Escenario 58

Se exporta solo LH,, se concentra esta demanda en un nodo y se

permiten camiones y tuberfas. Interés del 9% y multiservicios agregados.

Escenario 59

Se exporta solo LH,, se concentra esta demanda en un nodo

y no se permite transporte de hidrégeno. Interés del 7 %.

Escenario 60

Se exporta solo LH,, se concentra esta demanda en un nodo y no se

permite transporte de hidrégeno. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 61

Se exporta solo N Hs y solo se permiten camiones.
Interés del 7%.

Escenario 62

Se exporta s6lo N Hs y solo se permiten camiones.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 63

Se exporta s0lo N Hs y se permiten camiones y tuberias.
Interés del 7%.

Escenario 64

Se exporta s6lo N Hs y se permiten camiones y tuberias.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 65

Se exporta s6lo N H3 y no se permite transporte de hidrégeno.
Interés del 7%.

Escenario 66

Se exporta s6lo N H3 y no se permite transporte de hidrégeno.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 67

Se exporta s6lo N Hs, se concentra esta demanda en un nodo

y solo se permiten camiones. Interés del 7 %.

Escenario 68

Se exporta s6lo N Hs, se concentra esta demanda en un nodo

y solo se permiten camiones. Interés del 7% y multiservicios agregados.
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Escenario 69

Se exporta s6lo N Hs, se concentra esta demanda en un nodo

y se permiten camiones y tuberias. Interés del 7 %.

Escenario 70

Se exporta s6lo N Hs, se concentra esta demanda en un nodo

y se permiten camiones y tuberias. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 71

Se exporta s6lo N Hs, se concentra esta demanda en un nodo

y no se permite transporte de hidrégeno. Interés del 7 %.

Escenario 72

Se exporta s6lo N Hs, se concentra esta demanda en un nodo y no se

permite transporte de hidrégeno. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 73

Se exporta solo MeOH y solo se permiten camiones.
Interés del 7%.

Escenario 74

Se exporta solo MeOH y solo se permiten camiones.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 75

Se exporta s6lo MeOH y se permiten camiones y tuberias.
Interés del 7%.

Escenario 76

Se exporta s6lo MeOH y se permiten camiones y tuberias.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 77

Se exporta s6lo MeOH y no se permite transporte de hidrogeno.
Interés del 7%.

Escenario 78

Se exporta s6lo MeOH y no se permite transporte de hidrégeno.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 79

Se exporta solo MeOH, se concentra esta demanda en un nodo

y solo se permiten camiones. Interés del 7 %.

Escenario 80

Se exporta s6lo MeOH, se concentra esta demanda en un nodo

y solo se permiten camiones. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 81

Se exporta solo MeOH, se concentra esta demanda en un nodo

y se permiten camiones y tuberias. Interés del 7 %.

Escenario 82

Se exporta solo MeOH, se concentra esta demanda en un nodo

y se permiten camiones y tuberias. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 83

Se exporta solo MeOH, se concentra esta demanda en un nodo y no se

permite transporte de hidrégeno. Interés del 7 %.

Escenario 84

Se exporta s6lo MeOH, se concentra esta demanda en un nodo y no se

permite transporte de hidrégeno. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 85

Exportacion mixta y solo se permiten camiones.
Interés del 7 %.

Escenario 86

Exportacion mixta y solo se permiten camiones.

Interés del 7% y multiservicios agregados.
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Escenario 87

Exportacion mixta y se permiten camiones y tuberias.
Interés del 7%.

Escenario 88

Exportacion mixta y se permiten camiones y tuberias.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 89

Exportacion mixta y no se permite transporte de hidrégeno.
Interés del 7 %.

Escenario 90

Exportacion mixta y no se permite transporte de hidréogeno.

Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 91

Exportacion mixta, se concentra esta demanda en un nodo y

solo se permiten camiones. Interés del 5 %.

Escenario 92

Exportacion mixta, se concentra esta demanda en un nodo y

solo se permiten camiones. Interés del 5% y multiservicios agregados.

Escenario 93

Exportacion mixta, se concentra esta demanda en un nodo y

solo se permiten camiones. Interés del 7 %.

Escenario 94

Exportacion mixta, se concentra esta demanda en un nodo y

solo se permiten camiones. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 95

Exportacion mixta, se concentra esta demanda en un nodo y

solo se permiten camiones. Interés del 9 %.

