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1 RESUMEN EJECUTIVO

1.1 Antecedentes

La region latinoamericana posee los factores relevantes para hacer factible una integracion
energética mayor, tales como: (i) complementariedad de la oferta energética y de la demanda
de energia y potencia; (ii) beneficios econdmicos claramente identificados; (iii) factibilidad
técnica y ambiental; (iv) experiencia y capacidad de los organismos reguladores; y (v) expe-
riencia de operacién de mercados mayoristas. En el caso de América Central, la interconexién
eléctrica entre todos los paises es una realidad desde el afio 2002. Ademds, la integracién de los
mercados nacionales se ha logrado con la creacién del Mercado Eléctrico Regional (MER), el
cual se verd fortalecido con la construccion del Proyecto SIEPAC. En lo que se refiere a Suda-
mérica, se tiene un proceso firme de integracién en la Comunidad Andina (CAN), y en estado
mds incipiente en el MERCOSUR.

La Comisién de Integracion Energética Regional (CIER) ha desarrollado estudios que han
permitido estudiar, analizar e identificar las grandes oportunidades de integracién eléctrica
que ofrece la regién, asi como cuantificar los beneficios econémicos que se tendrian. Estos
estudios se ejecutan por medio de Grupos de Trabajo y consultorias contratadas con el apoyo
de entidades financieras multilaterales, combinado con talleres y seminarios con la participa-
cién de todos los agentes y actores de la integracién, con el objetivo de plasmar en resultados
reales las oportunidades identificadas.

A pesar de estas perspectivas positivas, el proceso de integracion regional se ha frenado en los
ultimos afios debido a factores como las diferencias entre los esquemas de suministro de ener-
gia (hoy dia, tenemos paises con manejo estatal, con manejo de mercado y mixtos) y la pérdi-
da de confianza entre algunos paises en lo que se refiere a los acuerdos y contratos de inter-
cambios de energia y gas, lo que ha llevado a politicas de autoabastecimiento.

El estudio CIER “Transacciones de energia entre los sistemas de las comunidad Andina,
América Central y Cono Sur — Factibilidad de su Integracién” (Proyecto CIER 15) tiene
como objetivo mostrar que es posible plantear esquemas de interconexién que respeten
las politicas propias de cada pais; que no requieren armonizaciones regulatorias profun-
das en los mercados internos de los paises involucrados; y que maximizan los beneficios
para los consumidores de los paises.

El estudio fue realizado dentro del drea CIER de Generacién & Transmision, con la participa-
cién de todos los paises de Sudamérica, América Central y México, representados en el Grupo
de Trabajo de Operadores & Administradores de Mercados. Dada su magnitud, el estudio se
ha realizado en dos fases. La Fase I, con financiacién directa de la CIER y con los servicios de
consultoria de Mercados Energéticos (Argentina) y PSR (Brasil), tuvo como objetivo el anali-
sis histérico y critico de las interconexiones (gas y electricidad) existentes, los mercados de
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energia y su evolucién en las tres regiones, desde el punto de vista de la operacién técnica y
comercial, regulatoria e institucional.

Con base en el anterior diagndstico se plantearon directrices para el estudio de la Fase II, cu-
yos resultados se presentan en este Informe.

1.2 Objetivo y financiacién de la Fase Il del PR CIER 15

El objetivo de la Fase II fue el andlisis a niveles estratégico, técnico, comercial y regulatorio
sobre la factibilidad de la creacién y/o incremento de transacciones de energia entre los siste-
mas de las regiones de América Central, Andina y Cono Sur, de tal forma que sus resultados
permitan contribuir a la tomada de decisiones y acciones de los actores publicos y privados en
torno a implementar entre los paises intercambios de energia sostenibles en el tiempo, tenien-
do en cuenta las realidades del entorno politico, econémico, riesgos asociados, desarrollos di-
versos de los mercados y la diversidad del potencial energético de la region.

Los estudios de esta Fase fueron divididos en dos médulos. En el Médulo 1 se hizo un estudio
del potencial energético en la regién para el suministro de la demanda de electricidad y gas.
Este médulo conté con la Financiacién del Banco Mundial, por medio del Public-Private In-
frastructure Advisory Facility — PPIAF.

Con base en los resultados del Mddulo 1, se realizé en el Médulo 2 el anélisis de oportunida-
des de transacciones internacionales para diferentes escenarios, lo cual permitié proponer al-
ternativas con esquemas comerciales y criterios y reglas para viabilizar las transacciones. Este
modulo fue financiado por la CAF y la CIER y cont6 con la consultoria de PSR (Brasil), Synex
(Chile) y Mercados Energéticos (Argentina).

1.3 Alcance del estudio

El 4rea total de los paises de América Central y Sudamérica' es 18 millones de km’, casi el do-
ble de los Estados Unidos (9.6 millones de km?). Su poblacién® es cerca de 400 millones de ha-
bitantes, comparable a la de la Unién Europea (500 millones). La capacidad instalada actual es
215 GW.

El estudio CIER 15 Fase II involucra 15 paises: Argentina, Bolivia, Brasil, Chile, Colombia,
Costa Rica, Ecuador, El Salvador, Guatemala, Honduras, Nicaragua, Panama, Paraguay, Pert
y Uruguay. No ha sido posible incluir Venezuela en el estudio debido a los limites de plazo
para entrega de los datos. (Ademds, se representa la interconexién entre Guatemala y México,
pero no se hacen estudios adicionales con este pais.)

Por facilidad de presentacién de los resultados, los paises fueron clasificados en tres “regio-
nes”: (i) Centroamérica: Costa Rica, El Salvador, Guatemala, Honduras, Nicaragua y Panamg;

' Fuente: http://en.wikipedia.org/wiki/List_of _countries_and_outlying_territories_by_total_area.

* Fuente: http://unstats.un.org/unsd/demographic/products/socind/population.htm.
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(ii) Comunidad Andina: Bolivia, Colombia, Ecuador y Pert; y (iii) Mercosur: Argentina, Bra-
sil, Chile, Uruguay y Paraguay.’

La figura a continuacién muestra los paises involucrados y las regiones.

Centroamérica

Comunidad

Andina

PY Mercosul

Figura 1.1 - Paises involucrados en el estudio CIER 15 Fase Il

1.4 Principales resultados del Médulo 1

Como mencionado, el objetivo del Médulo 1 es hacer un inventario de los recursos energéti-
cos disponibles para el suministro del aumento de la demanda de electricidad y gas natural.
1.4.1 Demanda y capacidad instalada

La figura a continuacion presenta la demanda de punta del afio 2010 para cada una de las tres
regiones del estudio.’ Se observa que la demanda de punta total es 122 GW.

3 ’ . . . .
Se observa que los paises que participan de los grupos Mercosur y Comunidad Andina no son necesa-
riamente miembros de las uniones comerciales homdnimas.

* Como mencionado, estos datos no incluyen Venezuela
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Figura 1.2 - Demanda maxima por region (2010)

La figura a continuacién muestra la capacidad instalada en cada regién para el mismo ano.
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Figura 1.3 - Capacidad instalada por region (2010)

La capacidad instalada total es casi 190 GW. De este monto, como muestra la figura a conti-
nuacién, 120 GW (63%) corresponden a las centrales hidroeléctricas; 13 GW (7%) a las demads
fuentes no emisoras (edlica, biomasa, pequenas centrales hidroeléctricas, geotérmica y nu-
clear); y 57 GW (30%) a las plantas termoeléctricas con combustibles fésiles (gas natural, car-
bén y bleo).
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Fuentes no
emisoras, 7%

Termoeléctricas, 30%

Hidroeléctricas, 63%

Figura 1.4 - Capacidad instalada por tipo de generacién

La figura a continuacién muestra la evolucién prevista del consumo de electricidad (MW
promedio) del 2010 hasta el 2017 (horizonte del estudio). Se observa un aumento de casi 40%
(de 94.3 para 132 GW promedio), lo que corresponde a una tasa de crecimiento anual de 5%.
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2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017
= Centroamérica 49 52 55 58 6.1 64 68 7.1
ComunidadAndina 128 135 143 15.1 159 167 175 183
==Mercosur 766 809 86.1 90.1 939 97.8 1025 107.0
—e—Total 943 996 1058 110 1158 1209 126.7 1324

Figura 1.5 - Crecimiento del consumo (GW promedio) en el periodo 2010-2017

PSR | ME | SYNEX 5



PROYECTO CIER 15 FASE Il - INFORME FINAL

1.4.2 Fuentes para expansion de la generacion

1.4.2.1 Hidroelectricidad

Como indicado en la figura 1.4, la hidroelectricidad es la fuente predominante en la region,
con 120 GW de potencia instalada, casi 2/3 de la potencia total de 190 GW. Si se consideran
Venezuela y México, la capacidad hidroeléctrica actual sube para 147 GW.

Como muestra el Cuadro a continuacién, la potencia hidroeléctrica instalada en el 2010 co-
rresponde solamente a 25% del potencial inventariado, de casi 600 GW. Por lo tanto, el poten-
cial para nuevas centrales hidroeléctricas es muy significativo, 447 GW.

Cuadro 1.1 - Potencial hidroeléctrico total y % desarrollo

Potencial
Inventariado Instalada
(GW) % desarrollado (GW)
Argentina 45 21% 9.3
Bolivia 40 1% 0.5
Brasil 185 41% 76.3
Chile 25 23% 5.7
Colombia 93 9% 8.8
Costa Rica 7 22% 1.5
El Salvador 2 24% 0.5
Ecuador 23 9% 2.0
Guatemala 5 15% 0.8
Honduras 5 8% 0.4
México 53 24% 12.7
Nicaragua 2 5% 0.1
Panama 4 22% 0.9
Paraguay 13 67% 8.7
Peru 62 5% 3.0
Uruguay 2 93% 1.5
Venezuela 28 52% 14.6
Total 594 25% 147

Fuente: OLADE (potencial) e informacién de los paises para el proyecto CIER 15 Fase II.

La figura a continuacién muestra el potencial hidroeléctrico a desarrollar para cada regién.
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Centroamérica
14%

Region Andina
48%

Mercosur
38%

Figura 1.6 - Potencial hidroeléctrico a desarrollar por region

Se observa que casi mitad del potencial estd en la Comunidad Andina. La figura a continua-

cién muestra la distribucién del potencial entre los paises de esta region.

s

Figura 1.7 - Comunidad Andina - Potencial hidroeléctrico a desarrollar por pais

1.4.2.2 Otras fuentes no-emisoras

La hidroelectricidad hace con que la region tenga una de las matrices eléctricas con menos
emisiones de CO, del mundo. Debido al potencial significativo y econémicamente favorable
de otras fuentes renovables, tales como eélica y biomasa (y, en el futuro, la energia solar), esta
caracteristica “limpia” de la matriz debe mantenerse en el futuro.
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De la biomasa, se destaca la produccién de energia utilizando el bagazo de la cafia de azucar,
con importantes desarrollos en Brasil, Colombia, Guatemala, Nicaragua y otros paises.

En lo que se refiere a energia edlica, la figura a continuacién muestra el potencial de las regio-
nes (paises) con mayor potencial. Se observa que el potencial estimado actual excede 300 GW.
Con el seguimiento de los inventarios edlicos, tomando en cuenta los vientos con elevaciones
mayores y off-shore, es probable que este valor aumente sustancialmente.

Cuadro 1.2 - Potencial eélico

Potencial (GW)

México 40
Centroamérica 100
Colombia 20
Pera 10
Chile 5

Argentina 10
Uruguay 2

Brasil 140
Total 327

A estas fuentes renovables, se suma el potencial de dos otras fuentes no emisoras: geotérmica
(concentrado en Centroamérica) y nuclear, con las reservas mds significativas ubicadas en
Brasil.

1.4.2.3 Gas natural

El gas natural es otro vector de gran importancia en la regiéon. Como muestra la figura a con-
tinuacion, las reservas probadas en Bolivia, Venezuela, Trinidad y Tobago y Brasil podrin su-
ministrar las necesidades de la regién por varios afos.
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Cuadro 1.3 - Reservas probadas de gas natural ®

Potencial (TFC)

Argentina 16
Bolivia 27
Brasil 20
Chile 3

Colombia 4

Cuba 3

M éxico 13
Pera 12
Trinidad y Tobago 19
Venezuela 171
Total 288

1.4.24 Otros combustibles fosiles

Como muestran los cuadros a continuacion, la regién posee importantes reservas de carbén y
petrdleo, con destaque para Colombia, en el carbén; y Venezuela y Brasil (post Pré-Sal), para
el petréleo.

Cuadro 1.4 - Reservas probadas de carbén ¢ Cuadro 1.5 - Reservas probadas de petréleo
Potencial Potencial
(Millones de Toneladas) (Mil Milllones Barriles)
México 1211 Argentina 3
Argentina 424 Brasil 14
Bolivia 1 Colombia 1
Brasil 7068 Ecuador 5
Chile 1181 Meéxico 11
Colombia 6959 Trinidad y Tobago 1
Ecuador 24 Venezuela 99
Peru 140 Total 134
Venezuela 479
Total 17487

1.4.3 Conclusiones del Médulo 1

Los temas energéticos mds importantes a nivel mundial son la seguridad de suministro y los
cambios climdticos. La region latinoamericana tiene perspectivas muy positivas con respecto a
ambos temas. En lo que se refiere a la seguridad de suministro, las reservas abundantes de pe-

® Las reservas de gas natural de Brasil, estimadas en 20 TFC no consideran las tltimas descubiertas del
Pre Sal. Estimase que con las reservas del Pre Sal, las reservas de gas natural de Brasil sea no menores de
50 TEC.

° Mientras las reservas de Carbén de Brasil sean més abundantes que las reservas de Colombia, se desta-
ca que el carbon Colombiano tiene mucho mds poder caldrico que el carb6n que se encuentra en Brasil.
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tréleo y gas hacen que la regién sea una exportadora neta de estos combustibles. Con respecto
a los cambios climaticos, la principal fuente de produccién de electricidad, la energia hidrauli-
ca, es renovable. Ademads, otras fuentes renovables como la biomasa y la edlica se muestran
competitivas debido a las caracteristicas geograficas y climdticas de la region.

Otra observacién importante es que la predominancia de la hidroelectricidad facilita la inser-
cién de otras fuentes renovables. La razén es que los embalses de las plantas hidroeléctricas
funcionan como “almacenes energéticos”, que pueden absorber las fluctuaciones de la pro-
duccidn de las plantas edlicas, la estacionalidad de la produccién de la biomasa y optimizar el
uso del gas natural en la generacién eléctrica.

Finalmente, se observa que hay una complementariedad de los potenciales, con reservas de gas
mayores en algunos paises, mientras otros poseen mds recursos hidroeléctricos y/o e6licos.
Con esto, hay amplias posibilidades de interconexién entre paises, lo cual es el tema del M6-
dulo 2 del estudio, cuyos resultados se presentan a continuacion.

1.5 Tareas del Médulo 2

1.5.1 Base de datos y escenario de referencia

La primera tarea del Mddulo 2 fue la preparacién de una base de datos con informaciones de-
talladas sobre la situacion actual de la generacién y de la red de transporte de energia y sobre el
potencial energético de cada pais (fuentes hidroeléctricas, renovables, combustibles fésiles
etc.).

A partir de esta base de datos y de discusiones con los representantes de cada pafs, se definié
un escenario de referencia’ para los anos 2010 hasta 2017, incluyendo las proyecciones de de-
manda y los cronogramas de entrada de nuevos generadores y refuerzos en las redes de trans-
porte.

1.5.2 Calculo de los atributos del escenario de referencia

Con base en este escenario de referencia, se calculé un conjunto de atributos (costos operati-
vos, confiabilidad de suministro y emisiones de CO,) que, a su vez, sirven como referencia
para la determinacién de los beneficios incrementales resultantes de cada proyecto de interco-
nexion.

Los atributos se calcularon a través de simulaciones probabilisticas detalladas de la operacion
de los paises, involucrando 730 plantas hidroeléctricas, 1900 plantas termoeléctricas y un gran
numero de proyectos de energia renovable, tales como biomasa y edlica.

” Este escenario de referencia corresponde al escenario de integracién limitada de los términos de refe-
rencia del estudio.
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1.5.3 Proyectos de interconexion candidatos

A continuacién, se identificaron las oportunidades de interconexién. En los estudios tradiciona-
les, esto se hacia a través de un andlisis marginal, o de sensibilidad, de los beneficios potencia-
les de una interconexi6n entre todas las combinaciones de paises vecinos.” En el presente estu-
dio, estas oportunidades fueron seleccionadas a partir de proyectos especificos (con ubicacién,
capacidad y caracteristicas técnicas definidas) propuestos por los representantes de los paises.

El nuevo procedimiento para la identificacién de los proyectos candidatos fue un primer
aspecto diferenciado del presente estudio: trabajar con proyectos definidos, con posibili-
dad de transformarse en interconexiones reales.

1.5.4 Analisis beneficio/costo

El préximo paso del estudio fue hacer un andlisis beneficio/costo para cada proyecto identifica-
do. Los beneficios fueron calculados incorporando el proyecto al escenario de referencia; si-
mulando la operacién del mismo; y estimando la variacién de los atributos mencionados arri-
ba, esto es: (i) reduccién de los costos operativos; (ii) aumento de la confiabilidad de suminis-
tro; y (iii) reduccién de las emisiones de gases de efecto invernadero.’

1.5.5 Requerimientos institucionales, regulatorios y comerciales

Una vez confirmado que el proyecto era atractivo en términos econdémicos, se hizo un andlisis
detallado de los requerimientos institucionales, regulatorios, comerciales y operativos para la
implantacién exitosa del mismo, con énfasis en la creacién de mecanismos para la reparticién
de los beneficios entre los consumidores de ambos los paises y del desarrollo de instrumentos
financieros y legales que contribuyen para la confianza de los paises involucrados.

Este anlisis integrado de los aspectos econ6micos, comerciales e institucionales fue el se-
gundo aspecto diferenciado del presente estudio.

1.5.6 Lineamientos generales para las interconexiones

La actividad final del estudio fue la de extraer de los instrumentos comerciales e instituciona-
les propuestos para cada proyecto especifico un conjunto general de lineamientos que contri-
buya para la construccién de un “mapa del camino” en el desarrollo real de los mismos por
parte de los gobiernos y agentes involucrados.

* De una manera simplificada, se estima el beneficio marginal de una interconexién a través del calculo
de la diferencia de los costos marginales de corto plazo de ambos paises a lo largo de las etapas del pe-
riodo de estudio, y para los diferentes escenarios de hidrologia.

’ En lo que se refiere a los términos de referencia del estudio, estos escenarios incluyendo los refuerzos
corresponden al escenario de fuerte integracion.
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1.6 Principales resultados del Médulo 2

1.6.1 Proyectos de interconexion seleccionados

Los criterios para seleccién de los proyectos de interconexién fueron: (i) ser una propuesta
concreta y con un interés declarado por lo menos uno de los representantes de los paises invo-
lucrados; (ii) involucrar paises de las tres regiones; y (iii) ilustrar la diversidad de oportunida-

des de interconexion.

El Cuadro a continuacién muestra las caracteristicas de los 12 proyectos seleccionados. Estos
involucran todos los paises del estudio, sumando mas de 10 mil km de nuevas lineas de alta
voltaje; cerca de 6500 MW de capacidad; y costos de inversion alrededor de US$ 5 mil millo-
nes.

Estos proyectos ilustran cuatro tipos distintos de intercambio:

Cuadro 1.6 - Proyectos de interconexién seleccionados

Proyecto Fecha Voltaje longitud Capacidad Costo'®
(afo) (kV) (km) (MW) (MUSS$)
PE-BR 2015 500 3470 2200 2370
BO-BR 2015 500 2850 800 792
CO-PA 2014 400 614 300 207
BO-CH 2014 230 150 180 30
SIEPAC I (C. América) 2016 230 1800 300 500
BR-UY 2013 500 420 500 330
AR-PY-BR 2014 500 666 2000 610
BO-PE 2014 230 215 125 65
PE-EC 2010 220/230 107 100 -
CH-AR 2015 - - - -
PY-AR-CH 2011 - - - -
BR-AR 2010 500 490 2000 -
Total 3 10185 6405 4904

* Se observa que los cuatro dltimos proyectos en el Cuadro no tienen costos de inversién asociados. La
razén es que ellos utilizan la infraestructura de transmisién existente. Sin embargo, en el calculo de los
indices beneficio costo se consideran los costos de oportunidad asociados a los mismos.
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Economia de escala para proyectos hidroeléctricos: Envio de parte de la energia de las
plantas hidroeléctricas Inambari (2200 MW, Pert) y Cachuela Esperanza (800 MW, Boli-
via) para Brasil (identificados como PE-BR y BO-BR en el Cuadro arriba). Un aspecto in-
teresante de estos proyectos es que estas plantas estdn aguas arriba de las plantas hidro-
eléctricas Jirau y Santo Antonio, en Brasil (3500 MW cada). A pesar de su potencia eleva-
da, las centrales brasilefias son “de pasada”, esto es, no tienen embalses. Como consecuen-
cia, un beneficio adicional de Inambari es que la operacién de su embalse regulariza los
caudales afluentes a las plantas aguas abajo y, por lo tanto, aumenta su energia firme.
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e Seguridad operativa y exportacion de energia: Proyectos de interconexién donde uno de
los paises es un exportador neto: (i) Colombia—Panama (CO-PA, en el Cuadro) y (ii) Bo-
livia—Chile (BO-CH).

e Seguridad operativa e intercambios de oportunidad: Proyectos de interconexién donde
hay intercambios de oportunidad en ambas direcciones: (i) La nueva interconexién de
Centroamérica (SIEPACII); (ii) Brasil y Uruguay (BR-UY); (iii) Interconexién de las
plantas hidroeléctricas Yacyretd e Itaipd a través del sistema paraguayo (AR-PY-BR); (iv)
Bolivia y Pert (BO-PE); y (v) Pert y Ecuador (PE-EC).

e  Optimizacion del uso de la infraestructura existente — Incluye los siguientes proyectos: (i)
conexion de nuevos proyectos hidroeléctricos en el Sur de Chile hasta el centro de carga
del pais a través del sistema de transmisién argentino (BH-AR); (ii) Envio de energia hi-
droeléctrica de Paraguay hasta el sistema SING de Chile, donde predomina la generacién
termoeléctrica. Dado que Paraguay y Chile no estdn conectados, este envio se hace a través
de un esquema de swap con Argentina: Paraguay inyecta energia en Argentina y Argentina
envia el mismo monto a través de su conexién con el SING (PY-AR-CH); y (iii) Swap de
energia estacional entre Argentina y Brasil: Brasil envia energia para Argentina en los me-
ses de invierno, cuando la demanda en Argentina es mds alta (calefaccién), y Argentina
devuelve la misma cantidad a Brasil en los meses de verano, cuando la demanda es mds al-
ta en este pais (aire condicionado) — (BR-AR).

1.6.2 Analisis economico de los proyectos

Como mencionado, el andlisis del beneficio de los proyectos de interconexién se basa en los
siguientes atributos: (i) costos operativos totales; (ii) confiabilidad de suministro; y (iii) emi-
siones de CO,, que fueron calculados a través de simulaciones operativas para el escenario de
referencia."

También como mencionado, el beneficio se estima a través de la incorporacién de cada pro-
yecto al escenario de referencia y de la ejecucién de nuevas simulaciones operativas donde se
estima la mejora de los atributos (esto es, la reduccion de los costos operativos, de las emisio-
nes etc.) con respecto a los valores del escenario de referencia. A su vez, el costo del proyecto
refleja basicamente las inversiones en la construccion del sistema de transmisién. Finalmente,
se calcula un indice beneficio costo (IBC) como la razén entre los valores arriba."”

El Cuadro a continuacién muestra el beneficio conjunto operativo + confiabilidad” y el bene-
ficio de reduccién de emisiones de cada proyecto, bien como el costo anualizado del mismo.

"' Definido por la evolucién de la demanda y cronograma de entrada de nueva generacién del 2010 has-
ta el 2017, pero que no incluye los proyectos de interconexién.

" En la practica, se utilizan valores anualizados de los costos para hacerlos compatibles con los benefi-
cios, que solo calculan del afio de entrada en operacién del proyecto hasta el afio horizonte, 2017.