Escenario 96

Exportacion mixta, se concentra esta demanda en un nodo y

solo se permiten camiones. Interés del 9% y multiservicios agregados.

Escenario 97

Exportacion mixta, se concentra esta demanda en un nodo y

se permiten camiones y tuberias. Interés del 7 %.

Escenario 98

Exportacion mixta, se concentra esta demanda en un nodo y

se permiten camiones y tuberfas. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 99

Exportacion mixta, se concentra esta demanda en un nodo y

no se permite transporte de hidrégeno. Interés del 7 %.

Escenario 100

Exportacion mixta, se concentra esta demanda en un nodo y no se

permite transporte de hidrégeno. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 101

Exportacion mixta, se permiten camiones y tuberias y

variacién de demanda répida. Interés del 7 %.

Escenario 102

Exportacion mixta, se permiten camiones y tuberias y

variaciéon de demanda répida. Interés del 7% y multiservicios agregados.

Escenario 103

Exportacion mixta, se permiten camiones y tuberias

y variacién de demanda de pendiente constante. Interés del 7 %.
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Exportacion mixta, se permiten camiones y tuberias
Escenario 104 | y variacién de demanda de pendiente constante. Interés del 7%

y multiservicios agregados.

) Exportacion mixta, se permiten camiones y tuberias y
Escenario 105 L )
variacién de demanda abrupta. Interés del 7 %.

Exportacion mixta, se permiten camiones y tuberias y
Escenario 106 | variacién de demanda abrupta. Interés del 7%

y multiservicios agregados.

) Exportacion mixta, se permiten camiones y tuberias
Escenario 107 - _ )
y se anade consumo de agua agropecuaria. Interés del 7 %.

Exportacion mixta, se permiten camiones y tuberias
Escenario 108 | y se anade consumo de agua agropecuaria. Interés del 7%

y multiservicios agregados.

) Exportacion mixta, se permiten camiones y tuberias
Escenario 109 ) . )
y se prohiben las tecnologias sinérgicas. Interés del 7 %.

Exportacion mixta, se permiten camiones y tuberias
Escenario 110 | y se prohiben las tecnologias sinérgicas. Interés del 7%

y multiservicios agregados.

Tabla 7.2: Escenarios realizados a partir de la combinacién entre situaciones hipotéticas.

Ademds de los 666 periodos de tiempo que fueron optimizados, el 92.8% de los
resultados indicaron ser la soluciéon éptima, por lo que el resto que no asegura optimalidad,

fueron excluidos de cualquier andlisis.

Los costos asociados a los respectivos escenarios seran evaluados a partir del multiplo
que representen del caso base o de referencia, es decir, todos los costos son divididos por los

valores otorgados por el caso base.

7.3. Primer analisis: Tarapaca autarquico vs Tarapaca compite

En relacion a los costos, independientemente de las restricciones que se puedan
presentar en el modo de transporte, se puede observar que en los primeros anos el escenario
autarquico presenta entre 1.1 y 1.3 veces el costo del caso base, para luego disminuir
paulatinamente hasta los 0.4 veces en el ano 2050. Sin embargo, la situacion en que Tarapaca
puede elegir qué medio utilizar para suplir la demanda presenta valores menores al caso base
desde los primeros anos. Se puede apreciar que desde el ano 2025 presenta valores cercanos a

la unidad para paulatinamente disminuir a las 0.3 veces al término del ano 2050. En términos
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generales, ambas situaciones presentan mejores costos que en el caso de referencia en el lar-

go plazo, especialmente cuando se puede optar entre importar o producir la energia necesaria.