" El beneficio econémico debido a la mejora de la confiabilidad de suministro se estimé multiplicindo-
se la reduccién de la energia no suministrada por el costo unitario de la interrupcién de suministro
(US$/MWh), que es un pardmetro econémico del estudio.
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Se observa en el Cuadro que el beneficio operativo total de los proyectos excederia US$ 1.5 mil
millones por afo. El beneficio ambiental también seria significativo, con un ahorro de mds de
4 millones de toneladas de CO, por afio. A su vez, el indice IBC corresponde a la razén entre el
beneficio operativo + confiabilidad y el costo; y el indice ICB+Amb agrega el beneficio por
emisiones de CO,."

Cuadro 1.7 - Andlisis economico de los proyectos de interconexién

Proyecto Fecha Ben. Oper+C. Ben. Emis. Costo IBC IBC+Amb
(afio) (MUS$/aiio) (Mton (MUS$/aiio) (p.u.) (p.u.)
CO./aiio)
PE-BR 2015 342.0° N/CP 210.0 1.6 N/C
BO-BR 2015 102.0° N/CP 71.0 14 N/C
CO-PA 2014 20.5 0.23 184 1.1 1.3
BO-CH 2014 66.0 0.64 2.7 244 29.2
SIEPACII 2016 42.0 0.22 444 0.95 1.05
BR-UY 2013 88.0 0.44 29.3 3.0 33
AR-PY-BR 2014 300.0 0.51 54.0 5.6 5.7
BO-PE 2014 77¢ N/C 5.8 13 N/C
PE-EC 2010 21.0 0.22 N/C¢ N/C N/C
CH-AR 2015 técnicamente inviable
PY-AR-CH 2011 208.0 1.50 70.0 3.0 34
BR-AR 2010 340.0 0.51 220.0 1.5 1.6
Total 1537.2 4.27 726

Observaciones: a - Beneficio calculado como la diferencia entre el costo de la planta hidroeléctrica y el costo
marginal de largo plazo de generacion de Brasil; b — Monto no calculado debido a la incertidumbre con res-
pecto a la simulacién de la planta hidroeléctrica para Brasil; ¢ — Debido a la incertidumbre con respecto a la
operacién de los sistemas, se utilizé el ingreso por congestién en la interconexién como un “proxy” para la
reduccién de los costos operativos. d — Informacién sobre los refuerzos de transmisién no disponible;

Se observa en el Cuadro que 10 de los 12 proyectos tuvieron IBCs superiores a 1, lo que senala
que serfan econdmicamente atractivos, y confirma que hay oportunidades importantes para
profundizar la integracion energética de la region. (Las excepciones son el proyecto SIEPAC I,
cuyo IBC es muy cerca de 1; y el wheeling de energia de Chile por Argentina, que result6 técni-
camente no viable.)

Sin embargo, se mostré en el estudio que el IBC de algunos proyectos puede ser afectado por
la construccién de otros. En particular, los proyectos de interconexién Brasil-Uruguay y Ar-
gentina-Paraguay-Brasil tienen sus IBC reducidos si se relajan las actuales restricciones opera-
tivas en la interconexién Argentina-Brasil (CIEN). A su vez, la implantacién del esquema de
“swap” entre Paraguay, Argentina y el sistema SING de Chile afecta el IBC de la interconexién
entre Bolivia y el mismo SING.

" El beneficio econémico debido a la reduccién de las emisiones multiplicindose la misma por un costo
unitario arbitrado en 20 US$/ton CO,.
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1.6.3 Aspectos comerciales, regulatorios e institucionales

De la experiencia de los analisis de los doce proyectos de interconexién, se pueden extraer los

siguientes principios:

1.

Autonomia de cada pais — Las interconexiones no requieren un esquema regulatorio tinico,
y si reglas claras de formacion de precios y manejo de la seguridad operativa.

Respaldo institucional — Los acuerdos de interconexién deben siempre estar respaldados
por un Tratado entre los paises involucrados.

Seguridad operativa — Cada pais debe decidir de manera auténoma sus criterios de seguri-
dad para la exportacién de energia. En caso de dificultades de suministro, la prioridad de-
be ser para el suministro local (esto es, se puede reducir la exportacién), a excepcion de los
contratos firmes de exportacion. En estos casos, los mismos deben reducirse en la misma
proporcién de las acciones locales. En otras palabras, si hay un racionamiento de 5% de la
demanda en el pais, los contratos firmes deberian ser reducidos en 5%.

Formacién de precios para el intercambio — Cada pais debe ofertar, a cada etapa, una curva
de disposicién a exportar (precio por cantidad) y otra curva de disposicién a importar.” Es-
tas curvas pueden ser diferentes, pues un pais puede tener politicas internas de subsidios a
los precios de combustible, u otros esquemas locales, que no deben ser “exportados”.
Ademds, la energia médxima ofertada en la curva de exportacidn refleja las politicas de se-
guridad operativa mencionadas en el item anterior.

Reparticién de los beneficios de los intercambios - Cuando un pais importa energia, su costo
marginal de corto plazo (CMCP) se reduce, lo que proporciona beneficio a los consumi-
dores locales. Sin embargo, el CMCP puede aumentar cuando el pais exporta, lo que no es
deseable para los mismos consumidores. Se mostré6 en el estudio una manera de garanti-
zar que los consumidores locales nunca sean perjudicados por la interconexién, calculan-
do el CMCP en el caso de exportacién en dos pasos. En el primer paso, se hace un despa-
cho sin la exportacién, esto es, solamente suministrando la demanda local, y se usa el
CMCP “local” resultante para la contabilizacién en el mercado de corto plazo. En el se-
gundo paso, se hace un despacho para suministrar un incremento de la “demanda” corres-
pondiente a la energia que se estd exportando, y se usa el CMCP “de exportacién” resul-
tante como precio para el pais vecino. Como consecuencia, una interconexiéon sélo podria
reducir o mantener estable los precios de corto plazo de cada pafs.

Remuneracion de las interconexiones — La remuneracién de las interconexiones internacio-
nales debe ser asegurada, esto es, no depender de ingresos variables tales como rentas por
congestién. Un ejemplo interesante es la reglamentacién brasilenia, que carga los costos
anuales de las interconexiones a los consumidores y los generadores. En contrapartida, los

" El esquema propuesto es semejante al del Mercado de Energia Regional (MER) de Centroamérica, que
a su vez resulta de una propuesta del estudio CIER 3.
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ingresos variables de las interconexiones deben beneficiar estos mismos consumidores y
generadores a través, por ejemplo, de una reduccién de los cargos por transmision.

7. Reparticién de las rentas por congestién — Estas rentas deben ser compartidas entre los pai-
ses, en proporcion a la participacién de cada uno en los costos de construccién de la inter-
conexién, y no depender del sentido del flujo."” Como mencionado en el item anterior, es-
tos ingresos deben beneficiar los agentes (en general, los consumidores y los generadores)
que remuneran la interconexion.

8. Riesgo de retraso en la construccion de la interconexién — El contrato de construccién de la
interconexién deberia hacerse por subasta, donde el inversionista oferta el pago fijo
deseado. Este pago sdlo se empezaria con la entrada en operacién de la interconexion, y se
cargarian multas expresivas por retraso. Dado que la interconexién tendria su remunera-
cién asegurada (ver item 5), esta subasta seria atractiva para muchos inversionistas, lo que
aumentaria la competencia y reduciria los precios para los consumidores. Ademds, s6lo se
subastaria el proyecto de interconexién con una licencia ambiental ya asegurada (los go-
biernos de los paises deberian estar encargados de obtener esta licencia), lo que reduciria
sustancialmente la posibilidad de un retraso fuera del control del inversionista.

9. Seguridad financiera para las transacciones — Los agentes involucrados en las transacciones
internacionales de oportunidad deben depositar garantias financieras (que cubran, por
ejemplo, algunos meses de gastos con las compras de energia). La compensacién y liqui-
dacién de estas transacciones debe hacerse en el mercado de corto plazo (o equivalente)
del pais exportador. Esto significa que el “hedge” de los riesgos cambiales es de la respon-
sabilidad de los agentes. (En el caso de los contratos de mediano y largo plazo, las reglas
son acordadas directamente entre los agentes.)

1.6.4 “Mapa del camino” para viabilizar las interconexiones

En la visién de los Consultores, los pasos principales para la implantacién exitosa de una in-
terconexion son:

1. Estudios preliminares de las reglas operativas de la interconexién entre los paises, inclu-
yendo restricciones de seguridad, como se harian los intercambios de oportunidad, etc.
Estos estudios se pueden hacer con equipos de los agentes encargados de la operacién de
los paises involucrados. Es importante hacerlos lo mds temprano posible, por las siguien-
tes razones: (i) los estudios de los beneficios econémicos de la interconexién dependen de
las reglas operativas de los intercambios; y (ii) un conocimiento detallado del funciona-
miento de los respectivos sistemas energéticos y eléctricos de los paises contribuye para
reducir la posibilidad de equivocos en los estudios regulatorios y comerciales.

2. Anailisis preliminar econémico de la interconexidn, utilizando por ejemplo los procedi-
mientos de los estudios del Médulo 2. (Como mencionado, las simulaciones operativas

' El esquema propuesto es semejante al esquema que los gobiernos estdn proponiendo para la interco-
nexién Colombia-Panamd y el nuevo esquema entre Colombia y Ecuador.
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deben incorporar los procedimientos definidos en el item 1.) Este andlisis preliminar se
debe hacer con los equipos de los agentes encargados de la planificacién de los paises in-
volucrados, por las siguientes razones: (i) establecer en conjunto los escenarios de oferta y
demanda que se utilizardn para los estudios de interconexién; (ii) permitir que los equipos
conozcan con mas detalles el sistema energético y eléctrico del vecino. Por supuesto, cada
pais hard, en separado, los estudios adicionales que considerar necesario, por ejemplo, un
andlisis de sensibilidad con respecto a los supuestos de la evolucién de la oferta y/o de-
manda del vecino.

3. Una vez establecido que la interconexion es de interés para ambos paises, preparar un
Acuerdo entre los gobiernos que establezca reglas para construccién de la linea, reparti-
cién de los beneficios, contratos, pagos, resolucién de conflictos y demds temas regulato-
rios y comerciales. Es fundamental que este Acuerdo detallado esté respaldado por un
Tratado previo, mds general, entre ambos paises, aprobado por los respectivos Legislati-
VOs.

4. Estudio detallado de ingenieria de la interconexién, obtencién de la licencia ambiental y
definicién de los reglamentos econémicos y comerciales necesarios para la licitacién de la
misma.
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2 EL PROYECTO CIER 15 -FASEII

El objetivo general del proyecto CIER 15 — Fase II es el andlisis a nivel estratégico, técnico-

comercial y regulatorio sobre la viabilidad de la creacién y/o incremento de transacciones de

energia entre los sistemas de las regiones de América Central, Andina y Cono Sur. Se espera

que los resultados de los andlisis contribuyan para la implementacién de nuevos proyectos de

intercambio de energia en la region.

El proyecto estd financiado por recursos propios de la Comisién de Integracién Energética

Regional (CIER); por recursos de la Corporacién Andina de Fomento (CAF); y por recursos
del Banco Mundial (Public-Private Infrastructure Advisory Facility — PPIAF).

El desarrollo del proyecto estd a cargo de un Consorcio formado por las empresas Mercados
Energéticos (ME) de Argentina; SYNEX de Chile; y PSR de Brasil. La figura a continuacién
muestra el equipo de consultores involucrado en el estudio.

2.1

-

Director del Proyecto
Mario Veiga Pereira

|
————»

| Aug

Asesores:
Sebastian Bernstein, Renato

Llarens, Julia Antman

lAnélisis de Informacion

N

Andlisis de las

Andlisis de Factibilidad

usto, Ramén Sanz, Daniel

~

Planificacion: Simulaciones: N
Esteban Skoknic Carlos Skerk y Regulatoria
]

Tareas a desarrollar

Figura 2.1 - Grupo Consultor ME - PSR - SYNEX

Actualizar la informacién del potencial energético de la regién, las ultimas proyecciones

de crecimiento de la demanda de energfa y potencia eléctrica, la informacién de los dlti-

mos planes de expansién de la oferta de energia eléctrica (generacién) y los tltimos planes

de expansién de transporte de energia eléctrica y gas
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2. Caracterizar los escenarios en que se pueden desarrollar las transacciones internacionales

de energia

3. Andlisis y evaluacién de las oportunidades de las transacciones internacionales de energia,
cuantificacién de beneficios y criterios para la adecuada asignacién de los mismos

4. Dentro de las oportunidades identificadas analizar posibles esquemas comerciales de
transacciones de energia de corto, mediano y largo plazo

5. Elaborar una propuesta general con los principios y criterios bésicos para definir reglas
subregionales que viabilicen las transferencias energéticas en la regién

2.2 Paises involucrados en el estudio

El estudio involucra 15 paises: Argentina, Bolivia, Brasil, Chile, Colombia, Costa Rica, Ecua-
dor, El Salvador, Guatemala, Honduras, Nicaragua, Panamd, Paraguay, Perti y Uruguay. No
ha sido posible incluir Venezuela en el estudio debido a los limites de plazo para entrega de los
datos. Ademads, se representa la interconexion entre Guatemala y México, pero no se hacen
estudios adicionales con este pais.

Por facilidad de presentacién de algunos resultados, los paises fueron clasificados en tres “re-
giones”: (i) Centroamérica: Costa Rica, El Salvador, Guatemala, Honduras, Nicaragua y Pa-
namd; (ii) Comunidad Andina: Bolivia, Colombia, Ecuador y Pert; y (iii) Mercosur: Argenti-
na, Brasil, Chile, Uruguay y Paraguay. (Se observa que los paises que participan de los grupos
Mercosur y Comunidad Andina no son necesariamente miembros de las uniones comerciales
homoénimas.) La figura a continuacién muestra los paises involucrados y las regiones.

Centroamérica

Comunidad O
Andina

Mercosul

Figura 2.2 - Paises involucrados en el estudio CIER 15 Fase Il

2.3 Organizacion del informe

El capitulo 3 presenta una visién general del potencial energético y de la situacién de suminis-
tro eléctrico en la regién y en el capitulo 4 se describe la base de datos detallada de generacidn,
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hidrologia, combustibles, y red de transporte que se utilizara para los estudios de oportunida-
des de interconexién (tarea 1). Los capitulos 5 y 6 describen la preparacién de un escenario
base, a partir del cual se pueden desarrollar las transacciones internacionales de energia; y el
célculo de los atributos utilizados para estimar los beneficios econémicos de las interconexio-
nes propuestas (tarea 2). El capitulo 7 presenta los resultados de las tareas 3 y 4: (i) andlisis y
evaluacién de las oportunidades de las transacciones internacionales de energia; (ii) cuantifi-
cacién de beneficios; (iii) criterios para la adecuada asignacién de los mismos; (iv) andlisis de
posibles esquemas comerciales de transacciones de energia de corto, mediano y largo plazo.
Finalmente, el capitulo 8 presenta las conclusiones del estudio, incluyendo una propuesta ge-
neral con los principios y criterios bédsicos para definir reglas subregionales que viabilicen las
transferencias energéticas en la regién (tarea 5).
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3 POTENCIAL ENERGETICO REGIONAL

3.1 Capacidad instalada y demanda

Las figuras a continuacién muestran la capacidad instalada y el desglose por tipo de genera-
cién para cada pais: hidroeléctricas, demds fuentes no emisoras (biomasa, edlica, pequenas
centrales hidroeléctricas y geotérmica) y termoeléctricas.

2500

2000

1500
H]
=
1000
R L S e R e
Costa Rica El Salvador Guatemala Honduras Nicaragua Panama
O Cap_NEmi 49 160 322 93 146 306
0 Cap_Termi 517 592 1165 1032 655 808
m Cap_Hidro 1529 470 759 392 100 864
Figura 3.1 - Capacidad instalada Centroamérica (2010)
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OCap_NEmi 16 596 265 0
O Cap_Termi 932 4641 1546 3356
m Cap_Hidro 486 8793 2043 3042

Figura 3.2 - Capacidad instalada Comunidad Andina (2010)
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120000
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H
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40000
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Argentina Brasil Chile Paraguay Uruguay
mCap_Binac 2445 7000 0 8500 945
O Cap_NEmi 1387 9145 496 0 152
O Cap_Termi 17129 13648 9697 34 784
m Cap_Hidro 6893 69322 5737 200 546
Figura 3.3 - Capacidad instalada Mercosur (2010)
Las figuras a continuacién muestran la demanda méxima para cada pais.
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Figura 3.4 - Demanda de punta Centroamérica (2010)
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Figura 3.5 - Demanda de punta Comunidad Andina (2010)
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Figura 3.6 - Demanda de punta Mercosur (2010)

A seguir se presentan los totales de capacidad instalada y demanda mdxima por regién y el
total en porcentaje por tipo de generacidn. En estos grficos no fue incluida Venezuela como
parte integrante de la Comunidad Andina.
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OCap_Nemi 1076 877 11180 13133
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Cap_Total 9959 25716 154061 189736
Figura 3.7 - Capacidad instalada por region (2010)
120000
100000 96937

80000

Mw

60000

40000

20000

PSR | ME | SYNEX

Centroamérica

Figura 3.8 - Demanda de punta por regién (2010)
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Fuentes no
emisoras, 7%

Termoeléctricas, 30%

Hidroeléctricas, 63%

Figura 3.9 - Capacidad instalada por clase de generacion (2010)

3.2 Fuentes para expansion

3.2.1 Hidroeléctricas

Como visto, la hidroelectricidad es la fuente predominante en la regién, con 120 GW de po-
tencia instalada, casi 2/3 de la potencia total de 190 GW. Si se consideran Venezuela y México,
la capacidad hidroeléctrica actual sube para 147 GW. Como muestra el Cuadro a continua-
cién, la potencia hidroeléctrica instalada en el 2010 corresponde solamente a 25% del poten-
cial inventariado, de casi 600 GW. Por lo tanto, el potencial para nuevas centrales hidroeléctri-
cas es muy significativo, 447 GW.
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Cuadro 3.1 - Potencial hidroeléctrico total y % desarrollo

Potencial
Inventariado Instalada
(GW) % desarrollado (GW)
Argentina 45 21% 9.3
Bolivia 40 1% 0.5
Brasil 185 41% 76.3
Chile 25 23% 5.7
Colombia 93 9% 8.8
Costa Rica 7 22% 1.5
El Salvador 2 24% 0.5
Ecuador 23 9% 2.0
Guatemala 5 15% 0.8
Honduras 5 8% 0.4
México 53 24% 12.7
Nicaragua 2 5% 0.1
Panama 4 22% 0.9
Paraguay 13 67% 8.7
Pera 62 5% 3.0
Uruguay 2 93% 1.5
Venezuela 28 52% 14.6
Total 594 25% 147

Fuente: OLADE (potencial) e informacién de los paises para el proyecto CIER 15 Fase II.

3.2.2 Energias renovables

En lo que refiere a las emisiones de gases de efecto invernadero, la regién tiene una de las ma-
trices mds limpias del mundo, debido al uso intensivo de la generacién hidroeléctrica y del
etanol de cafa de azicar en el transporte. Brasil es hoy el principal productor de cana”, pero
hay desarrollos importantes en muchos paises, tales como Colombia y Guatemala. El aumento
de la produccién de etanol ha permitido un avance importante en el monto y la competitivi-
dad econdmica de la cogeneracion en base a biomasa, en especial el bagazo de cafa. Por ejem-
plo, 10% del suministro de electricidad de Nicaragua en 2008 ha venido de la biomasa; a su
vez, Brasil posee alrededor de 3 mil MW de este tipo de cogeneracién ya instalado o en cons-
truccion; el potencial de la cogeneracidn serfa suficiente para suministrar la mitad de la nece-
sidad de nueva capacidad de generacién requerida por el pais para los préximos diez afios".

" En Brasil se estan construyendo alrededor de 90 nuevas plantas de procesamiento de cafia, lo que au-
mentard la capacidad de produccién de los actuales 500 millones de toneladas a 750 millones de tonela-
das en los préximos cinco afos.

" Esto incluye el uso de 30% de paja de la cafia, que hoy dia se queda en el suelo, y del “retrofit” de 40%
de las calderas mds antiguas.
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A su vez, la energia edlica tiene el potencial de ser una fuente renovable de gran importancia
en el futuro préximo, en conjunto con las hidroeléctricas y la biomasa. Como muestra el Cua-
dro a continuacion, el potencial eélico estimado para la region estd alrededor de 330 GW.

Cuadro 3.2 - Potencial de energia edlica

Potencial (GW)

México 40
Centroamérica 100
Colombia 20
Pera 10
Chile 5

Argentina 10
Uruguay 2

Brasil 140
Total 327

Fuente: Asociaciéon Latino Americana de Energfa Eélica.

Una caracteristica importante de la energia edlica en la region es que, a diferencia de los paises
europeos, donde las fluctuaciones de la produccién edlica requieren la instalacién de plantas
generadoras termoeléctricas de “respaldo”, se pueden usar los embalses de las plantas hidro-
eléctricas para compensar las fluctuaciones de la produccién edlica. Un uso semejante de los
embalses como “variables de ajuste” ya se hace para las plantas de bagazo de cafia, pues su
produccién de energia se concentra en el periodo de la cosecha de la cafia. En otras palabras,

Los embalses de las plantas hidroeléctricas funcionan como “reservorios energéticos” que
“almacenan” no sélo el agua, sino también el viento y la energia de la biomasa.

3.2.3 Generacion termoeléctrica a gas natural

3.23.1 Potencial del gas natural

Como muestra el Cuadro a continuacion, las reservas regionales de gas natural, en especial las
de Bolivia, Venezuela y Brasil (post-Pre-Sal) pueden suministrar todas las necesidades regio-
nales.
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Cuadro 3.3 - Reservas probadas de gas natural

Potencial (TFC)

Argentina 16
Bolivia 27
Brasil 20
Chile 3

Colombia 4

Cuba 3

M éxico 13
Pera 12
Trinidad y Tobago 19
Venezuela 171
Total 288

Fuente: EIA, 2009 y Petrobras (las reservas de Brasil con el Pre-Sal poden llegar hasta 50 TCF). El Cuadro
no incluye paises cuyo potencial es inferior a 1 TCF.

3.2.3.2 Transporte del gas natural - gasoductos

Debido a su ubicacién geografica y abundantes reservas, Bolivia es una opcién atractiva para el
suministro de gas a Argentina, Brasil, Chile y Perd. Ya existen gasoductos entre Bolivia y los
dos primeros paises. Existe asimismo la posibilidad de enviar gas natural de Bolivia a Perd, lo
que complementaria la produccién de ese pais en Camisea.

Hace algunos afos el Banco Mundial realizé un estudio de la viabilidad de un “anillo” de ga-
soductos que integraria Brasil, Argentina, Uruguay, Chile y Bolivia (ver Figura 3.10).
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Rio Grande
.
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§&o.Paulo
Mejillones -
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Porto Alegre
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New gas pipelines to

form part of Network . Neuquina

Existing gas pipelines

Fuente: WEC, 2009.

Figura 3.10 - “Anillo” de gas del Mercosur
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Ademds, hay planes para un gasoducto en Centroamérica, como muestra la figura a continua-
cién.

Fuente: WEC, 2009.

Figura 3.11 - Gasoducto de Centroamérica

Finalmente, Venezuela, Brasil y Argentina han evaluado la viabilidad econémica de un gaso-
ducto que integraria estos paises, el “Gasoducto del Sur”.
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Fuente: WEC, 2009.

Figura 3.12 - Gasoducto del Sur
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3.2.3.3 Transporte del gas natural - gas licuado

En los dltimos afios, el gas natural licuado (GNL) ha emergido como una alternativa para
promover la integracion regional del suministro de gas. Como muestra la Figura a continua-
cién, hay diversos proyectos de licuefaccion y regasificacién en la region.

Colombia
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Pecem, Brasil
7 Mm3/d
Peru LNG
42 MTPA GNL
18 Mm3/d GN

Baia de Guanabara, Brasil
14 Mm3¥d

Mejllones, Chile
8 Mm3/d

o

LB LNG Pré Sal

ul do Brasil — 6 a 8 Mm3/d
Quintero, Chile

8 —12 Mm3/d Uruguay - 8 Mm3/d

Argentina- 10 a 15 Mm3/d
REGAS - T. Fijo

Argentina
8 Mm3/d e REGAS —T. Flotante

s

o= Licuefaccion

Fuente: GdsEnergy, Brasil, 2008.