Con respecto a los modos de transporte, con libre eleccién las tuberias lideran el
traslado de la energia. Sin embargo, dado que las cantidades que presentan son muy bajas,
no es posible invertir en estos medios, por lo que por descarte los modos de transporte se ven
limitadas a los camiones. En este grupo, a diferencia del caso de referencia, los camiones con
remolques a 700 bar y de hidrégeno liquido son la preferencia, méas inclinado a este tltimo.
Ligado a la produccién de hidrégeno, en ambos escenarios se invierte en electrolizadores
tipo PEM, haciendo notar que en la situaciéon de competencia, en las mismas proporciones,
requiere invertir la mitad de la capacidad necesaria en el caso de autarquia energética.
El almacenamiento utilizado en competencia es reducido en los primeros anos, tomando
fuerza finalizando el periodo con almacenamiento criogénico de hidrégeno complementado
por cavernas de sal. Por otro lado, en autarquia el almacenamiento preferido estd a una
presion de 30 bar a partir del afio 2030 en adelante, por lo que se deduce que en este ultimo
escenario se prioriza la frecuencia de inyeccién de hidrogeno, mientras que en el primero el
almacenamiento a largo plazo tiene mayor peso. En relaciéon a los vectores del hidrogeno, en
ambos escenarios se hacen presentes. El amoniaco, metanol y metano poseen participacién
en almacenamiento. Las mayores diferencias se hacen notar en los anios de implementacién:
En el caso autarquico el metanol tiene mayor presencia en el ano 2050, mientras que el
amoniaco y metano incrementan su uso desde anos anteriores; en el caso de competencia,
la inversién en estos vectores tienen peso tnicamente en el primer par de anos, donde

posteriormente no juegan un rol predominante.

En el resto de demandas, las preferencias caléricas en alta y medias temperaturas en
ambos casos van en linea con el caso base mediante calor eléctrico a través de resistencias
e intercambiadores de calor con sales fundidas a 565°C. La diferencia se hace notoria en
los rangos mas bajos de temperatura. En general, en el caso de competencia la preferencia
estd en intercambiadores de calor para baja temperatura y calor eléctrico para agua caliente
sanitaria, mientras que en el caso autarquico se utiliza en mayor medida las bombas de calor
tanto para las bajas temperaturas y el agua caliente sanitaria. Finalmente, en ambos casos
la produccion de agua desalada preferida es de osmésis inversa. Sin embargo, en competencia
solo en el ano 2025 el almacenamiento de ésta tiene mayor peso, perdiendo toda relevancia
en anos siguientes, mientras que en autarquia el almacenamiento de ésta es determinante

alcanzando inversiones notablemente mayores.
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7.4. Segundo analisis: Ponderacion de demandas en 10 para 200, 350 y
700 bar

Dependiendo de la demanda que posea la ponderacion, los resultados se manifiestan de
forma distinta. En los casos de 200 y 700 bar, aumentar la demanda favorece econémicamente
a Tarapaca, presentando reducciones notables hasta 0.3 veces lo alcanzado en el caso de
referencia. Sin embargo, de ponderar la demanda de 350 bar, los costos se elevan a tal punto
de alcanzar las 4 veces obtenidas en el caso base para el ano 2035. Esta alza de costos
queda determinada principalmente por el uso de esta presién en el sector minero, por lo que
los grados de magnitud, de base, eran mayores. Es de notar que estos resultados dejan en
evidencia que, dependiendo de la magnitud de demanda, se pueden evidenciar disminuciones

de costos hasta cierto punto.

7.5. Tercer analisis: Exportacion de LH; vs NH3 vs MeOH vs Mixto

Es inmediato notar que exportar el hidrégeno en forma liquida es alrededor de 3.7 veces
méas costoso que en el caso base, el envio en forma de metanol ronda las 1.3 veces el costo
con tendencias de subida y, en contraparte, el envio en forma de amoniaco destaca por ser
mas econémico a partir del ano 2030 y con tendecia a la baja, logrando ser 0.5 veces el
costo del caso base. Este resultado deja en evidencia el potencial que posee el amoniaco para
exportacién internacional, tal y como se menciona en diversos estudios. En el caso de envio
mixto, vale decir, utilizar todos los vectores de hidrégeno en distintas proporciones no conlleva
beneficios econémicos, es mas, realizar el envio de forma mixta encarece el sistema a 2.7 veces
lo asociado a referencia, indicando que un enfoque multivectorial de hidrégeno manifiesta
peores rendimientos que dedicar el envio a un solo vector en masa. En gran parte, estas
diferencias de costos se ven reflejadas en el modo de transporte que se utiliza para trasladar
el energético hasta el punto de exportacion. Tanto en el caso mixto como en el de amoniaco,
el uso de tuberias de amoniaco son la preferencia logrando cantidades aceptables para su
posible inversién, a diferencia del resto de vectores que utilizan camiones con remolques para

este traslado.