Figura 3.13 - Proyectos de GNL

Estos proyectos resultan del fuerte desarrollo de la oferta y del consumo del GNL a nivel mun-
dial. El aumento de las fuentes de suministro y, por lo tanto, de la competencia, ha llevado a
una reduccion significativa de los costos de la commodity y del transporte.

Una caracteristica interesante del GNL es que el mismo puede actuar como un “gasoducto
virtual”. Por ejemplo, Venezuela podria enviar gas natural a Argentina utilizando el siguiente
esquema de swap con Brasil y Uruguay: (i) Venezuela envia GNL a la regién Nordeste de Bra-
sil, que estd mds cercana y ya dispone de unidades de regasificacién. Esto permite que Brasil
evite los costos mads altos de enviar el gas para el Nordeste desde Sao Paulo, donde se ubican
los principales campos de gas del pais; (ii) Brasil, a su vez, envia el gas ahorrado por GNL a
Uruguay, donde se estd planeando una estacién de regasificacién; y (iii) Finalmente, Uruguay
envia el gas para Argentina a través del gasoducto Montevideo-Buenos Aires.
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Figura 3.14 - Swap de gas natural entre Venezuela, Brasil, Uruguay y Argentina

Otra caracteristica interesante del GNL es permitir una mejor integracién de los generadores a
gas natural con la generacién hidroeléctrica. Debido a la necesidad de remunerar los costos de
inversién en los gasoductos, los contratos de suministro de gas natural a los generadores en
general tienen cldusulas de consumo minimo (fake or pay), que pueden llegar a 70% o mds de
la capacidad del generador. En sistemas con predominancia de generacién termoeléctrica, este
requerimiento de generacién minima no llega a afectar la optimizacion operativa, pues las
plantas a gas en general estdn entre las primeras que se accionan. Sin embargo, en sistemas con
fuerte componente hidroeléctrico y/o de otras fuentes renovables, es posible que la solucién
mds econémica sea accionar las plantas a gas de manera mds flexible, por ejemplo dejando de
producir energia en los periodos himedos. El GNL permite obtener esta flexibilidad, pues se
puede comprar cantidades de gas solamente cuando necesario.

3.23.4 Las plantas hidroeléctricas permiten enlazar los sectores de electricidad y gas

La capacidad de almacenamiento de las plantas hidroeléctricas facilita el uso complementario
de las redes eléctricas y de los gasoductos. Para ilustrar considera el siguiente ejemplo, Argen-
tina tiene un fuerte consumo del gas natural en el invierno, debido al uso para calefaccién re-
sidencial principalmente. Sin embargo, este mismo gas seria necesario para produccién de
energia eléctrica en generadores térmicos. Aunque Brasil no tuviese interconexién de gasoduc-
tos con Argentina, la escasez del gas en este pais se puede aliviar a través del envio de energia
eléctrica en el invierno en la direccién Brasil — Argentina. Esto permite desplazar la genera-
cién local con plantas a gas, disminuyendo la presién para el uso de este combustible. En el
verano, donde hay mayor disponibilidad de gas, Argentina devuelve la energia para Brasil, a
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través del uso de la interconexion eléctrica en la direccion contraria. Este swap de energia s6lo
es posible porque los embalses se usan como almacenamientos virtuales de gas natural.

3.2.4 Generacion termoeléctrica - carbén y éleo

La region tiene ademds reservas abundantes de carb6n (ver Cuadro 3.4); reservas de uranio en
Brasil; y los campos de gas natural ya mencionados de Bolivia, Venezuela y Brasil.

Cuadro 3.4 - Reservas probadas de carbon

Potencial

(Millones

toneladas)
México 1211
Argentina 424
Bolivia 1
Brasil 7068
Chile 1181
Colombia 6959
Ecuador 24
Pera 140
Venezuela 479
Total 17487

Fuente: EIA, 2009.

Finalmente, las reservas abundantes de petréleo de Venezuela y, mds recientemente, de los
campos del Pre-Sal de Brasil, permiten la auto-suficiencia de suministro de este combustible —
y posiblemente ain mds — para las préximas décadas (ver Cuadro 3.5).

Cuadro 3.5 - Reservas probadas de petréleo

Potencial
(Mil Milllones

Barriles)
Argentina 3
Brasil 14
Colombia 1
Ecuador 5
México 11
Trinidad y Tobago 1
Venezuela 99
Total 134

Fuente: EIA, 2009 y Petrobras (las reservas de petréleo con el Pre-Sal pueden llegar hasta 50 billones de
barriles). El Cuadro no incluye paises con reservas inferiores a 1 billén de barriles.
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3.2.5 Conclusiones

e Los vectores de expansién de la capacidad en la regién deben ser la hidroelectricidad y el
gas natural. Sin embargo, se observa que hay dificultades ambientales crecientes para el li-
cenciamiento de las plantas hidroeléctricas en algunos paises.

e En el caso del gas natural, el GNL se presenta como una alternativa a la construccion de
gasoductos.

e Las fuentes renovables (biomasa y edlica) deberdn tener una importancia creciente. Se
observa que el precio de estas fuentes hoy es en general més alto que el de las fuentes con-
vencionales, y que las mismas requieren incentivos.

e Hay un potencial significativo para los tres tipos de interconexién: (i) plantas binaciona-
les; (ii) exportacién de energia; y (iii) optimizacién de los recursos complementarios en
los paises.

e Hay recursos abundantes de carb6n de alta calidad en algunos paises. Sin embargo, es po-
sible que vengan a existir obstdculos ambientales significativos.

e Las plantas nucleares pueden tener un papel importante en el futuro, en especial con las
nuevas generaciones de reactores: (i) factor de emision cero; (ii) reservas de uranio y tec-
nologia de enriquecimiento del mismo. Sin embargo, hay factores geopoliticos que pue-
den retrasar el desarrollo de estas plantas.

3.3 Situacidn actual de las interconexiones regionales

Como muestran las figuras a continuacién, América Latina ya posee un fuerte grado de inte-
graciéon de electricidad. Desde el afio 1995 hasta hoy, las interconexiones eléctricas han au-
mentado aproximadamente diez veces, pasando de 500 MW a 5 mil MW de capacidad insta-
lada”. De hecho, con la entrada en operacién de la linea Guatemala-México, en 2009, y con la
construccién de la interconexién Panama-Colombia (prevista para 2014, ver seccién 7.3), to-
dos los paises de América Latina estardn interconectados.

" Pedro Mielgo, Integracién energética regional y sostenibilidad, Revista Electricidad, UNESA/REE, nt-
mero 36, enero 2009.
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[1] — Interconexién Cuicuta — San Antonio del Tachira en 1964 (13.8 y 34.5kV)

[2] — Interconexi6n Zulia — La Fria en 1969 (115kV)

[3] — Interconexién Arauca — Guasdualito en 1975 (13.8kV)

[4] — Interconexi6én Santa Mateo — El Corozo (230kV)

[5] — Interconexién Cuestecitas — Cuatricentenario en 1992 (230kV)

[6] — Interconexién Ipiales — Tulcédn en 1998 (138kV)

[7] — Interconexién Santa Elena — Boa Vista en operacién desde 2001 (230kV)

[8] — Interconexidén Eléctrica Pasto — Quito en 2003 (230kV). Estd en construccién una segunda terna.
[9] — Interconexién Eléctrica Ecuador — Peru (2005)

Figura 3.15 - Interconexiones eléctricas actuales: Comunidad Andina
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1] — Hidroeléctrica Salto Grande 1890 MW (1979)

2] — Hidroeléctrica Itaipt 14000 MW (1984)

3] — Hidroeléctrica Yacyretd 3000 MW (1994)

4] — Interconexién Clorinda — Guarambaré 220kV (1994)
5] — Interconexién Paso de los Libres 132kV — Uruguaiana 230 kV — 50 MW (1995)
6] — Interconexion Rivera 150 kV — Livramento 230 kV — 70 MW

7] — Interconexién El Dorado — Mariscal Lépez 132kV

9] — Interconexién Concepcién del Uruguay — Paysandd 150kV
10] — Interconexién Acaray 132kV — Foz de Iguazii 230 kV — 50 MW
11] — Interconexién Pedro Caballero — Ponta Pora 69kV

12] — Interconexién Vallemi — Puerto Murtinho 23kV

13] — Interconexién Chuy — Chui 15/13.8kV

14] — Interconexién Rincén de Santa Maria — Ita 500 kV (2000 MW)
15] — Interconexién Paso de Sico — Atacama 345kV (1999)
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Figura 3.16 - Interconexiones eléctricas actuales: Cono Sur
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Figura 3.17 - Interconexiones eléctricas actuales: Centroamérica
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Guatemala 281 km
El Salvador 286 km
Honduras 270 km
Nicaragua 310 km
Costa Rica 493 km
Panama 150 km
Total 1790 km

Guate Norte

230 kY
300 MW de capacidad
28 bahias en 15 subestaciones

Parita

= Ruyta de Linea a 230 KV
®  Subestacién de interconexién
©  Subestacién nacional

Veladera

Figura 3.18 - Centroamérica: Proyecto SIEPAC | (en construccion)

El informe de la primera fase del proyecto CIER 15 describe en detalle el histérico de las inter-
conexiones. De una manera resumida, el primer tipo de integracién eléctrica ha sido la cons-
truccién de las plantas hidroeléctricas binacionales, tales como Salto Grande (Argentina y
Uruguay, 1800 MW) en 1979; Itaipu (Paraguay y Brasil, 14 mil MW) en 1984; e Yacyreta (Pa-
raguay y Argentina, 1800 MW en su primera fase) en 1998. El segundo tipo de integracién
regional ha sido la exportacién de electricidad, por ejemplo, Colombia — Ecuador y Argenti-
na — Brasil. (Aun que estas interconexiones permitan el envio de electricidad en direcciones
opuestas, se indica los flujos dominantes.) Finalmente, el tercer tipo de interconexién tiene el
objetivo de compartir reservas y aprovechar la diversidad hidrolégica. Un ejemplo es la inter-
conexion de los paises de Centroamérica, que serd reforzada con la entrada en operacién de las
lineas del SIEPAC I, previstas para 2010.

3.4 Oportunidades y desafios para nuevas interconexiones

Como muestra el informe de la primera fase del proyecto CIER 15, las interconexiones actua-
les han resultado en beneficios econémicos significativos. Los estudios de caso en el capitulo 5
indican que los beneficios potenciales de los nuevos proyectos de interconexién también son

sustanciales.

Sin embargo, el mismo informe de la Fase I muestra que la credibilidad de las interconexiones
internacionales ha sido afectada por diversos problemas, tales como la interrupcién del sumi-
nistro de gas de Argentina para Chile, las dificultades con la interconexién Argentina-Brasil y
la controversia con respecto a la remuneracién de la interconexién Colombia-Ecuador.

De acuerdo con el informe, estas dificultades resultaron no solamente de problemas coyuntu-
rales en los paises pero también de cambios importantes en los paradigmas que sostenfan los
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acuerdos comerciales, en particular en lo que se refiere a la seguridad de suministro y la asig-
nacién de los beneficios aportados.

En la época de los proyectos hidroeléctricos binacionales, el paradigma era de la industria eléc-
trica como monopolio natural, del Estado como promotor de las inversiones, y de la electrici-
dad como un servicio estratégico. Aunque no se aprovech6 toda la potencialidad de los benefi-
cios obtenibles por el uso compartido de los recursos hidroeléctricos, los proyectos de gran
envergadura suministraron una alternativa al uso del petréleo, cuyo precio resultaba muy alto
luego del shock de la década del 70. Adicionalmente, esta etapa dej6 los primeros componen-
tes de una infraestructura de transmisién de electricidad, y una importante experiencia de re-
lacionamiento entre los operadores nacionales de los sistemas.

Durante las décadas del ochenta y noventa, el paradigma que direccion6 el desarrollo de las
interconexiones regionales podia ser resumido como: (i) la energia es un commodity como
cualquier otro y se debe abandonar el concepto de la autosuficiencia; (ii) la apertura de mer-
cados, el aporte privado, la separacién vertical de actividades y su regulacién independiente
permite el suministro mds eficiente; (iii) la produccién de nuevas centrales eléctricas que usan
gas (cuyo precio era estable) permite trabajar con mercados de corto plazo, basados en un
precio marginal aplicado a toda la generacidn; y (iv) la integracion regional requiere disponer
a nivel regional de una institucionalidad y organizacién similar a la exigida para los mercados
nacionales eficientes. El diseiio de las interconexiones de gas entre Argentina y Chile, de la in-
terconexion CIEN (Argentina-Brasil) y del Mercado Eléctrico Regional (MER) de Centroamé-
rica reflejaron estos conceptos.

En el comienzo de esta década ocurrieron cambios en la situacién energética mundial que
afectaron muchos de los supuestos del paradigma vigente: (i) aumentos en el precio interna-
cional del gas natural y del petréleo, que afectaron los precios de electricidad regionales y loca-
les; (ii) incertidumbre en la disponibilidad de gas en el Cono Sur, por reduccién de la produc-
ci6én y la inseguridad asociada a cambios politicos; y (iii) la cuestién ambiental y los cambios
climéticos, que han afectado el desarrollo de nueva generacién a combustibles fésiles, dificul-
tado el licenciamiento de nuevas plantas hidroeléctricas e impulsado el desarrollo de nuevas
fuentes renovables, tales como biomasa y edlica.

En paralelo, hubo cambios en los lineamientos regulatorios de varios paises, por ejemplo, Ar-
gentina, Brasil, Chile, El Salvador y Perd; y restructuracién de los sectores energéticos de pai-
ses como Bolivia, Ecuador y Venezuela, con el incremento de la participacién del Estado. Fi-
nalmente, se observa una fuerte preocupacién con la seguridad energética nacional, que en su
extremo apunta al autoabastecimiento energético, y una tendencia a la protecciéon de los re-
cursos energéticos no renovables por parte de los paises que los disponen. Estos recursos son
percibidos como escasos y caros, lo que disminuye la disposicién a “compartirlos” con otros
paises.

Estos cambios recientes crean nuevos desafios para el desarrollo de las interconexiones energé-
ticas en la regién. Como se muestra en el presente informe, los temas clave para la superacién
de estos desafios son: (i) robustez y flexibilidad - las soluciones adoptadas deben funcionar en
paises con organizaciones sectoriales heterogéneas, y ya incluir provisiones para la revisién de
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los acuerdos; (ii) bilateralismo — aun que esquemas multilaterales, por ejemplo un operador
regional, sean deseables en lo largo plazo, se considera que es mds efectivo desarrollar acuer-
dos bilaterales adaptados a las caracteristicas de cada proyecto; (iii) estabilidad — si posible, las
interconexiones deben estar asociadas a contratos de largo plazo y otros instrumentos que ase-
guren estabilidad y previsibilidad de los ingresos y de los compromisos contractuales; (iv) re-
particién de los beneficios — los ingresos relacionados con la congestién de las interconexiones
deben ser compartidos igualmente entre ambos los paises, por ejemplo a través de una reduc-
cién en las tarifas por uso del sistema de transmision; y (v) respaldo gubernamental — el fun-
cionamiento de las interconexiones debe estar respaldado por Acuerdos entre los paises invo-
lucrados.
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4 BASE DE DATOS PARA EL ESTUDIO

A partir de los datos enviados por los representantes de cada pais, se ha creado una base de
datos detallada con la siguiente informacién: (i) generacién existente y proyectos de expansién
de la capacidad en cada pais; (ii) histérico de caudales; (iii) disponibilidad y precios de com-
bustible (gas natural, carbén y 6leo); y (iv) red de transporte. Se presenta a continuacion una
descripcion de la misma.

4.1 Datos de generacién

4.1.1 Plantas hidroeléctricas

Debido a la importancia de la generaciéon hidroeléctrica para la region, se ha representado en
detalle cada una de las 728 plantas hidroeléctricas (existentes y proyectos) informadas por los
paises: topologia de las plantas en cascada, volumen méximo, volumen minimo, curvas de
coeficiente de produccién versus almacenamiento, evaporacién, limites de turbinamiento, etc.

Estas informaciones se representaron en el formato de la base de datos del modelo de simula-
cién operativa SDDP, desarrollado por PSR, y que fue utilizado en los estudios de intercone-
xién del sistema. Las figuras a continuacién ilustran una de las pantallas de la base de datos
para las plantas hidroeléctricas y la representacion grafica de las plantas en cascada.

Plantas Hidroeléctricas

Salir  Salvar Datos  Ayuda

ox@ | BHEF e ow |
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Mumero ITUT
tH105 Momb Ii
b AT T i

Datos operativos | Topulog\al Tipa dela plantal Tablas |

Turbinamiento minimo [m3ds] IU— il |—1 £ Condicion
Turbinamiento masima (m3/s] 5211 s l4_ Exlstenle ((i
utura

Desfogue total minimo [m3/s) IU—
Capacidad instalada (M) ) 532 IH (2] [357
Costo de O8M [$/Mwh) I Costode verilim. [ [K$/hm3]

Coef. de produccisn promedio [Mme3fs]|U_44s4 ™ Sarteo de fallas

Coef. de produccion en la politica Embalse asociado
Mambre Idrero Sigtema
|Va|0r promedia j |
"Enef de produccitn en la simulacidn final Rerdim. turbina/generader [pu.] l_
IEN funcion del volumen j Cota promedio canal de desfogue l_
[m.z.nm.] i
Directario ‘ Sistema |Colombia  Etapa |Semanal |

Figura 4.1 - Ejemplo de datos de las plantas hidroeléctricas
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Figura 4.2 - Ejemplo de topologia de las plantas hidroeléctricas en cascada

4.1.2 Modelacion de los caudales

Cada pais envié un archivo con los registros de caudales histéricos afluentes a cada planta. Sin
embargo, los histéricos de diferentes paises no eran coincidentes. Dado que el andlisis de los
intercambios requiere que se represente la dependencia espacial de los caudales, se ha creado
un conjunto de 100 secuencias “sintéticas” de caudales, esto es, producida por un modelo es-
tocdstico que representa las principales caracteristicas de los caudales (promedio mensual, va-
rianza, dependencia serial y espacial, etc.). La figura a continuacién resume el procedimiento

de modelacion de los caudales.
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Figura 4.3 - Modelacion de los caudales

4.1.3 Datos de energia renovable

Las plantas de biomasa, pequenas centrales hidroeléctricas y edlicas se representan a través de
escenarios de produccion de energia. La figura a continuacién muestra la pantalla de la base de

datos del SDDP que representa este aspecto.
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Figura 4.4 - Ejemplo de datos de generacion renovable

4.1.4 Plantas termoeléctricas

Se representaron en detalle las caracteristicas operativas de 1900 plantas termoeléctricas (exis-
tentes y proyectos). Asi como en el caso de las plantas hidroeléctricas, se utiliz6 la base de da-
tos del modelo simulacién operativa SDDP. La figura a continuacién muestra una de las pan-
tallas de la base de datos para las plantas termoeléctricas.

Salir Salvar Datos Ayuda
[0 x@a| 8158 | » W

[1003 . [BARRANOU Planta térmica

ILL4 -
g5 %) =1 e
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ICP(%) [ss22  HEE  [s587 O Beneficio O Por bloque 0
No. Combustibles Altemativos [{ R
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Mombire del Combustible:
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Blogue\Seamenta | 1 | 2 [ 2
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4
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Directorio | Sistema | Colombia  Etapa | Semanal

Figura 4.5 - Ejemplo de representacion de las plantas termoeléctricas
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4.1.5 Disponibilidad de combustible

Algunos paises enviaron datos de restricciones en la disponibilidad de combustibles. La figura
a continuacién muestra la pantalla de la base de datos del SDDP que representa este aspecto.

5| Disponibilidad de Combustible
Salir Salvar Ayuda
= P1BE Sewe @ v W ]
Combustible
Ndmere [2111
Nombre [GBA
Opcién  [Consumo total
) ) )  [MiesdeUridades] ) ) ) [
Afio | Ene | Feb Mar Abr May | Jun Jul Ago | Sep Oct | Nov Dic =
2008) 391 /3 391 280 88 0. 65 B4 184 39, 338 378 |
2007| 331 383 391, 280 88| 0 65 B4 184 331 378 37
2008| 391 353 39, 280 88 0. 65 B4 184 3. 38 378
2003 391 /3 391, 280 88 0. 65 B4 184 9. }E  I7A
2010) 391 383 391 280 88 0 65 84 184 39 38 378
20011 391 353 391 280 88| 0 65 84| 184 391 38 378
012 3 383 3N I 154 7A 97 127 26 391 38 M
2013] 391 383 391, 350 187 117 113 148 322 391 378 3@
2014 391 3/3 39, 31 203 13 121, 156 345 3. e 378
015 391 /3 391, W7 212 146 126 184 3/ 9. 38 IR
2016) 391 383 39 30 216 151 127 166 32 39 78 I8
07| 391 33 3. 2 218 154 128 167 365 3. I7E 378
) Ant nen i ~n ey ace aan 1rn e a1 e e 54
a% o
Directorio | d\sivio\sddpdat\2003\cier\cd\aru’  Sistema |Aigenting  Etapa |Mensual |

Figura 4.6 - Ejemplo de representacion de restricciones de disponibilidad del combustible

En el caso del gas natural, hay la opcion de representar las restricciones de disponibilidad de
combustible de manera mas detallada, a través de la representacion de la red de gasoductos. La
figura a continuacién muestra una representacién simplificada del sistema de gasoductos de
Colombia.
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2 BARRAHQUILLA
3 CARTAGENA

4 CERROMATOSO
5 BARRANCA

6 SEBASTOPOL
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8 LABELLEZA
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11 LLANOS

12 MARIGUITA

13 COR

14 CALI

15 GUALAHDAY

& Campo de gas
\a Térmica a gas
@ Demanda no-eléctrica de gas

Figura 4.7 - Representacion simplificada del sistema de gasoductos de Colombia
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4.2 Precios de combustible

Las figuras a continuacién muestran los precios de combustible informados por los paises.
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Figura 4.8 - Rango de precios para el gas natural
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Figura 4.9 - Rango de precios para el carbén
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Figura 4.10 - Rango de precios para el 6leo combustible

Se observa que los precios de un mismo combustible varian entre diferentes paises y hasta en
el mismo pais. En el capitulo de los estudios de interconexién se discuten los ajustes hechos en
estos precios para representar de manera coherente los intercambios entre paises con fuerte
componente termoeléctrica.

4.3 Datos de lared de transmision

Asi como los datos de generacion, la red de transmisién de cada pais se puede representar de
manera detallada, a través de un modelo de flujo de potencia lineal (“flujo DC”). Las figuras a
continuacién muestran las pantallas de la base de datos del SDDP que representan las barras y
los circuitos de la red. Alternativamente, se puede utilizar un modelo mds simplificado de la
red, donde se representa la “capacidad de transferencia” de energia entre regiones y/o paises.
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Figura 4.11 - Ejemplo de datos de la red de transmision: barras
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Figura 4.12 - Ejemplo de datos de la red de transmisién: circuitos

PSR | ME | SYNEX

46



PROYECTO CIER 15 FASE Il - INFORME FINAL

5 ESCENARIO DE REFERENCIA

A partir de la base de datos presentada en el capitulo anterior, de informaciones adicionales
enviadas por los representantes de cada pais, y de discusiones con los mismos, se ha preparado
un escenario de referencia para los afios 2010 hasta 2017. Este escenario se compone de proyec-
ciones de demanda y de cronogramas de entrada de nueva generacién para cada pais. Como
mencionado en el capitulo 1, la identificacién de las oportunidades de interconexién y el
célculo de los beneficios potenciales de las mismas se hardn con base a este escenario de refe-
rencia. Se presenta a continuacién los principales pardmetros del mismo.

5.1 Proyeccion de demanda

5.1.1 Evolucién de la demanda total por region

La figura a continuacién muestra la evolucién de la demanda promedio anual total (en GW
promedio) para cada region.
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Figura 5.1 - Demanda promedio anual por region y total

Se observa que la demanda total pasa de 94.3 GW promedio en el 2010 para 132.4 GW pro-
medio en el 2017, lo que corresponde a una tasa promedio anual de 5 %. En esta contabiliza-
cién no fue incluida Venezuela en la Comunidad Andina. Evolucién de la demanda total —
Centroamérica

Las figuras a seguir muestran la evolucién de las demandas en GW promedio por pais.
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Figura 5.2 - Demanda promedio anual Costa Rica
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Figura 5.3 - Demanda promedio anual El Salvador
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Figura 5.4 - Demanda promedio anual Guatemala
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Figura 5.5 - Demanda promedio anual Honduras
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Figura 5.6 - Demanda promedio anual Nicaragua
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Figura 5.7 - Demanda promedio anual Panama

5.1.1.1  Evolucion de la demanda total - Comunidad Andina

Las figuras a seguir muestran la evolucion de las demandas en GW promedio por pais inte-
grante de la Comunidad Andina, a excepcién de Venezuela para la cual no se dispone de datos

oficiales.
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Figura 5.8 - Demanda promedio anual Bolivia
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Figura 5.9 - Demanda promedio anual Colombia
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Figura 5.10 - Demanda promedio anual Ecuador
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Figura 5.11 - Demanda promedio anual Peru

5.1.1.2 Evolucion de la demanda total - Mercosur

Las figuras a seguir muestran la evolucién de las demandas en GW promedio para los paises

del Mercosur.
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Figura 5.12 - Demanda promedio anual Argentina
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Figura 5.13 - Demanda promedio anual Brasil
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Figura 5.15 - Demanda promedio anual Paraguay
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Figura 5.16 - Demanda promedio anual Uruguay

5.1.2 Tasas de crecimiento de corto, mediano y largo plazo

A continuacién se presentan las tasas de crecimiento de la demanda para los paises de Cen-
troamérica, calculadas de la siguiente manera: (i) corto plazo: crecimiento de la demanda del
2009 para 20105 (ii) mediano plazo: crecimiento de la demanda del 2011 hasta el 2013; y (iii)
largo plazo: crecimiento de la demanda del 2014 hasta el 2017.

8.0%
7.0%

6.0%

0.0%

NI
20092010 33% 4.3% 3.3% 7.1% 51% 6.4%
20112013 7.6% I 43% 5.8% 6.8% | 38% I 48%
020142017 7.1% 43% 2.9% 53% 33% 43%

Figura 5.17 - Centroamérica: tasas de crecimiento de la demanda

De inicio, se observa que los valores informados para el corto plazo (2009-2010) no parecen
estar afectados por la crisis financiera mundial.
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Se observa ademds una fuerte variacion en las tasas de crecimiento de los paises. En el periodo
2009 — 2010, por ejemplo, la tasa de Costa Rica fue 3.3%, mientras Honduras presenté una
tasa de 7.1%. Es posible que esta variacion se deba a las caracteristicas del sistema hondurefio
pues, como muestra el cuadro a continuacion, el pais presenta tasas histéricas de crecimiento
bastante altas.

Tasa anual (%)

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008

Figura 5.18 - Historico de demanda Honduras (fuente ENEE)

Para el mediano y largo plazo, se observan valores que estdn de acuerdo con lo que se ha utili-
zado para estudios anteriores de planificacidon de la operacién y de la expansién de la oferta.

A su vez, la figura 5.19 muestra las tasas de crecimiento de la demanda para la Comunidad
Andina.
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Figura 5.19 - Comunidad Andina: tasas de crecimiento de la demanda

De manera andloga a de Centroamérica, las tasas de crecimiento de corto plazo no parecen
afectadas por la crisis mundial. La excepcion es Colombia, con una tasa de 2.7%. Para el me-
diano y largo plazo, se observa que Peru presenta tasas anuales de crecimiento alrededor de
10%. Asi como en caso de Honduras, esta tasa elevada es compatible con el histdrico del pais.

Finalmente, la figura 5.20 muestra las tasas para los paises del Mercosur.
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Figura 5.20 — Mercosur: tasas de crecimiento de la demanda

Los mismos comentarios anteriores sobre el impacto aparentemente reducido de la crisis
mundial en las tasas de crecimiento se aplican al Mercosur; la excepcién es Argentina que pre-
senta tasa de 1.6%. Para el mediano y largo plazo, las tasas son compatibles con el crecimiento
histérico de los paises.
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5.1.3 Representacion de los escalones de demanda

La figura a continuacién la variacién horaria de la demanda para un dia laboral tipico en cada
uno de los paises (por facilidad de presentacidn, los valores se presentan como variaciones con
respecto a la respectiva demanda promedio y con los horarios locales, esto es, sin el efecto del
huso horario
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Figura 5.21 - Curva de carga tipica diaria

Por razones obvias, los estudios de interconexion requieren que el intercambio de energia to-
me en cuenta la variacién espacial de demanda. Para esto, se utiliza el mismo padrén para las
curvas de demanda mensual de cada pais (mismo nimero de escalones y misma duracién de
cada escalén). Esto requiere un ajuste de las curvas de demanda informadas por cada pais. Este
ajuste se hizo de manera a preservar la demanda promedio mensual (MWh) y la demanda
maéaxima mensual (MW).

Las figuras 5.22, 5.23 y 5.24 comparan el factor de carga observado en los datos horarios con el
factor de carga™ que resulta del ajuste de las demanda para un padrén comin de cinco escalo-
nes con la misma duracién. Se observa que los resultados son adecuados para los requerimien-
tos de los estudios de intercambio.

* El factor de carga es la razén entre la demanda maxima horaria (MW) y la demanda anual (MW pro-
medio).
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Figura 5.22 - Centroamérica: factores de carga
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Figura 5.23 - Comunidad Andina: factores de carga
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Figura 5.24 - Mercosur: factores de carga

5.2 Planes de expansion de la generacion

5.2.1 Balances de potencia firme y energia firme

Como mencionado, se ha preparado un cronograma de entrada de nueva capacidad de gene-
racion en cada pafs para el periodo 2010-2017. Si la base de generacién de los paises de la re-
gién fuese termoeléctrica, una manera sencilla de representar este cronograma serfa a través de
la capacidad total disponible (esto es, substrayendo las tasas de mantenimiento y de salida for-
zada). Sin embargo, esta representacién sencilla representa el efecto de las restricciones en la
disponibilidad de combustible, es posible que la planta esté disponible pero no pueda produ-
cir en su capacidad méxima por falta de combustible. Por lo tanto, se decidié calcular la poten-
cia firme anual, que es la méxima demanda de punta (en MW) que el sistema podria suminis-
trar tomando en cuenta las restricciones de cada combustible y la existencia de plantas con
multiples combustible.

Esta representacién de la potencia firme todavia no toma en cuenta otra caracteristica impor-
tante de la region, que es la fuerte participacién de la energia hidroeléctrica. En este caso, es
importante tomar en cuenta que la produccién de energia de estas plantas depende de las
condiciones hidrolégicas. Esta dependencia se puede representar a través del concepto de
energia firme, que es la maxima demanda de energia (en MW promedio) que el sistema podria
suministrar suponiendo que ocurre la peor sequia registrada en el histérico de caudales™.

* Si la capacidad de almacenamiento de los embalses es sustancial, esta sequia mas severa puede durar
varios afios. En el caso de Brasil, por ejemplo, esta sequia tuvo cuatro afios de duracién, del 1952 hasta
1955. Es interesante observar que estos afios de sequia mds severa no incluyen el afio individualmente
mds seco, que fue 1945. Esto es, el efecto acumulado de varios afios de secas moderadas puede ser mds
severo que el de un afo excepcionalmente seco, pero que fue compensado por caudales favorables en
los afios siguientes.
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Dependiendo del “mix” de generacién de cada pais, el factor mds representativo de su capaci-
dad de generacién puede ser su potencia firme o su energia firme. Por esta razén, se han calcu-
lado ambos valores para cada pais.

En el balance estructural de potencia firme, se calcula a cada ano la diferencia entre la potencia
firme (calculada a partir de los generadores que estardn en operacién en aquel afo) con la
demanda méxima prevista (en MW) para el mismo afno (ver Anexo A). De manera andloga, en
el balance estructural de energia firme se calcula la diferencia entre la misma y la demanda
promedio anual (en MW promedio) prevista (ver Anexo B). De una manera simplificada, un
balance positivo indica que la oferta es adecuada para el suministro confiable de la demanda, y
vice-versa: un balance negativo puede significar que el sistema esta sub-ofertado™.

La importancia de verificar los balances en los estudios de interconexiones es que los benefi-
cios de los intercambios podrian estar sobrestimados si el pais tiene un balance negativo debido
a algtin problema en la preparacién del escenario de oferta. De la misma manera, los benefi-
cios de los intercambios podrian estar subestimados si el balance es demasiado positivo, esto es,
si el escenario de oferta prevé la entrada de un monto de generacién que puede no concretarse
en la practica.

5.2.2 Balances de potencia y energia firme - Centroamérica

Las figuras a continuacién muestran los balances regionales de potencia y energia firme, esto
es, sumando las capacidades de los generadores en todos los paises.

* M4s precisamente, si la energia firme excede o es igual a la demanda promedio, esto significa que el
suministro de energia estd asegurado ain que ocurra la sequia mdas severa del histdrico. A su vez, si la
energia firme es inferior a la demanda promedio, esto no significa que es cierto que va ocurrir un racio-
namiento, sélo que habria un racionamiento caso ocurra la peor sequia del histérico. En otras palabras,
todavia puede ser posible suministrar la demanda caso ocurra la segunda peor sequia, o la tercera, e asi
por adelante. En contraste, un balance de potencia firme negativo sefiala que es cierto que va ocurrir un
problema de suministro por lo menos en la hora de demanda maxima.
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Figura 5.25 - Centroamérica: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.26 - Centroamérica: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

Se observa que ambos balances son bastante positivos, lo que podria sefialar una sobrecapaci-
dad. Sin embargo, se observa que el balance regional es “optimista”, pues no toma en cuenta
los limites de intercambio. Se presentan a continuacién los balances separados para cada pais.

5.2.2.1 CostaRica

Las figuras a continuacién presentan los balances de potencia firme y energia firme para el
sistema Costarricense. Se observa que ambos balances estdn equilibrados, esto es, son positivos
pero no hay excesos sustanciales.
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Figura 5.27 - Costa Rica: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.28 - Costa Rica: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

5.2.2.2 ElSalvador

Los balances de potencia y energia firme del sistema Salvadorefio se presentan a continuacion.
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Figura 5.29 - El Salvador: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.30 - El Salvador: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

Se observa que a partir del 2013-2014 el sistema pasa de un balance de potencia firme “apreta-
do” para una situacion de exceso. Esto se debe a entrada en operacion, a partir de 2013, de los
proyectos térmicos de porte regional AES Fonseca (250 MW) y Cutuco (500 MW).

La viabilidad econémica de estos proyectos regionales puede depender de la existencia de
un balance “apretado” o hasta negativo en los paises vecinos, Guatemala y Honduras. Sin
embargo, como se muestra a continuacion, el balance de Guatemala esta siempre positivo
y el de Honduras presenta pequefios desbalances por un par de afos.
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5.2.2.3 Guatemala

El incremento de la oferta para el sistema Guatemalteco resulta de centrales térmicas (300
MW en el 2012) y hidroeléctricas (300 MW, principalmente en el 2015).
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Figura 5.31 - Guatemala: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.32 - Guatemala: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

5.2.24 Honduras

Las figuras a continuacion presentan los balances de potencia y energfa firme de Honduras.
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Figura 5.33 - Honduras: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.34 - Honduras: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

Hay balances negativos de potencia firme en los afios 2010-2011 (3.4%) y 2013-2014 (=2%).
Esto significa que Honduras tendrd que importar potencia a través del SIEPAC, que debe en-

trar en operacién en el 2010. Los balances de energfa firme en el mismo periodo son positivos.

Con la entrada en operacién de las plantas hidroeléctricas Patuca 3 (100 MW), Los Llanitos
(98 MW) y Tornillito (160 MW), ambos balances pasan a ser positivos a partir del 2015.

5225

Nicaragua

Las figuras a continuacién muestran los balances de potencia y energia firme de Nicaragua.
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Figura 5.35 - Nicaragua: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.36 - Nicaragua: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

Se observa un aumento significativo de la oferta firme a partir del 2014, con la entrada sucesi-
va de las plantas hidroeléctricas Tumarin (160 MW), Boboke (60 MW) y Brito (270 MW).
Como se muestra en los capitulos siguientes, la entrada en operacién de estas plantas reduce
sustancialmente la tasa de utilizacion de las plantas termoeléctricas, que pasan a ser una reser-
va de generacidén para el pais.

5.2.2.6 Panama

Los balances de potencia y energia firme de Panamad se presentan a continuacién.
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Figura 5.37 - Panama: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.38 - Panama: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

Se observa que los balances son positivos a lo largo de todo el periodo. Sin embargo, hay un
aumento sustancial de la oferta a partir del afio 2012, con la entrada en operacién de casi 400
MW de proyectos hidroeléctricos (Chan I, Lorena, Prudencia, Pando y Monte Lirio) ademds
de las plantas termoeléctricas Toabre (150 MW) y Panama Green Power (100 MW).

5.2.2.7 Conclusiones

Las figuras a continuacién comparan los balances de potencia y energia firme de los paises de
la regién. Para facilitar la comparacién, se presentan los balances de los afios 2013 y 2017.
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Ademas, los resultados se presentan en términos de % de reserva de generacién firme (diferen-
cia entre potencia firme y demanda, dividido por la demanda; idem para la energia firme).
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Figura 5.39 - Centroamérica: reserva de potencia firme (%)
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Figura 5.40 - Centroamérica: reserva de energia firme (%)
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De estos balances, se concluye que todos los paises planean su expansion visando la auto-
suficiencia energética. Esto crea una situacion de “huevo y gallina” cuando se desea anali-
zar los beneficios de interconexiones, pues ademds de los llamados “intercambios de
oportunidad”, que resultan en ahorros de gastos con de combustible, no hay “espacio de
oferta” para el intercambio de energia firme entre los paises. Este tema serd profundizado
en los estudios de los proyectos de interconexion.

5.2.3 Balances de potencia y energia firme - Comunidad Andina

5.2.3.1 Bolivia

Las figuras a continuacién muestran los balances de potencia y energia firme de Bolivia. Se
observa un equilibrio entre el aumento de la demanda y de la oferta firme.
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Figura 5.41 - Bolivia: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.42 - Bolivia: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

5.2.3.2 Colombia

Los balances de potencia y energfa firme para el sistema Colombiano se presentan a seguir. Asi
como en el caso de Bolivia, la oferta y demanda del pais estd equilibrada.
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Figura 5.43 - Colombia: potencia firme x demanda maxima (MW)

Se observa que la demanda méxima del afo 2017 parece ser inferior a la del afio anterior. Co-
mo comentado en el inicio del capitulo, esta demanda no es la mdxima anual, y si la maxima
del mes donde hay la menor reserva de potencia firme.
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Figura 5.44 - Colombia: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

5.2.3.3 Ecuador

Los balances para Ecuador se presentan a continuacién. Se observa que el balance est

3

a “apre-

tado” hasta el afio 2014, cuando empieza una fuerte entrada de generacién hidroeléctrica.
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Figura 5.45 - Ecuador: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.46 - Ecuador: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

5234 Peru

Las figuras a continuacién muestran los balances para el sistema Peruano.
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Figura 5.47 - Peru: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.48 - Peru: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

Se observa de inicio que hay un aumento en la entrada de la oferta a partir del afio 2014. Se ve
ademds que la planta hidroeléctrica de Inambari, en la regién Amazdnica del pais, se represen-
ta en separado en el balance. La razén es que se estd estudiando la posibilidad de que parte de
la generacién de esta planta se exporte a Brasil. (Esta exportaciéon es uno de los temas del pro-
yecto CIER 15 Fase I1.)

5.2.3.5 Conclusiones

Asi como en el caso de la regién Centroamericana, las figuras a continuacién comparan las
reservas firmes de potencia y energia (en %) de los paises de la Comunidad Andina para os
aflos 2013 y 2017. Se observa que las expansiones de oferta son relativamente equilibradas
(misma reserva a lo largo del tiempo) en cada pais, mientras el monto de reserva varia bastan-
te entre los paises.
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Figura 5.49 - Comunidad Andina: reserva de potencia firme (%)

60%

51%

9
50% 7%

37% 38%

30%

22%
20%

17%

13%

10%

0%

co EC PE

m2013 02017

Figura 5.50 - Comunidad Andina: reserva de energia firme (%)
5.2.4 Balances de potencia y energia firme - Mercosur

5.24.1 Argentina

Las figuras a continuacién muestran los balances para el sistema Argentino, incluyendo la
planta binacional Yacyretd, con Paraguay”. Se observa que el sistema est4 relativamente “apre-

¥ La “cuota” de Yacyretd disponible para Argentina se compone de los 50% de la potencia y energia que
ya pertenecen al pais mds la parcela de Paraguay que el mismo no utiliza para su propio consumo.
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tado” hasta el afio 2014, cuando empiezan refuerzos importantes de generacion, y vuelve a

quedarse con restricciones al final del periodo.
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Figura 5.51 - Argentina: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.52 - Argentina: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)
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5.2.4.2 Brasil

Las figuras a continuacién presentan los balances para Brasil, incluyendo la planta binacional

[taipt™, con Paraguay, y la compra de energia de la planta Inambari, de Pert. Se observa que

el aumento de la oferta sigue en el mismo ritmo que el de la demanda.
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Figura 5.53 - Brasil: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.54 - Brasil: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

* La “cuota” de Itaipti disponible para Brasil se compone de los 50% de la potencia y energia que ya
pertenecen al pais més la parcela de Paraguay que el mismo no utiliza para su propio consumo.
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5243 Chile

El sistema Chileno se compone de dos subsistemas aislados: El SING y el SIC. Se presenta a
continuacion los balances para el subsistema principal, el SIC. Se observa que hay una reserva
firme significativa en el pais.
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Figura 5.55 - Chile (SIC): potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.56- Chile (SIC): energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

5.2.44 Paraguay

Las figuras a continuacién muestran los balances para el sistema Paraguayo. Debido a la gran
capacidad de las plantas binacionales Yacyretd e Itaipd comparado con la demanda del pais,
no habria restricciones de generacion en pais por muchos anos. La linea “PF Binac” en la figu-
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ra muestra la capacidad de Yacyretd e Itaipd que, a cada afo, Paraguay envia para Argentina y
Brasil, respectivamente.
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Figura 5.57 - Paraguay: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.58 - Paraguay: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

5245 Uruguay

Las figuras a continuacién muestran los balances para el sistema Uruguayo.
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Figura 5.59 - Uruguay: potencia firme x demanda maxima (MW)
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Figura 5.60 - Uruguay: energia firme x demanda promedio anual (MW promedio)

5.2.46 Conclusiones

Las figuras a continuacién comparan las reservas firmes de potencia y energfa (en %) de los
paises del Mercosur para los afios 2013 y 2017. Se observa que las expansiones de oferta son
relativamente equilibradas (misma reserva a lo largo del tiempo) en cada pais, mientras el
monto de reserva varia bastante entre los paises.
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Figura 5.61 - Mercosur: reserva de potencia firme (%)
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Figura 5.62 - Mercosur: reserva de energia firme (%)

Observacién: no se calculd la reserva de PF y EF de Paraguay porque la capacidad no utilizada por el pais de las

binacionales se transfiere para Argentina y Brasil.
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6 ESCENARIO DE REFERENCIA: OPORTUNIDADES PARA INTERCONEXION

En los estudios de los beneficios de las interconexiones, se consideraron tres atributos: (i) la
reduccién de los costos operativos totales; (ii) la mejora de la confiabilidad de suministro; y
(iii) la reduccién de las emisiones de los gases de efecto invernadero. Se presenta a continua-
cién las metodologias y herramientas computacionales utilizados para el célculo de estos atri-
butos tanto en el escenario de referencia como en los anilisis de los beneficios de las interco-

nexiones.

6.1 Simulacion operativa

El célculo de los atributos se basa en simulaciones operativas del sistema a lo largo del periodo
de estudio, para un gran nimero de condiciones hidrolégicas distintas. En el proyecto CIER
15 Fase 2, se utilizé el modelo de simulacién SDDP, desarrollado por PSR. La figura a conti-
nuacién muestra el flujo de informacién del SDDP.

Caudales Configuracion
Histéricos Hidro y Térmica

-
q: e
Parametros de \
los Estudios

Médulo de Parametros
estimacion de para el Médulo
parametros Graficador
Médulo de
Parametros despacho Dados
Sptimo SDDP Obrigatorios
Planillas Médulo
csv Graficador -
|
= I Resultados I
Informes Planillas
(ASCII) Excel

Figura 6.1 - Flujo de informacion del modelo de simulacién SDDP

Dado que hay una fuerte participacién de generacién hidroeléctrica en los sistemas, esta simu-
lacién operativa requiere el calculo previo de una politica operativa, que permite que el mode-
lo de simulacién tome la decisién mds econdmica entre utilizar la energia hidroeléctrica hoy, y
con esto ahorrar gastos con combustibles; o almacenar el agua para uso en el futuro, para con
esto ahorrar, en promedio, costos mayores en el futuro. El cdlculo de la politica operativa es
bastante complejo y requiere modelos de optimizacion estocdstica, disponibles en el SDDP.
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6.1.1 Representacion de los intercambios de energia

Otro aspecto importante es el cdlculo del intercambio de energia entre los paises. La figura a
continuacién muestra el esquema de simulacién coordinada utilizado en los estudios.

Archivo con 100 escenarios de
caudales para todos los paises

h A L
Politica operativa Politica operativa Politica operativa
aislada del pais 1 aislada del pais 2 aislada del pais N

Simulacion operativa conjunta
(intercambios de oportunidad)

y
Resultados de la simulacion

Figura 6.2 - Esquema de simulacion coordinada para determinar los intercambios de energia

6.1.2 Procedimiento de simulacion
1. Ajuste de un modelo estocastico de caudales (AR(p)).

2. Definicién de horizonte de estudio (2009-2017); de los volimenes de almacenamiento
para el inicio del horizonte (enero de 2009); y de los caudales observados en los meses an-
teriores (condicidn inicial para el modelo estocéstico de caudales).

3. Calculo de la politica operativa de minimo costo esperado a través del procedimiento de
programacién dinamica estocéstica dual del modelo SDDP”.

4. Simulacién operativa para un conjunto de 100 escenarios hidrolégicos (en el caso de los
de Centroamérica y las interconexiones binacionales de Argentina-Uruguay e Colombia-
Ecuador, se utilizé el esquema de simulacién coordinada de la figura 6.2).

Este esquema de simulacién, ademds de permitir la utilizacién de caudales coherentes para
todos los sistemas, también permite que se represente los parametros utilizados por cada Sis-
tema de forma individualizada, es decir, para el calculo de la politica operativo (y costo para la
utilizacién del agua) se utiliza los mismos criterios utilizados por cada sistema.

Uno de los pardmetros mds importantes es la funcién de penalizacién por fallas de suministro
(también conocida como funcién de costo del déficit, o del racionamiento). La figura a conti-
nuacién muestra las funciones de penalizacién de Uruguay, Brasil, Chile y Colombia.

* Se utilizaron 100 escenarios hidrolégicos en el paso de recursién forward y 25 en el paso backward.

PSR | ME | SYNEX 83



PROYECTO CIER 15 FASE Il - INFORME FINAL

3000

2500

2000

1500

uss/Mmwh

1000

o 10 20 30 40 50 B0 0 B0 80 100

% Demanda

—UR —BR —CL —CO
Figura 6.3 - Costos de racionamiento por sistema (Uruguay, Brasil, Chile y Colombia)

Se observa que hay una gran diversidad en la representacién de la penalizacién. En Brasil, por
ejemplo, el costo del racionamiento se representa por una curva de 4 bloques, que varia de
520 US$/MWh hasta 2700 US$/MWh (més de 20% de la demanda). Ya para el sistema Uru-
guayo se utiliza una curva con un bloque de 400 US$/MWh.

Estas curvas distintas se utilizan en el cdlculo de la politica operativa de cada pais. Ya para la
simulacién conjunta de la operacién de los paises (paso 4), cuando se modelan los intercam-
bios de oportunidad (figura 6.2), se utiliza una dnica curva de penalizacién para todos los pai-
ses, con un bloque cuyo costo unitario es el mayor de todas las curvas de racionamiento.

6.1.3 Resultados de la simulacién

Los resultados de la simulacién se producen para cada etapa, escalén de demanda y escenario
hidrolégico: (i) costo operativo para cada planta termoeléctrica; (ii) costo marginal de corto
plazo (CMCP); (iii) energia no suministrada; (iv) flujos en las interconexiones existentes; y
(iv) emisiones de gases de efecto invernadero.