7.6. Cuarto analisis: Exportacién concentrada en un solo nodo

La dispersion de demanda de hidréogeno a lo largo de los nodos en primera instancia
podria marcar el paso entre un modo de transporte u otro. Sin embargo, en el periodo de
tiempo evaluado, no existen mayores diferencias en los costos de ambas modalidades. Se
puede destacar que el concentrar la exportacion en un nodo aumento la capacidad instalada

de transporte, siendo el caso mas favorable las tuberias de amoniaco.
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7.7. Quinto analisis: Restricciones de transporte

En las 3 modalidades de transporte, habilitando todos los modos, solo camiones y
el caso en que no se transporte con hidrégeno parece ser irrelevante en demandas bajas
como en consumo regional de Tarapaca. Incluso en demandas més pronunciadas como en la
exportacién de vectores de hidrogeno, los costos adicionales en el envio con modos especificos
para este marca una diferencia de 0.5 en relacién al caso base, indicando que las lineas HVAC

pueden ser una alternativa no tan perjudicial para el transporte de energia de hidrégeno.

7.8. Sexto analisis: Suplir demanda de agua desalada agropecuaria

Optar por suplir un mayor nivel de demanda en agua desalada podria marcar la dife-
rencia en términos de aplicacion versus costos. Esta premisa se ve confirmada en los costos
para ambos casos: El incluir el consumo agropecuario aumenta levemente los costos generales

del sistemas, sumando alrededor de 0.1 o 0.2 veces los costos asociados al caso base.

7.9. Séptimo andlisis: Cambio en la tasa de interés

Estudios muestran que un aumento de la tasa de interés puede afectar en gran medida
el LCOH, sin embargo, dado el corto periodo de optimizacién y los bajos niveles de inversion

asociados, no se evidencia diferencia alguna en la aplicacion de distintas tasas de interés.

7.10. Octavo analisis: Aplicacion del multiservicio

Aplicar las necesidades de seguridad en el sistema evidencia grandes costos que podrian
manifestarse. La diferencia entre requerir o no de multiservicios marca una diferencia de
1.5 veces el costo del caso base, lo que indica que los futuros sistemas energéticos en ba-
se a energias renovables intermitentes si pueden implicar mayores costos para mantener la

seguridad del sistema.

7.11. Noveno analisis: Restriccion de sinergias

Al igual como ocurre con la tasa de interés, el corto periodo de tiempo en evaluacién
no demuestran diferencias significativas entre una situaciéon y otra, por lo que no se deja en

evidencia el valor de las tecnologias multipropdsito.

7.12. Décimo analisis: Variacion curvas de demanda

Dentro de las grandes incertidumbres de lo que conlleva enfrentar un mercado de

hidrégeno es el comportamiento horario y a mayores periodos de tiempo de la demanda
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y sus posibles fluctuaciones. Sin embargo, el corto periodo de tiempo en evaluacién no deja
en manifiesto el potencial de algunos sistemas de almacenamiento, por lo que como prime-

ra impresién el uso de una curva u otra no presenta mayores diferencias en los modos de
transporte o el uso de almacenamiento.
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8. Conclusiones y trabajo futuro

8.1. Conclusiones

En esta memoria de titulo se realiza la propuesta de un modelo que permite disenar la
cadena de suministro de hidrogeno a nivel regional a partir de una proyeccion de la demanda
futura de energia y tomando en cuenta las condiciones especificas de la Region de Tarapaca.
Para lograr este resultado, se propuso una estructura de trabajo que contempla las siguientes

etapas principales:
= Compilacién de conjunto de antecedentes sobre el desarrollo y uso del hidrégeno.

Propuesta metodoldgica que se construye como extension del modelo base denominado

LEELO.

Implementacion y validacion del modelo.

Caso de estudio para la Region de Tarapaca.

Conclusiones.

La compilacion de antecedentes permitié crear una base sélida y sintetizada de toda la
informacion que se requiere para desarrollar este tipo de estudios en el marco de los nuevos
desafios que plantea la economia del hidrogeno. Parte de esta informacién fue integrada

directamente en los modelos y escenarios definidos (ver Anexo).