6.1.4 Simulaciones realizadas

Se realizaron los siguientes estudios de simulaciéon operativa: (1) Argentina y Uruguay”’; (2)
Bolivia; (3) Brasil”; (4) Centroamérica y México; (5) Chile; (6) Colombia y Ecuador™; (7) Pa-
raguay”; y (8) Pert”.

* No se ha representado la interconexién Argentina-Brasil (CIEN, con 2000 MW) porque los contratos
de suministro fueron interrumpidos debido a las dificultades con el suministro de gas en Argentina.
Con respecto a la planta binacional Yacyretd, se ha representado los requerimientos de energia por parte
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6.2 Costos marginales de corto plazo

El costo marginal de corto plazo (CMCP), en $/MWh, refleja el costo de suministro de 1
MWh adicional en la demanda. Por lo tanto, el CMCP varia para cada etapa, escalén de de-
manda y condiciones hidroldgicas. En los estudios de interconexién, el CMPC sefala la opor-
tunidad para el intercambio (se exporta a partir del pais con el menor CMCP) y el beneficio
econdémico de este intercambio (diferencia de los CMCPs X energia exportada (MWh)).

Ademds, se puede utilizar el promedio anual de los CMCPs (calculado para las etapas, escalo-
nes de demanda y escenarios hidrolégicos) para verificar si el escenario de oferta y demanda
suministrado por cada pais estd bien ajustado. La razén es que, en la expansién de minimo
costo global, el CMCP promedio deberia ser aproximadamente igual al costo marginal de ex-
pansién (CME), lo cual refleja los costos de inversién y operacién asociado a los incrementos
de oferta. En otras palabras, si el sistema estd sobre-ofertado, el valor esperado de los costos
marginales de corto plazo, E(CMCP), es inferior al CME, y vice-versa: en un sistema sub-
ofertado, E(CMCP) > CME.

Se presentan a continuacidn los resultados obtenidos para el escenario de referencia.

6.2.1 CMCP promedio anual: Centroamérica

Las figuras a continuacién presentan el E(CCMCP) anual para los paises de Centroamérica.

de Paraguay como una demanda adicional en Argentina. Finalmente, no se ha representado la interco-
nexioén Uruguay-Brasil (70 MW) debido a su capacidad relativamente baja y al hecho que la misma ha
tenido una frecuencia de uso relativamente baja.

 No se han representado las interconexiones Argentina-Brasil y Uruguay-Brasil (ver Nota 1) y la planta
termoeléctrica de Uruguaiana, que recibia gas de Argentina (el contrato de suministro de energia en
Brasil fue interrumpido debido a las dificultades con el suministro de gas en Argentina). Con respecto a
la planta binacional Itaipd, se han representado los requerimientos de energia por parte de Paraguay
como una demanda adicional en Brasil.

* No se ha representado la interconexiéon Ecuador-Pert, que tiene pequefa capacidad y no esté en fun-
cionamiento.

* Las plantas binacionales Itaipu e Yacyretd se han representado como requerimientos de energia por
parte de Paraguay (ver Notas 1y 2).

* No se ha representado la interconexién Ecuador-Pert (ver Nota 3).
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Figura 6.4 - Costa Rica: E(CMCP) anual
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Figura 6.5 - El Salvador: E(CMCP) anual
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Figura 6.6 - Guatemala: E(CMCP) anual
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Figura 6.7 - Honduras: E(CMCP) anual
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Figura 6.8 — Nicaragua: E(CMCP) anual
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Figura 6.9 - Panama: E(CMCP) anual

6.2.1.1 Conclusiones

Se observa en las figuras anteriores que hay una tendencia para la reduccién de los CMCPs a
lo largo del tiempo. Como comentado en el capitulo anterior, esto se debe a la construccion de
plantas hidroeléctricas en la mayoria de estos paises. La cuestién es, por lo tanto, si el
E(CMCP) seria compatible con el costo de construccién de estas plantas (CME). La figura a
continuacién compara los E(CMPC) anuales de los paises para el ano 2013.
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Figura 6.10 - Centroamérica: CMCP promedio anual para 2013

Se observa en la figura que el CMCP promedio de cuatro de los paises estd equilibrado alrede-
dor de 100 US$/MWHh, lo cual es un valor relativamente alto, pero compatible con el hecho de
que hay una fuerte generacién térmica en estos paises en el corto plazo. A su vez, Costa Rica
presenta CMCPs alrededor de 80 US$/MWh, lo que también parece razonable, pues el pais
tiene una proporcion elevada de energia hidroeléctrica.

Finalmente, el CMCP de Panamad, 57 US$/MWh, posiblemente serfa inferior a la necesidad de
remuneracion de nuevas plantas hidroeléctricas.

Para el afio 2017, la figura a continuacién muestra una reduccién en los CMCPs de todos los
paises, la cual se debe al aumento de la reserva de generacién y a la entrada de plantas hidro-
eléctricas.
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Figura 6.11 - Centroamérica: CMCP promedio anual para 2017

Estos CMCPs reducidos llevan a una inquietud sobre la remuneracién de la nueva capacidad
prevista. En los paises de Centroamérica, esta remuneracién resulta de los siguientes meca-
nismos:

El llamado pago por capacidad, utilizado por Guatemala, El Salvador y Panamd, que es un
pago fijo que los generadores reciben, relacionado con la potencia firme de los mismos. El
pago por capacidad estd alrededor de 11 US$/MWh'; y

La contratacion centralizada de energia, con los costos de la misma transferidos para los
consumidores, utilizada por Honduras y Costa Rica. (Nicaragua utiliza un esquema hibri-

do donde las distribuidoras deben estar 80% contratadas.)

Una consecuencia de esquemas como el pago por capacidad y la contratacién centralizada
es que el CMCP promedio puede no reflejar el costo de la energia para el pais. Esto, a su
vez, afecta los andlisis de la viabilidad econ6mica de las interconexiones pues, como dis-
cutido anteriormente, los intercambios se hacen con base a la diferencia de los CMCPs en
cada etapa, escal6n de demanda y escenario hidrolégico. Este tema se discute en los estu-
dios de caso.

6.2.2 CMCP promedio anual: Comunidad Andina

Las figuras a continuacién presentan el E(CMCP) anual para los paises de la regién.

*! Més precisamente, el pago por capacidad es 5.2 US$/kW.mes, y se calcula a partir de la necesidad de
remuneracién de un generador ciclo abierto a gas natural, que representaria la “tecnologia marginal”.
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Figura 6.12 - Bolivia: E(CMCP) anual
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Figura 6.13 - Colombia: E(CMCP) anual
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6.2.2.1 Conclusiones

La figuras a continuacién comparan los E(CCMPC) anuales de los paises en 2013 y 2017.
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Figura 6.14 - Ecuador: E(CMCP) anual
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Figura 6.17 - Comunidad Andina: CMCP promedio anual para 2017

Se observa que los CMCPs promedio de la Comunidad Andina son mds bajos que los de Cen-
troamérica. Por lo tanto, existiria la misma inquietud con respecto a los mecanismos de re-
muneracién de las nuevas inversiones.

De inicio, se observa que Bolivia, Colombia™ y Pert utilizan esquemas de pago por capacidad,
que corresponden a un ingreso adicional para el generador alrededor de 11 US$/MWh™.

* Colombia ha recientemente adoptado las llamadas subastas de “call option” con el objetivo de utilizar
un proceso competitivo para establecer el precio del mismo, en remplazo al uso del concepto de tecno-
logia marginal.
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En el caso de Bolivia, esto significa que el ingreso total del generador seria 14 (CMCP) + 11
(cargo por capacidad) = 25 US$/MWHh, lo que todavia parece atin insuficiente para remunerar
una planta termoeléctrica a gas. La explicacién es Bolivia adopta un precio de gas regulado de
cerca de 1 US$/MMBTU (cuando el precio internacional es de cerca de 5 US$/MMBTU), lo
que resulta en un precio de energia compatible con los 25 US$/MWh.

A su vez, la explicacion en el caso de Ecuador estd en el cambio regulatorio del pais para un
modelo con inversién estatal y planificacién centralizada. En este caso, el uso del E(CMCP)
como un “proxy” del CMLP ya no es directamente aplicable.

Asi como en el caso de Centroamérica, la existencia de pagos por capacidad y precios locales
para los combustibles afecta el anélisis de los proyectos de intercambio. Este tema se discute en
los estudios de caso.

6.2.3 CMCP promedio anual: Mercosur

Las figuras a continuacién presentan el E(CCMCP) anual para los paises de la regién.
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Figura 6.18 - Argentina: E(CMCP) anual

* Este pago por capacidad es semejante al utilizado en Centroamérica. La razén es que todos los paises
adoptan el mismo concepto de usar una planta ciclo abierto a gas natural como “tecnologia de referen-
cia” (ver footnote 21).

PSR | ME | SYNEX 9



PROYECTO CIER 15 FASE Il - INFORME FINAL

90

=
H
H
2
wv
=]
2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017
Figura 6.19 - Brasil (region Sureste): E(CMCP) anual
140
126
120
100
92
84 85
82 80 79 80
= 80 [ N PRy Ry
H
H
2
w
FRTeE B B e B B e .
40 N B B B . N .-
20
0 T T T T 1
2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017

PSR | ME | SYNEX

Figura 6.20 - Chile (region SIC): E(CMCP) anual
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Figura 6.22 - Uruguay: E(CMCP) anual

6.2.3.1 Conclusiones

La figuras a continuacién comparan los E(CCMPC) anuales de los paises en 2013 y 2017.

*En el caso de Paraguay, un aumento de la demanda seria compensado por una reduccién en el monto
de energia exportado para Argentina (planta binacional Yacyretd) y Brasil (planta binacional Itaipad).
Por lo tanto, se consider6 como CMCP un promedio ponderado de los costos de estos contratos (costo
de oportunidad).
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Figura 6.23 - Mercosur: CMCP promedio anual para 2013
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Figura 6.24 - Mercosur: CMCP promedio anual para 2017

De inicio, se observa que, a diferencia de las regiones anteriores, los CMCPs del Mercosur
aumentan del 2013 para el 2017. Se observa ademds que los valores de estos CMCPs son mds
altos que los de las demads regiones, y mas compatibles con los requerimientos de remunera-
cién de las inversiones en generacion. (En el caso de Paraguay, como mencionado, el suminis-
tro de la nueva demanda estaria asociado a una reduccién de la exportacion para los vecinos vy,
por lo tanto, al costo de oportunidad de los contratos de suministro.)
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6.3 Confiabilidad de suministro

Los indices de confiabilidad de suministro son: (i) el riesgo anual de déficit (%); y (ii) el pro-
medio de la energia no suministrada (EENS). El riesgo de déficit anual se estima con el por-
centaje de las secuencias hidrolégicas simuladas en las cuales se observé por lo menos un
evento de energia no suministrada a lo largo de las etapas y de los escalones de demanda. A su
vez, la EENS se calcula como el promedio para todas las secuencias hidrolégicas simuladas de
los totales acumulados de energia no suministrada a cada afo para cada secuencia.

La siguiente tabla indica la relacién de riesgo de déficit (R) y el promedio de energia no sumi-
nistrada (E especificado en GWh y E (%) en porcentaje de la demanda) por configuracién, a
lo largo del horizonte del estudio. Los paises y afios omitidos indican ausencia de déficit.

Cuadro 6.1 - Confiabilidad de suministro: escenario de referencia

Ar Br Pe Ur

Ano |R E E (%) R E E (%) R E E (%) R E E (%)

2010 10 13 0.01 1 536 0.11 0 0 0.00 1 34 0.36
2011 3 4 0.00 4 5515 1.07 0 0 0.00 0 0 0.00
2012 0 0 0.00 4 3960 0.72 0 0 0.00 3 2 0.02
2013 0 0 0.00 1 5565 0.97 2 72 0.17 0 0 0.00
2014 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00
2015 0 0 0.00 1 229 0.04 0 0 0.00 0 0 0.00
2016 0 0 0.00 1 23761 3.65 1 23 0.04 0 0 0.00
2017 0 0 0.00 0 0 0.00 2 246 0.40 1 4 0.03

6.4 Costo operativo térmico
6.4.1 Costo operativo térmico: Centroamérica

6.4.1.1 CostaRica

100

EY
76
70
60
50
40 38
30
24 24 25
20
10
5
0 [

2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017

Millones US$
3

PSR | ME | SYNEX 98



PROYECTO CIER 15 FASE Il - INFORME FINAL
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Figura 6.25 - Costa Rica: costo operativo térmico
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Figura 6.26 - El Salvador: costo operativo térmico
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6.4.1.4 Honduras
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Figura 6.28 - Honduras: costo operativo térmico
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Figura 6.29 - Nicaragua: costo operativo térmico
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6.4.1.6

6.4.1.7

Panama

300

265

205

200
or
wv
=3
g 150
_g 138
= 123
= 118 114
108 103
100 [ N N .
50
0
2010 201 2012 2013 2014 2015 2016 2017
Figura 6.30 - Panama: costo operativo térmico
-
Centroamérica
1600
1503 1507
1424
1400
1298
1242
1200 1174 1200 1166
1000 [ R R - .
or
wv
=]
]
9 800 [ R - R I N
s
H
600
400 SR D[ .
200 [ S
0
2010 201 2012 2013 2014 2015 2016 2017

Figura 6.31 - Centroamérica: costo operativo térmico
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6.4.2 Costo Operativo: Comunidad Andina

6.4.2.1 Bolivia
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Figura 6.32 - Bolivia: costo operativo térmico
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Figura 6.33 - Colombia: costo operativo térmico
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6.4.2.3 Ecuador
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6.4.2.4 Peru
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Figura 6.34 - Ecuador: costo operativo térmico
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Figura 6.35 - Peru: costo operativo térmico
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6.4.3 Costo Operativo: Mercosur

6.4.3.1 Argentina
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Figura 6.36 — Argentina: costo operativo térmico
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Figura 6.37 - Brasil: costo operativo térmico
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6.43.3 Chile
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Figura 6.38 - Chile: costo operativo térmico
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Figura 6.39 - Uruguay: costo operativo térmico

6.5 Emision de gases de efecto invernadero

168

2017

Uno de los subproductos de las simulaciones operativas del capitulo anterior es la energia

producida por cada planta termoeléctrica a combustibles f6siles para cada etapa, escal6n de

demanda y escenario hidrolégico. El monto de CO, emitido por cada planta se calcula como:
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Factor de emisién del combustible” (toneladas de CO, (tCO,) /unidad del combustible)
X
Consumo especifico de la planta™ (unidad del combustible/MWh)
X
Energia producida por la planta (MWh)

La emisién promedio anual de cada pais (millones de tCO, por aio, MtCO,) se calcula como
el promedio, para cada secuencia hidrolégica simulada, de la suma de las emisiones a lo largo
de las etapas y escalones de demanda en el afo.

6.5.1 Emisiones de CO,: Centroamérica
Las figuras a continuacién muestran las emisiones de cada pais en valores absolutos

(MtCO,/afio).

Se observa que en la mayoria de los paises hay una reducciéon del monto de emisiones a lo
largo del tiempo, debido a la construccién de plantas hidroeléctricas. La principal excep-
cién es Brasil, donde se observa un aumento expresivo en las emisiones, debido a la en-
trada en operacién de plantas térmicas (gas natural, carbon y oleo combustible).

6.5.1.1 CostaRica

La figura a continuacién muestra las emisiones para Costa Rica. Se observa una reduccién en
los totales a lo largo del tiempo, resultado de inversiones en plantas hidroeléctricas y edlicas.

35 e . . . . o, .
* Se utilizaron referencias internaciones para el factor de emisiéon de cada combustible.

* Se utilizaron los valores de consumo especifico informados por paises.
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Figura 6.40 - Costa Rica: emisiones de CO: (promedio anual)

6.5.1.2 El Salvador

La figura a continuacién muestra las emisiones para El Salvador. El aumento observado se
debe a la entrada de dos plantas termoeléctricas para exportacién de energia: la planta carbén
AES (200 MW) y la planta gas Cutuco (500 MW).
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Figura 6.41 - El Salvador: emisiones de CO; (promedio anual)

6.5.1.3 Guatemala

La figura a continuacién muestra las emisiones para Guatemala. La reduccién observada se
debe a las térmicas instaladas en El Salvador, mencionadas arriba, que desplazaran generacién
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mds “sucia” en el pais. Este caso muestra que un aumento en las emisiones de un pais puede
resultar en una reduccién regional en el nivel de emisiones.

MtCO2
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Figura 6.42 - Guatemala: emisiones de CO: (promedio anual)

6.5.1.4 Honduras

La figura a continuacién muestra las emisiones para Honduras. Se observa que el nivel de emi-
siones es relativamente estable.
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Figura 6.43 - Honduras: emisiones de CO: (promedio anual)
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6.5.1.5 Nicaragua

La figura a continuacién muestra las emisiones para Nicaragua. Se observa una fuerte reduc-
cién en las emisiones, resultado de la entrada de plantas geotérmicas y eélicas, que desplazan

la generacién térmica existente.
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Figura 6.44 - Nicaragua: emisiones de CO: (promedio anual)

6.5.1.6 Panama

La figura a continuacién muestra las emisiones para Panamd. Asi como en el caso de Nicara-
gua, se observa una fuerte reduccién en las emisiones, resultado en este caso de la entrada de

plantas hidroeléctricas.
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Figura 6.45 - Panama: emisiones de CO: (promedio anual)
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6.5.2 Emisiones de CO,: Comunidad Andina

6.5.2.1 Bolivia

La figura a continuacién muestra las emisiones para el sistema Boliviano. El crecimiento de las
mismas se debe a la entrada de plantas a gas natural, que es la principal opcién de expansién
del pais.
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Figura 6.46 - Bolivia: emisiones de CO: (promedio anual)

6.5.2.2 Colombia

La figura a continuacién muestra las emisiones para Colombia. Se observa una reduccién en
las emisiones, resultado de la entrada de nuevas plantas hidroeléctricas.
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Figura 6.47 - Colombia: emisiones de CO: (promedio anual)

6.5.2.3 Ecuador

La figura a continuacién muestra las emisiones para Ecuador. De manera analoga a Colombia,
se observa una reduccién en las emisiones, resultado de la entrada de nuevas plantas hidro-
eléctricas en el pais.
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Figura 6.48 - Ecuador: emisiones de CO; (promedio anual)

6.5.24 Peru

La figura a continuacién muestra las emisiones para Pert. El aumento de las emisiones en los
primeros afos resulta de entrada de plantas a gas, asociadas al campo de Camisea. A mediano
plazo, las emisiones se estabilizan debido al desarrollo de nuevas plantas hidroeléctricas.
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Figura 6.49 - Pera: emisiones de CO: (promedio anual)
6.5.3 Emisiones de CO,: Mercosur

6.5.3.1 Argentina

La figura a continuacién muestra las emisiones para Argentina. El aumento observado resulta
de la expansién con base en plantas termoeléctricas a gas y oleo, que ademds son accionadas
con mas frecuencia al final del periodo debido a la reduccién de la reserva de potencia (ver
figura 4.27).

45

MtCO2

2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017

Figura 6.50 - Argentina: emisiones de CO: (promedio anual)
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6.5.3.2 Brasil

La figura a continuacién muestra las emisiones para Brasil. El aumento expresivo observado
resulta de la entrada en operacién de una gran cantidad de plantas termoeléctricas a carbén,
oleo y gas natural.
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Figura 6.51 - Brasil: emisiones de CO. (promedio anual)

6.5.3.3 Chile

La figura a continuacién muestra las emisiones para Brasil. Asi como Brasil, el pais presenta
un aumento de las emisiones, resultado de la entrada en operaciéon de plantas a carbdén y otras

termoeléctricas.
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Figura 6.52 - Chile: emisiones de CO; (promedio anual)
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6.5.34 Paraguay

El sistema Paraguayo no presenta emisiones, pues es suministrado por plantas hidroeléctricas.

6.5.3.5 Uruguay

Como muestra la figura a continuacion, el sistema Uruguayo presenta niveles de emision rela-
tivamente bajos en términos absolutos, pero crecientes a lo largo del tiempo. Asi como en los
casos anteriores, esto se debe a construccién de plantas termoeléctricas.
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Figura 6.53 - Uruguay: emisiones de CO: (promedio anual)

6.5.4 Emisiones de CO, por GWh de consumo

La diversidad del monto de consumo en cada pais dificulta la evaluacién del grado de “limpie-
za” de su matriz de energfa eléctrica cuando se calculan los montos absolutos de emisién, co-
mo en la seccién anterior. Por esta razén, se decidi6 calcular un indice de emisiones relativas,
dividiendo el monto absoluto de emisiones (tCO,) por el consumo de energia (GWh).

Una ventaja de este indice es que permite definir el grado de “limpieza” en términos de las
emisiones que resultarfan del suministro de 100% de la demanda por una termoeléctrica a
ciclo combinado a gas natural, cuyo nivel de emision estd alrededor de 400 tCO,/GWh. En
otras palabras, un pais con un nivel de emisiones de, por ejemplo, 100 tCO,/GWh equivale a
un sistema donde 75% del consumo se suministra por fuentes 100% limpias (sin emisiones) y
los demds 25%, por térmicas ciclo combinado gas (400 tCO,/GWh).

6.54.1 Resultados para 2013

Las figuras a continuacién presentan las emisiones relativas de los paises para el afio 2013.
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Figura 6.54 - Centroamérica: emisiones por GWh - afio 2013
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Figura 6.56 — Mercosur: emisiones por GWh - afi0 2013

Se observa que la matriz eléctrica de la regién es bastante “limpia”. Varios de los paises
tienen niveles de emisién que son una fraccién de un sistema a gas natural (el sistema bra-
silefio, por ejemplo, equivale a 88% de una fuente 100% limpia y 12% de una planta ciclo
combinado gas). Ademds, los paises con mayor emision relativa, que son Chile y Guate-
mala, equivalen a un sistema suministrado por plantas gas natural.

6.5.5 Resultados para 2017

Las figuras a continuacién muestran las emisiones relativas de los paises para el ano 2017. Se
observa que hay una reduccién en la emisién relativa de todos los paises, a la excepcién de
Brasil. Como comentado anteriormente, esto se debe a la entrada prevista de un fuerte com-
ponente de generacién hidroeléctrica y de otras fuentes renovables tales como biomasa y ener-
gia edlica en los préximos anos.
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Figura 6.57 - Centroamérica: emisiones por GWh - afio 2017
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Figura 6.58 - Comunidad Andina: emisiones por GWh - aiio 2017
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Figura 6.59 - Mercosur: emisiones por GWh - aiio 2017
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7 ESTUDIOS DE CASO

En este capitulo, se presentan los resultados de los andlisis de oportunidad para 12 proyectos

de interconexién. Los criterios para selecciéon de estos proyectos fueron: (i) ilustrar los dife-

rentes tipos de oportunidad de interconexién; (ii) mostrar los beneficios potenciales de las

interconexiones en las tres regiones, Centroamérica, Comunidad Andina y Mercosur; y (iii)

analizar proyectos “reales”, esto es, para los cuales existen propuestas concretas y un interés

declarado de por lo menos uno de los representantes de los paises involucrados.

Se presenta a continuacién una muy breve descripcion de las caracteristicas de los proyectos,

agregados por tipo de interconexién:

Economia de escala para proyectos hidroeléctricos: envio de parte de la energia de las
plantas hidroeléctricas Inambari (2200 MW, Pert) y Cachuela Esperanza (800 MW, Boli-
via) para Brasil. Un aspecto interesante de estos proyectos es que estas plantas estdn aguas
arriba de las plantas de Jirau y Santo Antonio (3500 MW cada) en Brasil. Por lo tanto, hay
la oportunidad para un aumento de eficiencia a través de la operacién coordinada del sis-
tema hidroeléctrico

Seguridad operativa e intercambios de oportunidad: fueron evaluados proyectos de inter-
conexion entre Perd y Ecuador; Bolivia y Perd, Centroamérica (SIEPAC II) y Argentina-
Paraguay-Brasil (interconexién de las plantas hidroeléctricas binacionales Yacyreta e Itai-
pu

Optimizacién del uso de la infraestructura existente — incluye los siguientes proyectos: (i)
Conexién de nuevos proyectos hidroeléctricos en el Sur de Chile hasta el centro de carga
del pais a través del sistema de transmisidn argentino; (ii) Envio de energia hidroeléctrica
de Paraguay hasta el sistema SING de Chile, donde predomina la generacién termoeléctri-
ca. Dado que Paraguay y Chile no estan conectados, este envio se hace a través de un es-
quema de swap con Argentina: Paraguay inyecta energia en Argentina y Argentina envia el
mismo monto a través de su conexién con el SING; y (iii) Swap de energfa estacional entre
Argentina y Brasil: Brasil envia energia para Argentina en los meses de invierno, cuando la
demanda en Argentina es mds alta (calefaccién), y Argentina devuelve la misma cantidad a
Brasil en los meses de verano, cuando la demanda es mds alta en este pais (aire condicio-
nado).

Seguridad operativa y exportacion de energia: incluye proyectos de interconexién donde
uno de los paises es un exportador neto: (i) Colombia—Panamd; (ii) Bolivia—Chile; y
(iii) Brasil>Uruguay.
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7.1 Hidroeléctrica Inambari (Peru—Brasil)

7.1.1 Antecedentes

El noviembre del 2007, un documento elaborado por el Ministerio de Energia y Minas (MEM)
de Perd (MEM) identificé un potencial hidroeléctrico de 20 mil MW ubicado en la vertiente
oriental de la cordillera de los Andes. De este potencial, cinco plantas con capacidades instala-
das entre 800 y 2.200 MW, totalizando 6.300 MW, fueron identificadas como siendo las mds
competitivas.

Coletora Porto Velho

‘ SE RioBranco

Acre

 UHE Tambo60

Brasil
o

3 %
]
T

UHE Ma\mqula

Figura 7.1 - Potencial hidroeléctrico en la regién Oriental de Pert

La posibilidad de exportacién de parte de este potencial hidroeléctrico peruano para Brasil ha
despertado interés en ambos paises. Por el lado de Brasil, se observa de inicio que la planta
Inambari, con 2200 MW, est4 a apenas 260 km de la frontera”. Ademds, y igualmente impor-
tante, esta planta tiene un embalse con capacidad de regularizacién multianual™ que estd aguas
arriba de las plantas brasileas Santo Antonio y Jirau, con 3500 MW cada, y que estin en
construccién. Debido a restricciones ambientales, estas plantas son centrales de pasada, y no
utilizan plenamente los caudales que llegan en la estacién hiumeda. Como consecuencia, su
energia firme es inferior a lo que podria producir. Como se muestra mds adelante, la regulari-

7 La proximidad de Inambari a ciudades brasilefias tales como Rio Branco y Porto Velho no significa
necesariamente que los costos de interconexién con Brasil son reducidos. La razén es que el consumo
de estas ciudades no es suficiente para absorber la energia inyectada de Peru, y seria necesario transpor-
tar la diferencia hasta region Sureste de Brasil, donde se ubican los grandes centros de carga. Una posi-
bilidad sera aprovechar la infraestructura de transmisién (lineas HVDC con 2500 km) que se estd cons-
truyendo para evacuar la energia producida por Santo Antonio y Jirau hasta el Sureste. Otra posibilidad
serfa construir un sistema de transmisién en separado que pasa por Rio Branco.

* Volumen ttil de 12 mil millones de metros ctibicos.
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zacién aguas abajo que seria brindada por el embalse de Inambari permitiria aumentar en 90
MW promedio la energia firme del sistema hidroeléctrico brasileno”.

Del lado peruano, un beneficio importante es la factibilidad de plantas cuyo tamafo haria mds
dificil su absorcién por el mercado local. En otras palabras, por cuestiones de economia de
escala una hidroeléctrica de gran tamafo tiende a ser mds barata para el consumidor (en tér-
minos de $/MWh producido) do que una planta de menor porte. Sin embargo, si el aumento
anual del consumo local es inferior a la capacidad de la planta, su construccién resultaria tem-
porariamente en capacidad ociosa. Dado que las plantas hidroeléctricas son intensivas en capi-
tal, la pérdida financiera resultante de esta ociosidad reduce o puede hasta eliminar las venta-
jas de la economia de escala. Si Brasil absorbe parte de la energia de la planta, la ociosidad des-
aparece, vy los beneficios de la economia de escala pueden ser compartidos por ambos paises.

Esta posibilidad de beneficios mutuos ha llevado los presidentes de Brasil y Pert a reunirse dos
veces en los dltimos meses para tratar de este tema, ademds de varias reuniones realizados con
los equipos técnicos de los paises.

En este estudio de caso, se analizan las oportunidades y desafios asociados al desarrollo de la
generacién hidroeléctrica en el Perd. En particular, se discuten los siguientes temas: (i) calculo
del beneficio de la interconexidn; (ii) contratacién de la energia por parte de Perti y de Brasil;
(iii) operacion de la planta; (iv) remuneracién de la interconexidn; y (v) aspectos instituciona-
les.

7.1.2 Beneficio energético de la interconexion

La planta Inambari, que es una central con embalse, estd ubicada aguas arriba de las plantas
Jirau y Santo Antonio, que son centrales de filo de agua (por restricciones ambientales). Por lo
tanto, es posible que la integracién de Inambari con el sistema brasilefio contribuya para au-
mentar la energfa firme de dos maneras:

e Sinergia hidrolégica

e Regulaciéon de los embalses aguas abajo

Se presenta a continuacién una estimativa preliminar del beneficio energético de la integra-
cién.

7.1.2.1  Procedimiento y resultados

Como discutido en la seccién 4.2.1, la energia firme de un sistema de generacién hidroeléctri-
co es la maxima demanda constante (en MW promedio) que se puede suministrar si ocurre la
sequia mds severa registrada en el histérico de caudales. El calculo de la energia firme total se
plantea como un problema de optimizacidn, el cual se resuelve por el modelo MonalLisa, desa-
rrollado por PSR (ver Anexo B). Una vez calculada la energia firme total del sistema, la energia

” Observa-se que el beneficio de energia firme es sistémico. La cuestion de como repartir el mismo es
compleja.
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de cada planta hidroeléctrica se calcula como su produccién de energia promedio a lo largo
del llamado “periodo critico”, que corresponde al intervalo inicial y final de la sequia mds se-

vera.

Si incluimos Inambari en el sistema brasilefio y calculamos la energia firme de la planta de
acuerdo con el procedimiento descripto arriba, resulta una energia firme de 1467 MW pro-
medio. Sin embargo, si calculamos la contribucién de Inambari como la diferencia de la ener-
gia firme total del sistema brasilefio con y sin Inambari, resulta un valor mayor, 1560 MW
promedio. La razén para esta diferencia de 1560 — 1467 = 93 MW promedio es que la opera-
cién del embalse de Inambari resulta en beneficios para la produccién de las plantas hidroeléc-
tricas brasilenas aguas abajo, Santo Antonio y Jirau.

Dado que estas plantas ya tienen su remuneracién asegurada a través de contratos de largo
plazo, seria posible argumentar que este incremento de energia firme se deberia asignar a la
planta Inambari, lo que aumentarfa su competitividad econémica para el pais. Como ilustra-
cién, el valor de un incremento de 93 MW promedio de energia firme para Brasil se puede
estimar multiplicando el mismo (93 X 8760 horas/aio = 814 GWh/afio) por el costo marginal
de largo plazo del pais, 81 US$/MWh de energia firme" = US$ 66 millones/ano.

Es importante observar que el incremento de energia firme calculado arriba supone que la
planta se opera con el objetivo de maximizar el beneficio energético para Brasil. Esto puede no
ser realista, pues los intereses de suministro del sistema Peruano obviamente son prioritarios.
Se discute a continuacién la relacién entre el esquema de comercializacién de la energia de la
planta y el cdlculo de su energia firme.

7.1.3 Comercializacion de la energia de Inambari en Brasil

En el marco regulatorio brasilefio, 100% de la demanda (libre y regulada) debe estar cubierta
por contratos. Ain que los contratos sean instrumentos financieros (forward y call options), se
requiere que los mismos estén respaldados por “certificados de energia firme” (CEF), esto es,
un generador o un comercializador sélo puede firmar un contrato de suministro de, por
ejemplo, 100 MW promedio con un consumidor si posee CEFs que suman por lo menos los
mismos 100 MW promedio. Los CEFs son asignados por el Ministerio de Minas y Energia de
Brasil para todos los generadores, existentes y proyectos, y para todas las tecnologias (hidro-
eléctricas, termoeléctricas, biomasa, edlicas etc.).

Un aspecto interesante de la reglamentacién brasilefia es que, aunque los CEFs en general es-
tén asociados a proyectos de generacion, también pueden ser asignados a proyectos de inter-
conexion. Un ejemplo es la interconexioén Argentina-Brasil, CIEN, que tenia un CEF de 2000
MW promedio (ver seccién 5.5 para mds detalles sobre el proyecto CIEN). Una vez asignado
el CEF de Inambari, el proyecto podria, por ejemplo, participar de las subastas de contratacién
de nueva capacidad de Brasil.

* Brasil tiene un costo marginal de largo plazo “oficial”, que se utiliza en los estudios de planificacién.
El valor mds reciente para este costo es 146 R$/MWh. Suponiendo una tasa de cambio de 1.8 R$ por
US$, resulta 81 US$/MWh.
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Sin embargo, el proceso de cilculo del CEF de un proyecto de generacién en la reglamenta-
cién brasilena requiere una simulacién de la operacién del mismo. Por ejemplo, la intercone-
xi6n CIEN, entre Argentina y Brasil, se representé como un generador termoeléctrico virtual
en Brasil (ver seccién 6.4). Por lo tanto, la operacién de la interconexién fue simulada a través
del siguiente procedimiento: si el precio de corto plazo de Brasil (R$/MWh) excede el “costo
variable de operacién” del “generador” CIEN, el Operador Nacional del Sistema (ONS) de
Brasil “acciona” el mismo"; en caso contrato, la CIEN suministra su contrato comprando
energia en el mercado de corto plazo de Brasil.

En el caso de Inambari, la simulacién operativa para cilculo del CEF es mds compleja, pues
requiere una definicién de la politica operativa de la misma en el sistema peruano. Este tema se
discute a continuacién.

7.1.4 Operacion de Inambari

7.1.4.1  Contratos con monto fijado

Si la venta de energia de Inambari para Brasil se hace a través de un contrato de suministro
con precio y monto de energia fijados, esto significa que el Operador del sistema peruano,
COES, haria la operacién del pais con una demanda adicional que corresponde al contrato de
suministro con el pais vecino. En este caso, el CEF del proyecto bajo el punto de vista del mar-
co regulatorio brasilefio coincide con el monto contratado con Brasil, pues es una inyeccion
constante de energia en el pais. Aunque este esquema de comercializacion sea el mds sencillo,
posiblemente es el mds costoso, pues los riesgos de cantidad y precio se quedan con Inambari.

7.1.4.2 Producciéon de energia compartida

Una segunda opcidn seria definir que un porcentaje fijo de la produccién de energia de Inam-
bari (por ejemplo, 50%) seria enviado a Brasil, esto es, es como 50% de Inambari fuese un ge-
nerador hidroeléctrico virtual ubicado en Brasil, de manera anéloga a la interconexién CIEN.

Este esquema tendria menos riesgos para el inversionista, pues la hidroeléctrica virtual podria
participar del llamado Mecanismo de Reubicacién de Energia (MRE), donde el suministro de
cada planta, para efectos comerciales, no corresponde a la produccién fisica de la misma, pero
un porcentaje de la produccién hidroeléctrica total, conocidos como “créditos de genera-
cién””. Dado que esta produccién total es mucho mds estable que la produccién individual de
cada planta, el MRE tiene como efecto disminuir el riesgo hidrolégico de las mismas.

* En la préctica, el costo variable de operacién es el “strike price” del contrato de suministro, y el accio-
namiento por parte del ONS significa que la empresa CIEN se encarga de importar energia de Argenti-
na. En otras palabras, el proceso de compra de energia en Argentina por parte de la CIEN era “invisible”
para sus compromisos contractuales en Brasil. Como se discute en la seccién 5.5, la crisis del proyecto
CIEN fue causada por el aumento del precio de la energia eléctrica en Argentina debido a las dificulta-
des de suministro del gas natural, que inviabiliz6 el envio de energia para Brasil en cumplimiento a los
contratos.

* Este porcentaje es proporcional al CEF de la planta.
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La figura a continuacion ilustra el efecto del MRE para una simulacion operativa de Inambari.
Se observa que la produccién fisica (linea en azul) es mucho mads variable que el crédito de
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Figura 7.2 - Produccion fisica y créditos de generacion (esquema MRE) de Inambari

Como se muestra en la secciéon 5.2.6, la inclusion de la planta en el MRE tiene un impacto sus-
tancial en el costo de la energia de la misma.

La principal dificultad con el esquema operativo de compartir la produccién de la planta es
que el cdlculo del CEF de Inambari (y la inclusién de la misma en el MRE) serian complejos,
pues la “logica” de la operacion de la hidroeléctrica virtual seria la del COES, mientras la ope-
racion de las demds plantas hidroeléctricas seria determinada por el ONS de Brasil.

7.1.43 Elesquema de “slicing”

Una tercera alternativa, que podria maximizar los beneficios para ambos paises, seria utilizar
el llamado esquema de “slicing”, donde la planta “fisica” se divide en dos plantas virtuales
“operadas” en separado por cada pais.

Este esquema de “slicing” es adoptado en la planta binacional Salto Grande (1.9 GW), operada
conjuntamente por Argentina y Uruguay; en la operacién del sistema da Bonneville Power
Administration (BPA), en los Estados Unidos, con 22 GW; y fue recientemente propuesto en
Canada para conciliar la operacion de la hidroeléctrica Upper Churchill Falls (5 GW), contro-
lada por la provincia de Québec, con la de Lower Churchill Falls (3 GW), que estd aguas abajo
y pertenece a la provincia de Newfoundland. El procedimiento del “slicing” se presenta a con-
tinuacion.

1. Se define una planta virtual y una “cuenta de energia disponible” para cada pais

2. En el inicio de cada etapa, se calcula la energia afluente a la planta, tomando en cuenta el
nivel de almacenamiento real
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3. Se desglosa la energia afluente calculada en el paso 2 en “depésitos” en las cuentas de
energia mencionadas en el paso 1. El desglose toma en cuenta el nivel de almacenamiento
de la planta virtual, esto es, se reduce el aporte de energia si el embalse virtual estd mds va-
cio que el real, y viceversa

4. El Operador del Sistema de cada pais decide el monto de energia que serd producido por
la respectiva planta virtual. Este monto estd limitado a la energia en la “cuenta” y, ademas,
a la potencia de la planta virtual. (La potencia ociosa de la otra planta puede ser utilizada,
si disponible.)

5. A partir de estos montos, se define el volumen turbinado de la planta fisica y se hace el
balance del agua

La figura a continuacion ilustra el balance de los embalses virtuales de Inambari, suponiendo
que 20% de la planta estd contratada con Brasil. Se observa que el vertimiento en un embalse
virtual se puede almacenar en el otro embalse; sin embargo, esta agua tiene prioridad de ver-
timiento si hay vertimiento en el embalse fisico.
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Figura 7.3 - Ejemplo del esquema de “slicing”

Aunque el esquema de “slicing” sea un poco mds complejo en términos de la coordinacién de
la operacién entre el COES peruano y el ONS brasilefio, tiene como ventajas una mayor facili-
dad para la determinacién del CEF de la planta (pues la operacién de la “parcela Brasil” de la
misma sigue la “l6gica” del ONS) y, por lo tanto, de su participacién en el MRE. Como se
muestra a continuacion, esto puede tener un impacto significativo en los beneficios de la in-
terconexion.

7.1.5 indice beneficio costo: Brasil

Suponiendo que la planta estd en el MRE, su energia firme seria 1560 MW promedio. El costo
de la misma sin incluir los costos de la interconexion seria 52 US$/MWh de energia firme. Su-
poniendo que el costo marginal de largo plazo (CMLP) de generacion en Brasil es 77
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US$/MWh™, el beneficio econémico anual se puede calcular como [energia firme (MW pro-
medio)] x [ntimero de horas en el afio] x [CMLP - costo de la planta (US$/MWh)] = 1560 x
8760 x [77 —52] = US$ 342 millones.

Aunque no esté definido el disefio del sistema de transmisién que conectaria Inambari a la
Red Bésica de Brasil, una de las alternativas se compone de: (i) un sistema en 500 kV de Inam-
bari hasta la frontera (144 km), donde se ubicaria una conversora HVDC “back to back™; (ii)
a continuacién, una conexién (también de 144 km) hasta la subestacién Assis (ver figura 7.1);
y (iii) de esta subestacion saldria la interconexién hasta la Red Bésica, una distancia alrededor
de 3180 km. El costo estimado de este sistema es US$ 2.37 mil millones, y el costo anualizado
es US$ 210 millones”. El indice beneficio costo (IBC) es por lo tanto 342/210 = 1.6.

7.1.6 indice beneficio costo: Peru

No fue posible calcular el IBC de Inambari por el lado peruano, pues no estaba claro cudl serfa
el CMLP del pais. Ademds, todavia no estd definido el sistema de transmisién. Como ilustra-
cién, la figura a continuacién muestra un posible disefio de la red, incluyendo ademds de
Inambari, las plantas Mainique y Paquitzpango. Se propone un esquema de “colectoras” en
500 kV de la generacién de estas plantas en dos nuevas subestaciones, Mantaro y Cusco. A
partir de estas subestaciones, salen sistemas en 500 kV hasta el Norte y el Sur de Lima (subes-
taciones de Independencia y Chilca, respectivamente).

* Como visto en la Nota anterior, el costo marginal de largo plazo de Brasil, incluyendo la transmisién,
es 146 R$/MWh. Substrayendo el costo de promedio de transmisién (alta voltaje) en el pais, 7
R$/MWh, se llega a un CMLP de generacién de 139 R$/MWh. Para una tasa de 1.8 R$/USS$, resulta 77
US$/MWh.

*“ Tanto Brasil como Pert tienen una frecuencia de 60 Hz. La conversora “back to back” se requiere por
razones de estabilidad.

* El factor de recuperacién de capital (FRC) utilizado para transformar la inversién total en remunera-
ci6n anual es 0.08. Este FRC supone una vida ttil de 30 afios y tasa de retorno de 8%. Esta tasa de re-
torno es mds reducida do que la utilizada para los estudios de proyectos de generacién porque se supo-
ne que la remuneracién de la interconexién estd asegurada por encargos cargados a los agentes (genera-
dores y/o consumidores, dependiendo del marco regulatorio de cada pais).
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Figura 7.4 - Integracion de Inambari al sistema peruano

7.1.7 Remuneracion de la interconexion: Brasil

Como mencionado, la energia de Inambari serfa remunerada a través de un contrato de largo
plazo, posiblemente resultante de una subasta de contratacién de “energia nueva”.

En lo que se refiere a la interconexién, la reglamentaci6n brasilefia” permite que las intercone-
xiones internacionales sean incluidas en el sistema de alta voltaje del pais (“Red Bésica”), la
cual es remunerada por todos los generadores y consumidores a través de pagos fijos anuales,
conocidos como “tarifas por uso del sistema de transmisiéon” (TUST). Esto significa que el
contrato de suministro de Inambari con Brasil deberia tomar en cuenta la TUST que seria
asignada a la planta.

7.1.8 Aspectos institucionales

La factibilidad de la interconexi6én Perd-Brasil requiere, ademds de los aspectos econémicos y
comerciales discutidos arriba, un Tratado entre ambos paises que respalde los acuerdos; y un
Acuerdo Operacional entre el COES y el ONS.

7.1.9 Conclusiones

La interconexién Perd-Brasil, si exitosa, seria un nuevo marco en la integracién energética de
la regién, pues involucra el concepto de economia de escala, y requiere un acuerdo operativo
en una cascada hidroeléctrica con plantas de ambos paises.

“Leyne 12.111, del 9 de diciembre de 2009.
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7.2 Hidroeléctrica Cachuela Esperanza (Bolivia— Brasil)

Cachuela Esperanza es un proyecto hidroeléctrico de 800 MW ubicado en Bolivia. De manera
andloga a de las plantas del Oriente de Perd, discutidas en la seccion anterior, el gran tamafio
de la planta con respecto al incremento de la demanda local dificulta su factibilidad econémi-
ca. Por lo tanto, se investigé la posibilidad de exportacién de la energia de la misma para Bra-
sil.

Una caracteristica interesante de este proyecto es que, como muestra la figura a continuacién,
la planta boliviana estd aguas abajo de Inambari, en Peru, y aguas arriba de las plantas brasile-
fas Jirau y Santo Antonio. Como visto en la seccién anterior, la regulacién de los caudales
aguas abajo debido a la operacién del embalse de Inambari contribuye para el aumento de la
energia firme del sistema brasilefio. Esto significa que el beneficio econémico de Cachuela Es-
peranza depende de la construccién de Inambari.

Inambari (2200 MW)

Peri

C.Esperanza (800 MW)

Bolivia

Jirau (3500 MW)

Brasil

Sto.Antonio (3500 MW)

Brasil

Figura 7.5 - Secuencia Inambari, Cachuela Esperanza, Jirau y Santo Antonio

7.2.1 Calculo de la energia firme

La energia firme se calcula a través del mismo procedimiento (y del mismo modelo compu-
tacional) utilizado en el estudio de la seccion anterior. La energia firme de Cachuela Esperan-
za, cuando simulada con el sistema brasilefio, pero suponiendo que Inambari no estd cons-
truida, es 553 MW promedio. Si se supone que Inambari estd construida, esta energia firme
aumenta para 614 MW promedio. Se concluye que la existencia de Inambari permite aumen-
tar la energia firme de Cachuela Esperanza (y, por lo tanto, su competitividad econémica, da-
do que el costo de construccién de la planta sigue el mismo) en 614 — 553 = 61 MW prome-
dio. Utilizando el mismo procedimiento de la seccién anterior, se concluye que el valor eco-
némico de este incremento es 61 (incremento) X 8760 (horas en el afio) X 81 US$/MWh (cos-
to marginal de largo plazo de Brasil, ver seccién anterior) = US$ 43 millones por afio.
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7.2.2 indice beneficio costo

Como visto en la seccién anterior (interconexién Pert-Brasil), el beneficio econémico anual
se puede calcular como [energia firme (MW promedio)] X [ndmero de horas en el afo] x
[CMLP - costo de la planta (US$/MWh)]. Suponiendo que Inambari estd construida, la ener-
gia firme de Cachuela Esperanza seria 614 MW promedio. El costo de su energia, sin incluir
los costos de la interconexion, serfa 58 US$/MWh de energia firme. Finalmente, suponiendo
que el CMLP de generacién en Brasil es 77 US$/MWh, resulta que el beneficio anual es 614 x
8760 x [77 — 58] = US$ 102 millones.

A su vez, el costo estimado de la interconexién (circuito doble de 500 kV entre Cachuela Espe-
ranza y Porto Velho, en Brasil) serfa US$ 792 millones, con un costo anual de US$ 71 millo-
nes. El IBC es, por lo tanto, 102/71 = 1.4.

7.2.3 Aspectos comerciales, regulatorios e institucionales

Los aspectos de contratacion, remuneracién de la interconexion, acuerdos entre paises etc. son
semejantes a los discutidos en el caso de la interconexién Pert-Brasil, en la seccién anterior. Se
observa solamente que, dado que la planta es filo de agua, ‘los acuerdos operativos entre el
Operador de Bolivia, CNDC, y el ONS de Brasil serian mds sencillos.

7.2.4 Conclusiones

Asi como el caso de Inambari, la construccion de Cachuela Esperanza, si exitosa, representaria
un marco en la integracién energética de la regién, no sélo por la economia de escala como
también por la sinergia con la planta peruana Inambari, aguas arriba, y con las plantas brasile-
fas Jirau y Santo Antonio, aguas abajo.
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7.3 Interconexion Colombia - Panama

7.3.1 Vision general del proyecto

El proyecto de interconexién Colombia-Panama consiste en la construccién de una linea de
transmisiéon en HVDC de aproximadamente 614 km de longitud entre las subestaciones Ce-
rromatoso en Colombia y Panamd I en Panama (340 km en territorio colombiano y los res-
tantes 274 km en territorio panameiio). El proyecto incluye un tramo submarino de 55 km
(15 km en Colombia y 40 km en Panama), a un voltaje de 400 kV. La capacidad de intercam-
bio Colombia—Panama se estima en cerca de 300 MW, y de 200 MW en sentido opuesto. El
costo estimado del proyecto es US$ 207 millones y la entrada en operacién estd prevista para
2014.
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Figura 7.6 - Interconexion Colombia-Panama

7.3.2 Procedimiento de analisis

Fueron realizados los siguientes estudios: (i) andlisis de los intercambios entre Colombia y
Panamd; (ii) célculo de los beneficios del proyecto (reduccién de los costos operativos, mejora
en la confiabilidad y reduccién de las emisiones; (iii) cdlculo del indice beneficio/costo (IBC);
y (iv) estimativa de la renta por congestion.