Por su parte, a partir de la experiencia internacional se identificaron las distintas
opciones de diseno de una cadena de suministro de hidrégeno. Estas opciones, junto a
extensiones en la modelacién, son integradas a una herramienta de planificacién existente
denominada LEELO programado en GAMS. Las extensiones incorporadas, descritas en la
seccion 3, incluyen la demanda por agua desalada, nuevas opciones de demanda de hidrégeno
y derivados, opciones de generacién renovable a nivel distribuido, una libreria con 7 opciones
tecnolégicas adicionales de almacenamiento de hidrégeno, 10 nuevos modos de transporte
de hidrégeno y derivados, como asimismo 17 nuevas tecnologias de conversiéon. Asimismo,
incluye el estudio y proyeccién de costos y eficiencias de cada una de éstas tecnologias
agregas como también la logistica desarrollada para los nuevos modos de transporte.
Esta contribuciéon permite extender de manera importante el alcance de los estudios de

planificacién realizados hasta ahora con el modelo LEELO.

El modelo extendido resultante se valida con casos ejemplo de uno y dos nodos,
verificando el resultado de la optimizacién del modelo LEELO utilizando el solver CPLEX.
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Para ello se realizaron multiples comprobaciones de casos especificos.

A partir de una modelacién exhaustiva del sistema energético y desarrollo de mapa
geo-referenciado (nodos, rutas, modos de transporte, demandas, almacenamiento y tecno-
logias de conversién) y 110 escenarios posibles de desarrollo del hidrégeno en la Regién
de Tarapaca, se optimiza las redes de suministro de hidrégeno. Los estudios realizados se
restringen a una semana de andlisis por problemas experimentados en la fase de simulacién
del modelo. Lo anterior se debié a distintos inconvenientes enfrentados en la fase de
simulacién, los que se presentan a continuacion. Una de las primeras observaciones que
debe realizarse son las distorsiones que se pudieron generar en los resultados obtenidos. En
particular, con respecto a la codificacion del modelo, trabajar con escalas del orden de los
kW-kg/h-m?/h probablemente sea parte de la razén que el modelo presente dificultades
en los calculos cuando los dias de modelacion son elevados y las capacidades existentes
requieran ingreso de valores muy elevados. El problema con la elecciéon de esta escala, es
que en términos del programa CPLEX, ingresar valores muy elevados provoca resultados
con status 7 (el problema es factible, pero debido a los cédlculos engorrosos no logra
confirmar que es el éptimo) mientras que reducir estos valores por sobre un umbral puede
desencadenar resultados con status 4 (el problema no es factible debido a que no se le
proporcionan los medios que cumplan las restricciones de balance, por lo tanto, el resultado
es directamente erréneo). Por otro lado, la modelacién con 7 dias en relacién a lo que
originalmente era un ano probablemente no afecte a las tecnologias con gran flexibilidad,
mientras que si puede perjudicar la inversién en aquellas tecnologias que precisamente
demuestran su valia en el largo plazo. Finalmente, las distorsiones se podrian dar por
la adecuacion del modelo a una menor cantidad de nodos y, por ende, a una menor
precisién tanto en los procesos de reparticién de demanda como los espacios fisicos que

ofrece la Regién de Tarapacd. Los antecedentes de cada caso pueden encontrarse en el Anexo.

De los resultados obtenidos, destacan los escenarios de produccion autarquica de
hidrégeno vs el caso de opcién competitiva importacién tanto de electricidad como
hidrégeno. Mientras que en el caso autarquico se privilegia el almacenamiento gaseoso,
en el caso competitivo se privilegia el estado liquido. En ambos casos se opta por el
modo de transporte en camién y electrolizadores PEM, diferenciandose basicamente en las
capacidades instaladas. El escenario autarquico resulta en una capacidad local que duplica
la situacién competitiva.

Asimismo, de las simulaciones queda en evidencia que las decisiones del operador en cémo
suministrar la energia si marca una diferencia en los modos de transporte o sistemas de

almacenamiento que se utilicen. En general, la toma de decisiones hipotéticas logran obtener
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mayores beneficios econdémicos en el largo plazo con respecto a la situacién base que se
presenta en la PELP. Con respecto a restricciones de transporte o tecnologias, sumado a
variaciones en parametros determinantes en base a estudios ya mencionados, no se logra
dejar en evidencia mayores impactos en el sistema energético y no marca una pauta a seguir
en caso de verse distorsionado el comportamiento esperado de la llegada de un mercado en

base a hidrégeno verde.