7.3.3 Analisis de los intercambios entre Colombia y Panama

Los intercambios se calculan a través de simulaciones coordinadas de la operacién de los pai-
ses (presentadas en el capitulo 5), suponiendo que el proyecto entra en operacién el 2014. Las
figuras a continuacién muestran el flujo promedio anual (2014 hasta 2017) y mensual (sola-
mente 2014) en cada direccidn.
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Figura 7.8 - Flujo promedio mensual Panama<«>Colombia (2014)

Como esperado, hay una predominancia de las exportaciones de Colombia hasta Panama. Sin
embargo, como se observa en la figura a continuacion, hay escenarios hidrolégicos donde Pa-

nama estd exportando para Colombia.

PSR | ME | SYNEX 131



PROYECTO CIER 15 FASE Il - INFORME FINAL

]
T
£
3
Q.
H
H
Escenarios Hidrolégicos
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Figura 7.10 - Distribucion del flujo Colombia—>Panama (2014)

7.3.4 Evaluacion de los beneficios del proyecto

Como mencionado, fueron estimados los siguientes beneficios de la interconexién: (i) reduc-
cién de los costos operativos; (ii) mejora en la confiabilidad de suministro (reduccién de la
energia no suministrada); y (iii) reducciéon de las emisiones de CO,. Estos beneficios se calcu-
lan por la diferencia entre los respectivos valores sin la interconexién (calculados en los anali-
sis del capitulo 5) y con la misma (simulaciones realizadas para el presente capitulo).
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7.3.4.1 Costos operativos

Las figuras a continuacién muestran los costos operativos promedio de: (i) Colombia; (ii) de
los paises de Centroamérica (debido a la interconexién de los paises de esta regién a través de
la linea SIEPAC I - ver figura 7.13 - el impacto operativo de la interconexién va mads alld de
Panamad).
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Figura 7.11 - Colombia: costo operativo sin y con la interconexion
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Figura 7.12 - Centroamérica: costo operativo sin y con la interconexion

Se observa un aumento del costo de operativo de Colombia y una reduccién del costo de Cen-
troamérica, lo que es coherente con la expectativa de una exportaciéon mds frecuente en la di-
reccién Colombia — Panama. La figura a continuacién muestra la reduccién neta de los cos-
tos operativos totales (suma de Colombia con Centroamérica).
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Figura 7.13 - Reduccion del costo operativo total (Centroamérica + Colombia) debido a la interconexion

Se observa en la figura que el promedio de la reduccién de los costos operativos en los 4 afios
simulados es US$ 20.5 millones.

73.4.2 Energia no suministrada

No se observaron déficits de energia ya en la situacion sin la interconexién. Por lo tanto, la
interconexién no aportaria un beneficio de confiabilidad.

7.3.4.3 Emisiones de CO,

La figura a continuacién muestra el promedio de la reduccién de las emisiones (Centroaméri-
ca + Colombia) debido a la interconexidn.
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Figura 7.14 - Reduccion de las emisiones (Centroamérica + Colombia) debido a la interconexion

Se observa una reducciéon de 225 mil toneladas de CO, por afo (promedio de los 4 afnos de
simulacién). Suponiendo un precio de 20 US$/tCO,, el beneficio seria US$ 4.5 millones por

ano.

7.3.5 Indice beneficio-costo

La remuneracién anual correspondiente al costo de inversién estimado de US$ 207 millones
seria US$ 18.4 millones. Este costo anual es inferior al beneficio operativo de US$ 20.5 millo-
nes calculado arriba (indice costo beneficio (IBC) de 20.5/18.4 = 1.1. Se sumamos los benefi-
cios ambientales, estimados arriba en US$ 4.5 millones por afo, el IBC pasa para 25/18.4 =
1.4.

7.3.6 Ingresos por congestion

La figura a continuacién muestra el promedio de los ingresos por congestion de la intercone-
xion. Este ingreso se calcula para cada etapa, escalén de demanda y escenario hidrolégico de la
simulacién multiplicando la diferencia entre los CMCPs de Panama y Colombia por el flujo
en la interconexion.
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Figura 7.15 - Renta por congestion de la interconexién

Uno de los usos del ingreso por congestion es verificar si el dimensionamiento de la capacidad
de la interconexién estd adecuado. De una manera simplificada, si el ingreso excede sustan-
cialmente la remuneracién de la interconexion, esto significa que la ampliacion de la capaci-
dad resultaria en beneficios, y vice-versa: si el ingreso es muy inferior a la remuneracién, esto
sugiere que la capacidad podria ser reducida sin pérdidas econémicas. En el caso de la inter-
conexioén Colombia-Panamad, el promedio anual del ingreso por congestién a lo largo de los 4
anos es US$ 14.5 millones, cerca de 80% de la remuneracién de US$ 18.4 millones requerida
para el circuito, lo que es razonable e indica que la capacidad de intercambio estd adecuada.

7.3.7 Aspectos comerciales, regulatorios e institucionales

En la opinién de los Consultores, los costos de la interconexién deberian ser remunerados a
través de encargos por transmisién fijos en cada pais, esto es, no deberia existir un riesgo co-
mercial para la misma.

Asi como en los casos anteriores, la interconexién requiere un respaldo por Tratado en ambos
los paises, ademds de acuerdos operativos y comerciales. Los borradores de estos acuerdos se
estdn preparando en el momento.

7.3.8 Como compartir los beneficios

Como discutido en el informe de la Fase I del CIER 15, la factibilidad de un proyecto de inter-
conexién requiere que los beneficios del mismo sean compartidos de manera justa y transpa-
rente entre los paises involucrados.

7.3.8.1 Asignacion de los ingresos por congestion

Un primer tema seria la asignacion de los ingresos por congestion. En la opinién de los con-
sultores, los ingresos totales deben ser compartidos entre los paises, en proporcién a la parti-
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cipacién de cada uno en los costos de construccién de la interconexioén. A su vez, el monto
recibido por cada pais deberia utilizarse para reducir los costos de las tarifas de transmisién
locales.

7.3.8.2 Aumento de los CMCPs del pais exportador

Un segundo tema seria el manejo de los costos marginales de corto plazo. Como es del cono-
cimiento de todos, los CMCP del pais exportador aumentan. Por lo tanto, los consumidores
de este pais pueden sentirse perjudicados. En la opinién de los consultores, esto se puede ma-
nejar calculando el CMCP en dos pasos para el pais que, en aquella etapa, estd exportando (el
pais importador tendrd sus CMCPs reducidos y, por lo tanto, ya estd beneficiado). En el pri-
mer paso, se hace un despacho sin la exportacién, esto es, solamente suministrando la deman-
da local. Los CMCPs “locales” resultantes se usarian para hacer la contabilizacién en el merca-
do de corto plazo.

En el segundo paso, se hace un despacho para suministrar un incremento de la demanda co-
rrespondiente a la energia que se estd exportando. Los CMCPs “de exportacién” resultantes se
usarian como precio para el pais vecino.

En otras palabras, el CMCP utilizado en el mercado de corto plazo de cada pais, en cada etapa
y en cada escaldn, seria el minimo entre el CMCP “local”, esto es, suponiendo que no hay in-
tercambio, y el CMCP “interc”, donde se supone que el intercambio fue realizado. Como con-
secuencia, cuando un pais exporta, sus consumidores no son afectados; cuando importa, son
beneficiados.

Los efectos del esquema propuesto se ilustran en la figura a continuacién, que muestra el
promedio de los pagos anuales de los consumidores de Colombia (US$ millones), calculado
como el producto del CMCP (US$/MWh) de cada etapa y escalon por la respectiva demanda
(MWh), para las tres situaciones: (i) “local”, esto es, sin utilizar la interconexién Colombia-
Panamd; (ii) “interc”, donde se utiliza la interconexién; y (iii) propuesta, donde se utiliza el
esquema arriba.
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Figura 7.16 - Propuesta para compartir los beneficios entre los consumidores

Se observa en la figura que en los afios 2014 hasta 2016, los gastos promedio de los consumi-
dores de Colombia aumentarian con la interconexion (gastos con la alternativa “local” son
menores que con la “interc”). En el 2017, hay una inversion, cuando la interconexién reduci-
ria los gastos de la demanda. Ya en esquema propuesto, los gastos serian menores que los de
ambos esquemas (con o sin la interconexién) en todos los anos. (Los gastos con el esquema
propuesto resultaron menores, y no iguales al menor de los anteriores, es porque, en cada afo,
hay situaciones donde Colombia exporta, pero también importa. Como consecuencia, los
consumidores de cada pais reciben los beneficios correspondientes.)

7.3.9 Conclusiones

e La interconexién Colombia-Panamd representa un marco en la integracién energética
regional, pues enlaza Centroamérica con la regién Andina

e Los andlisis realizados muestran que esta interconexion es atractiva tanto en términos pu-
ramente econdémicos como ambientales

e Fueron propuestos esquemas para compartir la renta por congestién y evitar el aumento
de los costos marginales de corto plazo en el pais exportador
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7.4 Interconexion Argentina - Brasil

7.4.1 Concepcion original del proyecto CIEN

El objetivo principal del proyecto CIEN era el suministro firme de energia, a través de contra-
tos, de Argentina para Brasil. El CIEN se compone de dos lineas y un enlace HVDC “back to
back™, CIEN I y CIEN 2, con capacidad 2000 MW en la direccién Argentina—>Brasil, y 800
MW en la direccion opuesta.

Como mencionado anteriormente, el esquema comercial del proyecto CIEN era innovador:
bajo la reglamentacién brasilena, cada tramo del CIEN era un generador térmico virtual ubi-
cado en Brasil. El “costo variable de operacién” del “generador” CIEN ($/MWh) era un valor
determinado en el contrato de suministro. Este generador virtual se inclufa en el cdlculo de la
politica operativa de Brasil, y era “accionado” (esto es, la CIEN exportaba energia de Argenti-
na hasta Brasil) por el Operador Nacional del Sistema (ONS) siempre que el precio de corto
plazo de Brasil excedia su costo variable de operacién.

Finalmente, se observa que los ingresos del contrato de suministro de energia la CIEN en Bra-
sil (1000 MW promedio contratados en la CIEN I y 700 MW promedio en la CIEN II) remu-
neraban tanto la interconexién como los gastos con la compra de energia en Argentina para
envio a Brasil, esto es, tanto las gestiones comerciales en Argentina como el manejo de la in-
terconexion eran “invisibles” en términos comerciales.

7.4.2 Dificultades con el proyecto CIEN

Debido a las restricciones de gas en Argentina, el suministro de energia para la CIEN fue res-
tringido a partir de 2004 (ver el Informe Final de la Fase I del Proyecto CIER 15 para mds de-
talles). En términos del marco regulatorio brasileno, es como si el “generador CIEN” hubiera
fallado con frecuencia por falta de combustible cuando accionado por el ONS.

Debido a estas fallas, el regulador brasileno, ANEEL, rebajé el certificado de energia firme
(CEF) de la CIEN de 2000 MW promedio para 400 MW promedio en Marzo de 2005. En Ju-
nio del 2006, el CEF fue rebajado para cero MW promedio. Como discutido en la seccién 5.2,
en el marco regulatorio brasilefio, un generador s6lo puede firmar contratos hasta el monto de
su CEF. Por lo tanto, la reduccién del CEF significé que los contratos de suministro serfan
anulados. Como consecuencia, la situacién financiera de la CIEN se deterior6, y la intercone-
xi6n dejé de ser utilizada.

7.4.3 Intercambio modulado de energia

Ademas del “writeoff” del proyecto CIEN, que correspondié a una reduccién de 1700 MW
promedio en la oferta de generacién firme en Brasil, los problemas con el suministro de gas en

" El enlace HVDC es necesario porque Argentina y Brasil tienen frecuencias distintas (50 Hz y 60 HZ,
respectivamente).
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Argentina llevaran a la salida de Uruguaiana, una planta termoeléctrica de 600 MW ubicada
en Brasil pero con suministro de combustible de Argentina. En la misma ocasién, hubo pro-
blemas comerciales con el suministro de gas de Bolivia para una provincia de Brasil, Mato
Grosso, y restricciones el suministro interno de gas de Brasil que llevaran a la salida de 4 mil
MW promedio adicionales de generacién firme. Esto llevé a un desequilibrio en el balance de
oferta firme y demanda en Brasil y a una preocupacién con la confiabilidad de suministro en
el pais. Como consecuencia, el pais pasé a restringir la exportacién de energia, s6lo permitien-
do generacién hidroeléctrica que seria vertida o energia termoeléctrica no accionada en el des-
pacho econémico.

A pesar de estas restricciones severas, se ha vislumbrado una oportunidad de intercambio, ba-
sada en el hecho que las restricciones operativas de Argentina son estacionales (mayor consu-
mo de gas en el invierno) y que los embalses de Brasil tienen capacidad de modulacién anual
(con alguna holgura). En el llamado intercambio modulado, Brasil envia energia para Argenti-
na en el periodo de invierno, y Argentina “devuelve” la misma cantidad de energia en los de-
mds periodos.

El esquema de operacién modulada ha sido utilizado desde el afio 2007. En el esquema actual,
el envio de energia para Argentina estd restringido a los meses de Mayo hasta Septiembre, y
Argentina debe devolver la energia hasta fines de Noviembre. Aunque este esquema resulte en
beneficios para Argentina, se ha investigado un esquema alternativo donde se hace el “cierre”
del envio de energia al final de cada afo, esto es, sin restringir a priori la época de envio de
Brasil para Argentina, y vice-versa. Con esto, se preserva la confiabilidad de suministro en
Brasil pero con mayores beneficios operativos para Argentina. La figura a continuacién mues-
tra la reduccién esperada de los costos operativos de Argentina con el esquema de operacién
modulada vigente y con la extensién propuesta. El ahorro esperado anual (promedio de los 8
anos simulados) es US$ 39 millones.

Millones US$

2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017

m Reduccion de costos en AR (SWAP anual) 0O Reduccion de costos en AR (Regulacion actual)

Figura 7.17 - Reduccion de los costos operativos de Argentina debido a la operacién modulada
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7.4.4 Beneficio de la CIEN sin las restricciones de operacion modulada

Como visto arriba, la principal razén para la preocupacién brasilena con la seguridad de su-
ministro resultante de exportaciones de energia fue el desequilibrio entre oferta y demanda
causado por las dificultades con el suministro de gas en Argentina, Bolivia y Brasil. Dado que
este desequilibrio ya se soluciond, valdria la pena analizar el beneficio potencial de utilizar la
CIEN para intercambios de oportunidad, sin las restricciones de operacién modulada discuti-

das en la seccidon anterior.

7.4.4.1 Distribucion de los intercambios

La figura a continuacién muestra el promedio de los intercambios anuales en las direcciones
Brasil>Argentina y vice-versa. Se observa que, aunque la direccién predominante sea la de
Brasil para Argentina, hay flujos significativos en la direccién opuesta.
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Figura 7.18 - Flujo promedio anual entre Argentina y Brasil

La figura a continuacién muestra el promedio de los flujos mensuales en el afio 2013. Se ob-
serva que los envios de energia de Argentina para Brasil se reducen (y los de Brasil aumentan)
en los meses de invierno, lo que es coherente con el padrén de consumo en Argentina, comen-
tado anteriormente.
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Figura 7.19 - Flujo promedio mensual entre Argentina y Brasil (2013)

7.4.4.2 Evaluacion de los beneficios: costos operativos

Las figuras a continuacién muestran la variacién de los costos operativos totales de Brasil y
Argentina”, sin y con el intercambio de oportunidad.
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Figura 7.20 - Argentina: promedio del costo operativo anual sin y con la CIEN

* Debido a interconexién entre Argentina y Uruguay (planta hidroeléctrica binacional Salto Grande),
los estudios de simulacién incluyeron este pais.
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Figura 7.21 -Brasil: promedio del costo operativo anual sin y con la CIEN

Se observa que hay una reduccién en el costo operativo promedio de Brasil y un aumento en
los costos operativos de Argentina. La figura a continuacién muestra que hay una reduccién
neta significativa en los costos totales, del orden de US$ 340 millones por afo (promedio a lo
largo de los 8 anos de la simulacién).

700

664
S
538
500 e L
9 400
2 360
v
c
2 303
s 300 276
247 252
200
128
100 “‘ll
0 . . :
2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017

Figura 7.22 - Reduccion de los costos operativos totales (Argentina + Brasil) debido a la CIEN

7.4.43 Evaluacién de los beneficios: reduccion de la energia no suministrada

Ademais de la reduccién de los costos operativos, los estudios de simulacién muestran que el
uso de la interconexién permitirfa la eliminacién de todos los déficits de suministro (energfa
no suministrada) tanto en Brasil como en Argentina y la diminucién de los déficits en Uru-

guay.
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Cuadro 7.1 - Confiabilidad de suministro - Interconexion Argentina-Brasil

Ar sin swap Ar con swap Br sin swap Br con swap Ur sin swap Ur con swap
Ano (R E E(%) R E E(%) |R E E(%) |R E E(%) |R E E(%) [R E E (%)
2010 10 13 0.01 0 0 0.00 1 536 | 0.1 0 0 0.00 1 34 0.36 0 0 0.00
2011 3 4 0.00 0 0 0.00 4 5515 [ 1.07 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00
2012 0 0 0.00 0 0 0.00 4 3960 [ 0.72 0 0 0.00 3 2 0.02 0 0 0.00
2013 0 0 0.00 0 0 0.00 1 5565 | 0.97 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00
2014 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00
2015 0 0 0.00 0 0 0.00 1 229 | 0.04 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00
2016 0 0 0.00 0 0 0.00 1 23761 | 3.65 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00
2017 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00 1 4 0.03 1 2 0.01

7.4.4.4 Evaluacidn de los beneficios: reduccion de las emisiones

La figura a continuacién muestra el promedio de la reduccién de las emisiones (Argentina +
Brasil) debido a la interconexidn.
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Figura 7.23 - Reduccion de las emisiones debido a la CIEN

Se observa una reducciéon de 511 mil toneladas de CO, por afo (promedio de los 8 afos de
simulacién). Suponiendo un precio de 20 US$/tonelada de CO,, el beneficio seria US$ 10.2
millones por afio.

7445 Indice beneficio-costo

Dado que el proyecto CIEN ya estd construido, se utiliz6 la remuneracién anual informada
por los inversionistas, que es US$ 220 millones”. Dado el beneficio operativo de US$ 340 mi-
llones calculado arriba, el IBC seria 340/220 = 1.5. Se sumamos los beneficios ambientales,
estimados arriba en US$ 17 millones por aiio, el IBC pasaria para 350/220 = 1.6.

* Propuesta preliminar de la CIEN para el ingreso de la interconexién en caso de su integracién a la Red
Bisica de Brasil. Este valor estd pendiente de una decision final del regulador brasileio, ANEEL.
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7.4.4.6 Ingresos por congestion

La figura a continuacién muestra el promedio de los ingresos por congestion de la intercone-
xi6n (valor absoluto de la diferencia entre los CMCPs de Argentina y Brasil, multiplicado por
el flujo méximo).
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Figura 7.24 - Ingreso por congestion de la interconexion

Como discutido en el estudio anterior, se puede utilizar el ingreso por congestion para verifi-
car la adecuacién de la capacidad de la interconexién. En el caso de la CIEN, el promedio
anual del ingreso por congestion a lo largo de los 8 afios es US$ 410 millones, casi el doble de
la remuneracién anual de US$ 220 millones requerida para el circuito. Esto indica que puede
valer la pena aumentar la capacidad de intercambio entre los paises. De hecho, el beneficio
potencial de este aumento se confirma en el estudio de caso 7.9, donde se aumenta en 2 mil
MW la capacidad de intercambio entre Argentina y Brasil, a través de un sistema de transmi-
sién que pasa por Paraguay.

7.4.5 Aspectos regulatorios, comerciales e institucionales

Como mencionado, la reglamentacién brasilefia permite que las interconexiones internacio-
nales sean remuneradas por los generadores y consumidores, a través del mismo esquema de
la llamada Red Basica, que corresponde a la red de alta voltaje. Como parte del proceso de re-
estructuracién de la CIEN, se propuso la incorporacién de la linea de esta manera. Con res-
pecto a los intercambios de energfa, que como visto resultarian benéficos, se sugiere respaldar
los acuerdos operativos por un Tratado entre los paises, para evitar los problemas menciona-
dos con el proyecto original de la CIEN.
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7.4.6 Reparticion de los beneficios

Se sugiere implementar los mismos esquemas propuestos para el caso de la interconexién Co-

lombia-Panama, esto es, compartir los ingresos por congestion e utilizar el esquema de mini-

mo entre los CMCP “locales” y de “interconexién”.

7.4.7 Conclusiones

El disefo original de la interconexién Argentina-Brasil (CIEN) era muy innovador, pues
involucraba la interconexién y los contratos de suministro en un mismo esquema comer-
cial, que correspondia a una planta termoeléctrica virtual en Brasil

Sin embargo, las restricciones de suministro de gas en Argentina y la imposibilidad de
ajustar los precios de los contratos en Brasil a los nuevos precios de energia en Argentina
han inviabilizado comercialmente el proyecto

Actualmente, la interconexién se usa de una manera restringida, a través de un esquema
de intercambio modulado, donde el monto de energia que Brasil envia para Argentina du-
rante el invierno (estacién de demanda méxima en este pais) se compensa por un envio en
la direccién opuesta en las demds estaciones (intercambio neto anual nulo). Esta opera-
cién restringida se debié a la preocupacién con la confiabilidad de suministro en Brasil,
pues en la época de las dificultades con la CIEN hubo una reduccién sustancial adicional
de la capacidad firme de generacién en Brasil debido a problemas de suministro de gas lo-
cales y en Bolivia

Dado que la mayor parte de los problemas con el suministro de gas ya estan superados, se
recomienda “rescatar” la CIEN como un proyecto de intercambio por oportunidad, pues
los beneficios operativos y ambientales exceden sustancialmente la necesidad de remune-
racién de la interconexién
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7.5 “Swap” de Energia Paraguay - Argentina - Chile

El objetivo de este estudio es enviar energia hidroeléctrica de Paraguay hasta la regién SING de
Chile, donde hay predominancia termoeléctrica. Dado que Paraguay y Chile no tienen fronte-
ras, la idea es que Paraguay aumentaria en 200 MW su envio de energia para Argentina, a tra-
vés de la planta binacional Yacyretd, y Argentina a su vez enviaria los mismos 200 MW para
Chile, como muestra la figura a continuacién.

f o | Conexidén Argentina-SING L

Figura 7.25 - Swap de energia entre Paraguay y Argentina para suministro a Chile

7.5.1 Calculo de los beneficios

El principal beneficio esperado es la reduccion de los costos operativos en el SING. Como
muestra la figura a continuacion, este beneficio es sustancial, US$ 141 millones por afo (pro-
medio de los 7 anos simulados).
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Figura 7.26 - Reduccion del costo operativo en Chile

Un beneficio adicional - e inesperado - es que el costo operativo de Argentina también ha
disminuido, esto es, la pareja {inyeccién de 200 MW en Yacyreta y retirada de 200 MW en Sal-
ta ha contribuido para reducir la congestién en el sistema argentino, evitando el accionamien-
to no-econémico de algunos equipos. Como muestra la figura a continuacién, el beneficio
operativo para Argentina serfa US$ 67 millones por afio (promedio de los 7 afios simulados).
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Figura 7.27 - Reduccién del costo operativo en Argentina

El beneficio operativo total (Chile + Argentina) es por lo tanto 141 + 67 = US$ 208 millones

por afo.