8.2. Trabajo futuro

Para el trabajo futuro, se sugiere fuertemente realizar un re-escalamiento en el orden de
trabajo en el cual funciona el modelo a uno de mayor valor y asi disminuir los valores ingre-
sados en la base de datos madre. Ademas, incorporar tecnologias de combustibles sintéticos
puede generar resultados clave a la hora de acelerar el proceso de descarbonizacién en la
matriz energética, especialmente reemplazando el consumo en medios de transporte, el uso
de la infraestructura de llenado ya existente y el ahorro de capital debido a una menor canti-
dad de combustibles importados. Ligado a lo anterior, incorporar mas tecnologias asociadas
a gases efectos invernadero podria acelerar el despliegue de infraestructura que requieren su
suministro como la captura y almacenamiento de carbono que pueden ser ubicadas en puntos
industriales altamente contaminantes. Con respecto a la base de datos investigada, més es-
pecificamente los costos y eficiencias de las tecnologias, se recomienda ir actualizando aquellas
que tengan relacion con la produccién, re-electrificacion y acondicionamiento de hidrégeno,
debido al desarrollo tecnolégico que se esta realizando a nivel global en el uso intensivo de
éste. También es necesario investigar en mayor profundidad los intercambiadores de calor,
dado que se obtuvieron a partir de situaciones y rangos de temperaturas genéricos. Por otro
lado, incorporar a futuro la siguiente generacién de centrales de concentracion solar de torre
solar y disco parabdlico que soportaran altas temperaturas, tanto para bloques de potencia
con mayor eficiencia, como almacenamiento caldrico con diéxido de carbono y potencial uso
directo del calor absorbido en procesos quimicos como lo es el crackeo de amoniaco. Final-
mente, el estudio e investigacion de las fluctuaciones de demanda en el mercado de hidrégeno
ligados a un uso final debe ser una incorporacion futura del modelo para mejorar los tiempos
de respuesta del modelo y la precision de los resultados.

Se determina que la falta de experiencia sobre capacidad computacional y tiempos de
modelacién en optimizacién lineal fue un factor clave en no poder completar las simulaciones

y sus analisis en la profundidad que se hubiese deseado.
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A. Anexo: Respaldos de simulaciones

Todos los antecedentes del proyecto, que permiten replicar cada uno de
los resultados obtenidos se encuentran disponibles en la siguiente direccion
“https://drive.google.com/drive/folders/10GWxTZmYSoBOFOBlabeHV3d57wtRGhqe”.

A continuacién, se describe el contenido de cada carpeta:

» “‘REFERENCIAS DE BASE DE DATOS”: contiene todas las proyecciones tanto de
costos como parametros de las tecnologias para cada perfodo de simulacién. Se hace
referencia explicita a los documentos que respaldan cada una de las proyecciones y se

entrega una explicacién a cada calculo realizado.

= “REPARTICION DEMANDA MODELO REDUCIDQO”: contiene la distribucién sec-
torial y por hora de cada uno de los niveles de demanda segin las caracteristicas que

presenta el caso de estudio correspondiente. Su definicion toma como referencia el es-
tudio PELP (2023 a 2027).

s “CONFIGURACION GEOREFERENCIADA”: contiene el diseno de la red de nodos
aplicados al caso de estudio a partir de informacién publica y caracteristicas propias

del sector utilizada como entrada al modelo de optimizacion.

» “MODELO ORIGINAL”: contiene la base de datos original considerada para el caso
base de las simulaciones. Su aplicacién contempla todos los nodos posibles y un ano
completo de simulacion. Como se explica en el documento, no fue posible utilizar esta

base de datos dados los tiempos de simulacion requeridos.

s “CASOS SIMULADOS”: contiene los datos de entrada y resultados de cada escenario
simulado (110) en el trabajo de titulo. Ademas, contempla planillas y graficos con

resumenes que facilitan su andlisis y que forman parte del trabajo realizado.

= “MODELO DE VALIDACION”: contiene una versién adaptada del modelo que permite
realizar verificaciones a cada tecnologia utilizada en el modelo con casos sencillos que

dejan en evidencia el correcto funcionamiento de éstas.
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