Otro beneficio adicional fue la reducciéon de emisiones de CO,. Como mencionado, la genera-
cién en el SING proviene de plantas termoeléctricas a carbdén y otros combustibles fésiles, que
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fueron desplazados por una energia mas “limpia”. Como muestra la figura a continuacion, la
reduccién de las emisiones en Chile y Argentina fue cerca de 1.5 millones de toneladas de CO,
por afio (promedio de los 7 afos simulados). Suponiendo un precio de US$ 20 por tonelada
de CO,, el beneficio ambiental seria US$ 30 millones por afio.
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Figura 7.28 - Reduccion de las emisiones de CO: en Chile y Argentina

7.5.2 Evaluacion de los beneficios: reduccion de la energia no suministrada

En el estudio de swap de energia entre Paraguay, Argentina y Chile no solamente observamos
beneficios en la disminucién de costos operativos y emisiones de carbono como también una
reduccién del déficit de energia en Argentina y una eliminacion del déficit de energia en Uru-
guay, observando que siempre estamos simulando Argentina y Uruguay de forma conjunta.
En Chile ya no se observaron déficit de energfa en el escenario de referencia.

Cuadro 7.2 - Confiabilidad de suministro - Swap Py-Ar-Cl

Ar sin swap Ar conswap Ursinswap Ur con swap
Ano |R E E (%) R E E (%) R E E (%) R E E (%)
2011 3 4 0.00 3 3 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00
2012 0 0 0.00 0 0 0.00 3 2 0.02 0 0 0.00
2017 0 0 0.00 0 0 0.00 1 4 0.03 0 0 0.00

7.5.3 indice beneficio costo

Dado que el “swap” no requiere inversiones en nueva capacidad de transporte, el indice bene-
ficio costo, a la primera vista, seria infinito. Sin embargo, se debe tomar en cuenta el costo de
inversién (o de oportunidad) para los 200 MW inyectados por Paraguay en el sistema Argen-
tino. Este costo de oportunidad fue estimado por los Consultores en 40 US$/MWh, que es el
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costo marginal de largo plazo del pais™. En este caso, el costo de la inyeccién de 200 MW seria
40 x 200 % 8760 = US$ 70 millones por afio.

El indice beneficio costo es por lo tanto 208 (beneficio operativo) / 70 = 3.0. Si incluimos en
los beneficios el valor de US$ 30 millones por la reduccién de las emisiones, el IBC pasa para
238/70 = 3.4.

7.5.4 Aspectos regulatorios, comerciales e institucionales

Dado que el “swap” es relativamente sencillo de implementar, el tema clave para la implemen-
tacién de este proyecto seria un Tratado entre Paraguay, Argentina y Chile que respaldaria los
acuerdos comerciales y operativos.

7.5.5 Reparticion de los beneficios

Como visto arriba, tanto Chile como Argentina reciben beneficios por el “swap” de energia. El
beneficio de Paraguay resultara de la negociacién de las condiciones econémicas del contrato
de “swap” con Chile.

7.5.6 Conclusiones

El proyecto de “swap” entre Paraguay, Argentina y Chile result6 uno de los mds atractivos del
estudio, y es un buen ejemplo del uso innovador de la optimizacion del uso de la infraestruc-
tura existente.

* Mds precisamente, 40 US$/MWh es el promedio de los costos marginales de corto plazo del pafs. Co-
mo se discute en el capitulo 4, este promedio es un “proxy” del costo marginal de largo plazo.
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7.6 Ampliacién de la Interconexion de Centroamérica (SIEPAC II)

El proyecto SIEPAC II es un sistema de transmisién en 230 kV con 1800 km de longitud, que
refuerza la interconexién regional SIEPAC 1. Su costo estimado es US$ 500 millones, con en-
trada en operacién prevista para 2016.

7.6.1 Procedimiento de analisis

Los estudios realizados incluyen: (i) analisis de los flujos en la interconexién; (ii) cdlculo de los
beneficios del proyecto (reduccién de los costos operativos, mejora en la confiabilidad y re-
duccién de las emisiones; (iii) calculo del indice beneficio/costo (IBC).

7.6.2 Flujos en la interconexion

De inicio, se observa que las simulaciones operativas sin y con el SIEPAC II tomaron en cuen-
ta la entrada de la interconexién Panama-Colombia en el afio 2014 (ver seccién 7.3). Las figu-
ras a continuacién muestran el promedio de los flujos en las interconexiones después de la
entrada del SIEPAC II.
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Figura 7.29 - Flujo promedio anual El Salvador-Guatemala
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Figura 7.30 - Flujo promedio anual Guatemala-Honduras
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Figura 7.31 - Flujo promedio anual El Salvador-Honduras
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Figura 7.32 - Flujo promedio anual Nicaragua-Honduras
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Figura 7.33 - Flujo promedio anual Costa Rica-Nicaragua
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Figura 7.34 - Flujo promedio anual Panama-Costa Rica
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Figura 7.35 - Flujo promedio anual Panama-Colombia
7.6.3 Evaluacion de los beneficios

7.6.3.1 Costos operativos

Las figuras a continuacién muestran los costos operativos promedio de los paises de Cen-
troamérica sin y con el SIEPAC II y el promedio de la reduccién de los costos. Se observa una
reduccién anual de US$ 42 millones (promedio del 2016 y 2017).
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Figura 7.36 -Centroamérica: variacion del costo operativo sin y con el SIEPACII
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Figura 7.37 - Centroamérica: reduccion del costo operativo con el SIEPACII

7.6.3.2 Energia no suministrada

No se observaran déficits de energia.

7.6.3.3 Emisiones de CO,

Como muestra la figura a continuacidn, la interconexién proporcioné una reduccién de 220
mil toneladas de CO, (promedio de los 2 afos simulados). Suponiendo un precio de US$ 20
por tonelada, se tendria un beneficio de US$ 4.4 millones por afio.
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Figura 7.38 - Centroamérica: reduccion del costo operativo con el SIEPAC I

7.6.4 indice beneficio-costo

Suponiendo un costo de inversién estimado de US$ 500 millones, la necesidad de remunera-
cién del proyecto serfa US$ 44.4 millones por ano. El IBC resultante, 42/44.4 = 0.95, indicaria
que el proyecto seria marginalmente atractivo. Si sumamos los beneficios ambientales, esti-
mados arriba en US$ 4.4 millones por afo, el IBC ajustado, 46.4/44.4 = 1.05, excede el valor
unitario.

7.6.5 Aspectos regulatorios, comerciales e institucionales

El esquema regulatorio e institucional de Centroamérica es una referencia para las demads re-
giones, y no requiere cambios adicionales.

7.6.6 Reparticion de los beneficios

Se sugiere analizar la posibilidad de implementacién de un esquema de ajustes de los costos
marginales de los paises exportadores, como presentado en la seccién de la interconexién Pa-
nama-Colombia.

7.6.7 Conclusiones

El proyecto SIEPAC II tiene un indice beneficio costo unitario, esto es, su beneficio econémi-
co es marginal. En la opinién de los Consultores, esto se debe a la fuerte entrada de nueva ca-
pacidad en cada pais en los tltimos afos del periodo de estudio, ademds del efecto de la im-
portacién de energia de Colombia a través de Panamd. Como discutido en el capitulo 4, los
planes informados por los representantes de los paises parece reflejar una orientacion para la
autosuficiencia energética por parte de los paises. Cuando se hacen estudios integrados de
planificacién para la regién, la configuracién de oferta resultante tiene menos capacidad, lo
que resulta en un uso mds intenso de las lineas de interconexion.
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7.7 “Wheeling” de Energia de Chile por Argentina

La motivacién para este proyecto tiene origen en el desarrollo del potencial hidroeléctrico en
el Sur de Chile. Debido a la topografia del pais, el costo de las lineas de transmisién que conec-
tarian estas hidroeléctricas al SIC seria elevado y, ademds, habria dificultades ambientales. Una
alternativa de conexién para estos proyectos hidroeléctricos, que se podria considerar, es la
construccion de una linea de transmision del sur del Chile, donde estardn ubicados los proyec-
tos hidroeléctricos, hasta la region sur de Argentina (barra en 500 kV Santa Cruz del Norte).
La conexién al sistema interconectado central (SIC) del Chile se plantea a través de una linea
entre Mendoza y la regién de Santiago. La figura a continuacidn ilustra esta posibilidad de
conexion.
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Figura 7.39 - Interconexion del Sur de Chile hasta el SIC a través de Argentina

Esta posibilidad fue evaluada a través del siguiente procedimiento:

1. Cilculo de la politica y simulacién del sistema Chileno con la interconexién Sur de Chile-
SIC

2. Célculo de la politica y simulacién del sistema Chile-Argentina con una interconexién Sur
de Chile-Argentina y otra Argentina-SIC. En esta simulacidn, se incluye la restriccién de
que los flujos en ambas interconexiones son siempre los mismos, pero en direcciones
opuestas, esto es, no hay inyeccién neta de energia en Argentina.
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3. Célculo de la diferencia de los costos operativos en Argentina (que deberian ser compen-
sados por Chile) comparado con los costos de inversion en la interconexioén Sur de Chile-
SIC

Sin embargo, las simulaciones operativas indicaron que las restricciones de transmision en el
sistema argentino impiden el “wheeling” de la generacién de las plantas hidroeléctricas pro-
puesto en el paso 2. Como muestra la figura a continuacién, estas restricciones reducen la
produccién hidroeléctrica, comparado con la produccion en el paso 1 (interconexién local en
Chile).
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Figura 7.40 - Generacion hidroeléctrica en el Sur de Chile

7.7.1 Conclusiones

El esquema de “wheeling” propuesto no es factible debido a las restricciones de transmisién en
el sistema argentino. Para solucionar los problemas de congestionamiento en el sistema inter-
conectado de Argentina (SADI) existen dos posibilidades:

1. Refuerzo de circuitos en el SADI para permitir la transferencia de la potencia de las hidro-
eléctricas hasta el sistema central chileno;
2. Construccién de una linea exclusiva para la conexién de las lineas por Argentina. La figura
a continuacioén ilustra una posibilidad de ruta para permitir tal conexién.
a. La distancia para esta linea de conexién serian aproximadamente 2000 km y, a un
primer andlisis, lo que parece ser mds atractivo es una linea en corriente continua
(DC).
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Figura 7.41 - Interconexion exclusiva del Sur de Chile hasta el SIC a través de Argentina

Sin embargo, para cualquier conclusién respecto a la linea que se necesita para la conexién de
las hidroeléctricas en el sur del Chile son necesarios estudios adicionales, tanto para el refuerzo
del sistema SADI como también para la eleccién de la mejor alternativa de conexion exclusiva
y tales estudios estdn fuera del alcance del presente proyecto CIER 15 Fase II.
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7.8 Interconexidn Brasil - Uruguay

Este proyecto se compone de lineas de 500 kV y de una estacién conversora “back to back”
HVDC, debido a la diferencia de frecuencia entre los paises. La longitud total es 420 km (300
km en Uruguay y 120 km en Brasil), con capacidad de 500 MW. El costo estimado de la inter-
conexi6n es US$ 150 millones, y su entrada en operacion estaria prevista para 2013.

7.8.1 Procedimiento del estudio

La operacién del sistema Argentina-Uruguay y Brasil fue simulada sin y con la interconexién.
Se calcularon: (i) la distribucién de los flujos en la misma; (ii) la variacion de los costos opera-
tivos; (iii) la variacién de la energia no suministrada; (iv) la variacién de las emisiones de CO,;
y (v) el ingreso por congestion en la interconexion.

7.8.2 Flujos en la interconexion

La figura a continuacién muestra el flujo promedio anual en la interconexién. Se observa que
habria un intercambio equilibrado entre los paises.
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Figura 7.42 - Flujo promedio anual - interconexion Brasil-Uruguay

Las figuras a continuacién muestran el flujo promedio mensual para los afios 2014 y 2016. Se
observa una estacionalidad en el intercambio, que refleja la variacién de la demanda en los
paises.
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Figura 7.43 - Flujo promedio mensual (2014)
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Figura 7.44 - Flujo promedio mensual (2016)

Las figuras a continuacién muestran la distribucién de los flujos para el afio 2014. Se observa
que la linea se utiliz6 hasta su limite de capacidad en algunos escenarios, en ambas direccio-
nes, lo que refuerza el beneficio mutuo de la misma.
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Figura 7.45 - Distribucion del flujo Uruguay—Brasil (2014)
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Figura 7.46 - Distribucion del flujo Brasil>Uruguay (2014)
7.8.3 Calculo de los beneficios

7.8.3.1  Costos operativos

Las figuras a continuacién muestran la reduccién de los costos operativos totales con la inter-
conexidn Brasil-Uruguay.
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Figura 7.47 - Reduccion del costo operativo con la interconexion Brasil-Uruguay
Se observa que la reduccién anual (promedio de los 5 afios simulados) es US$ 88 millones.

7.8.3.2 Energia no suministrada

La interconexién ha eliminado las fallas de suministro en Brasil en 2013 (5565 GWh) y en
2015 (229 GWh) pero no las fallas en el afio 2016. Las fallas para 2017 en Uruguay desapare-
cen con la entrada de la interconexidn.

Cuadro 7.3 - Confiabilidad de suministro - Interconexion Brasil-Uruguay

Ar sin interc Ar con interc Brsin interc Br con interc Ur sin interc Ur con interc
Ano |R E E (%) |[R E E(%) |[R E E(%) |[R E E(%) |[R E E(%) |[R E E (%)
2013 0 0 0.00 0 0 0.00 1 5565 | 0.97 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00
2015 0 0 0.00 0 0 0.00 1 229 0.04 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00
2016 0 0 0.00 0 0 0.00 1 23761 | 3.65 1 18248 | 2.80 0 0 0.00 0 0 0.00
2017 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00 0 0 0.00 1 4 0.03 0 0 0.00

7.8.3.3 Emisiones de CO,

La reduccién en las emisiones de CO, (promedio para los 5 afios simulados) fue 442 mil tone-
ladas por afo. Suponiendo un precio de US$ 20 por tonelada, el valor de este beneficio seria
US$ 8.8 millones por afio.
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Figura 7.48 - Interconexion Brasil-Uruguay: reduccion de las emisiones de CO>

7.8.4 indice beneficio costo

El costo anualizado de la interconexién seria US$ 29.3 millones, inferior al beneficio operativo
esperado de US$ 88 millones por ano. El indice beneficio costo es 88/29.3 = 3.0. Sumando al
beneficio operativo el beneficio anual por emisiones, US$ 8.8 millones, el IBC pasa para
96.8/29.3 = 3.3.

7.8.5 Ingreso por congestion de la interconexion

Como muestra la figura a continuacion, el ingreso anual por congestién de la interconexién
(promedio de los 5 afios simulados) es US$ 132 millones, casi diez veces mayor do que la re-
muneracién requerida de US$ 13.3 millones.
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Figura 7.49 - Ingreso por congestion de la interconexion

Este excedente en los ingresos de la interconexién indicaria que puede valer la pena aumentar
la capacidad de la misma.

7.8.6 Sensibilidad del IBC del proyecto con respecto a la CIEN

Como muestra el IBC arriba, la interconexién propuesta parece ser atractiva en términos eco-
némicos y ambientales. Sin embargo, se observa que el estudio arriba fue realizado suponien-
do las restricciones actuales en la interconexién CIEN (ver seccion 6.4). Por lo tanto, es posi-
ble que estos beneficios sean menores si la CIEN pasa a operar sin restricciones, como reco-
mendado en el estudio de caso anterior.

Por lo tanto, se hizo un calculo adicional del IBC utilizando como referencia los sistemas de
Argentina y Brasil con la CIEN (capacidad de 2000 MW en la direccién de Brasil y 800 MW en
la direccién opuesta).

7.8.6.1 Costos operativos

La figura a continuacién muestra la reduccién de los costos operativos totales con la interco-
nexion Brasil-Uruguay. Se observa que la reduccién anual (promedio de los 5 afios simulados)
fue US$ 38 millones, 57% inferior al valor de US$ 88 millones en el caso con la CIEN restrin-
gida.
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Figura 7.50 - Reduccion del costo operativo total con la interconexion AR-PY-BR

(sin restricciones operativas en la CIEN AR-BR)

Dado que el costo anual del proyecto (US$ 29.3 millones) es el mismo, el nuevo IBC seria
38/29.3 = 1.3.
7.8.6.2 Emisiones de CO,

La figura a continuacién muestra la reduccién neta de las emisiones de CO, cuando se repre-
senta la interconexién con la interconexién AR-PY-BR.
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Figura 7.51 - Reduccion de las emisiones de CO; con la interconexion Brasil-Uruguay

(sin restricciones operativas en la CIEN AR-BR)
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Se observa que hubo una reduccién de 256 mil toneladas (promedio de los 5 afios simulados).
Esto representa un cambio con respecto al ahorro anual de 445 mil toneladas cuando la CIEN
estd restringida. Suponiendo un precio de US$ 20 por tonelada, el valor del beneficio ambien-
tal serfa de US$ 5 millones por afo, y el nuevo IBC pasaria para 43/29.3 = 1.5.
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7.9 Interconexion Argentina - Paraguay - Brasil

Como muestra la figura a continuacion, la idea de esta interconexién es construir una linea de
500 kV, longitud de 321 km y capacidad de 2 mil MW en Paraguay que interconectaria las
plantas binacionales Yacyretd e Itaipd y permitiria una optimizacién operativa de estos paises
(ademds de Uruguay, que estd interconectado con Argentina).
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Figura 7.52 - Interconexion Argentina-Paraguay-Brasil
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7.9.1 Flujos en la interconexion

La figura a continuacién muestra el flujo promedio anual en la interconexién. Se observa que
hay intercambios significativos en ambas direcciones.
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Figura 7.53 - Flujo promedio anual

Las figuras a continuacién muestran el flujo promedio mensual para los afios 2014 y 2017. Se
observa que hay una estacionalidad en los intercambios coherente con la variacién de la de-

manda en los paises.
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Figura 7.54 - Flujo promedio mensual (2014)
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Figura 7.55 - Flujo promedio mensual (2017)

Las figuras a continuacién muestran la distribucion de los intercambios para el ano 2014. Se
observa que la capacidad maxima de la interconexién fue utilizada en ambas direcciones.
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Figura 7.56 - Distribucion de los flujos Argentina—Brasil (2014)
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Figura 7.57 - Distribucion de los flujos Brasil>Argentina (2014)

Las figuras a continuacién muestran la variacién de los costos operativos de Argentina, Brasil

y Uruguay sin y con la interconexion.
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Figura 7.58 - Argentina: costo operativo sin y con la interconexion
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Figura 7.59 - Brasil: costo operativo sin y con la interconexion
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Figura 7.60 - Uruguay: costo operativo sin y con la interconexion

Como muestra la figura a continuacién, el beneficio operativo (promedio de los 4 afios simu-
lados) es cerca de US$ 300 millones.
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Figura 7.61 - Reduccion de los costos operativos

7.9.2.2 Energia no suministrada

La interconexién ha permitido eliminar las interrupciones de suministro en Brasil en los afos
2015 (229 GWh) y 2016 (23761 GWh) y en Uruguay en 2017. (4 GWh) Argentina ya no pre-

sentaba interrupciones.

7.9.2.3 Emisiones

Como muestra la figura a continuacion, la reduccién anual de las emisiones (promedio para
los 4 afios simulados) es de 510 mil toneladas de CO,. Para un precio de US$ 20 por tonelada,
resulta un valor de US$ 10 millones por afio.
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Figura 7.62 - Reduccion de las emisiones de CO;
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7.9.3 indice beneficio costo

El costo estimado de la interconexién es US$ 610 millones, con una remuneracién anual de
US$ 54 millones. Esta remuneracion es sustancialmente inferior a los beneficios operativos,
US$ 300 millones, y resulta en un IBC de 300/54 = 5.6. Sumando los beneficios por emision, el
IBC pasa para 310/54 = 5.7.

7.9.4 Ingreso por congestion

La figura a continuacién muestra el ingreso por congestién. Se observa que el promedio de la
misma, US$ 485 millones, excede sustancialmente la remuneracién anual de la linea, US$ 54
millones. Esto indicaria que puede valer la pena aumentar esta capacidad.

700
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Figura 7.63 - Renta de la interconexion

7.9.5 Sensibilidad del IBC del proyecto con respecto a la CIEN

Como muestra el IBC arriba, la interconexién propuesta parece ser atractiva en términos eco-
némicos y ambientales. Sin embargo, se observa que el estudio arriba fue realizado suponien-
do las restricciones actuales en la interconexién CIEN (ver seccién 5.4). Por lo tanto, es posi-
ble que estos beneficios sean menores si la CIEN pasa a operar sin restricciones, como reco-
mendado en el estudio del caso anterior.

Por lo tanto, se hizo un calculo adicional del IBC utilizando como referencia los sistemas de
Argentina y Brasil con la CIEN (capacidad de 2000 MW en la direccién de Brasil y 800 MW en
la direccién opuesta). La figura a continuacién muestra la reduccién de los costos operativos
totales con la interconexién AR-PY-BR. Se observa que la reduccién anual (promedio de los 4
afios simulados) fue US$ 60 millones, 80% inferior al valor de US$ 300 millones en el caso con
la CIEN restringida.
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Figura 7.64 - Reduccion del costo operativo total con la interconexion AR-PY-BR

(sin restricciones operativas en la CIEN AR-BR)

Dado que el costo anual del proyecto, US$ 54 millones, es el mismo, el nuevo IBC seria 60/54
= 1.1, lo que sefiala que la interconexién puede no ser competitiva.

La figura a continuacién muestra la reduccién neta de las emisiones de CO, cuando se repre-
senta la interconexién con la interconexién AR-PY-BR.

MtCo2

2014 2015 2016 2017

Figura 7.65 - Reduccién de las emisiones de CO; con la interconexion AR-PY-BR

(sin restricciones operativas en la CIEN AR-BR)

Se observa que hubo un aumento anual de 250 mil toneladas (promedio de los 4 afios simula-
dos). Esto representa un cambio significativo con respecto al ahorro anual de 510 mil tonela-
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das cuando la CIEN estd restringida. Suponiendo un precio de US$ 20 por tonelada, la penali-
zacion seria de US$ 5.0 millones por afio, y el nuevo IBC pasaria para 55/54 = 1.02.

7.9.6 Aspectos comerciales, regulatorios e institucionales

Cualquier propuesta de interconexion entre Yacyretd e Itaipu por intermedio de Paraguay
tendria que adecuarse a las restricciones del Tratado de Itaipd, entre Paraguay y Brasil, que no
permite la venta de las cuotas de la energia de Itaipti a un tercer pais.

7.9.7 Conclusiones

En un primer anélisis, la interconexién propuesta resultaria en beneficios econémicos y am-
bientales sustanciales. Sin embargo, se verificé que estos beneficios se reducen también sus-
tancialmente si se considera la operacion de la interconexién CIEN (Argentina-Brasil) que hoy
estd restringida a intercambios estacionales.

Hay ademds el tema del Tratado de Itaipu, entre Paraguay y Brasil, que no permite la venta de
las cuotas de la energia de Itaipt a un tercer pais.
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7.10 Interconexion Peru - Ecuador

Ya existe hoy una interconexién de 100 MW entre Pert y Ecuador, pero no utilizada por ra-
zones regulatorias (contrato de intercambio entre los paises) y por limitaciones en el sistema
eléctrico. El objetivo de este estudio es evaluar los beneficios potenciales de la misma.

Se observa que Ecuador ya estd interconectado con Colombia. Por lo tanto, el analisis de la
interconexién Perd-Ecuador toma en cuenta la operacion de los tres paises.
7.10.1 Flujos en la interconexion

La figura a continuacién muestra el promedio de los flujos anuales en la interconexién.
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Figura 7.66 - Flujo promedio anual en la interconexion Pert-Ecuador

Se observa que a partir del 2013-2014 pasan a existir flujos en la direccién Ecuador—Pert; a
partir de 2015, estos flujos pasan a ser predominantes. La razén para este comportamiento es
la entrada en operacién de las plantas hidroeléctricas previstas para Ecuador, las cuales redu-
cen sustancialmente los costos marginales de corto plazo de este pais (ver seccién 6.2.2).

7.10.2 Calculo de los beneficios

7.10.2.1 Costos operativos

Las figuras a continuacién muestran la variacion de los costos operativos de cada pais debido a
la interconexién.
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Figura 7.67 - Colombia: variacion de los costos operativos sin y con la interconexion Peru-Ecuador
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Figura 7.68 - Peru: variacion de los costos operativos sin y con la interconexion Peru-Ecuador
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Figura 7.69 - Ecuador: variacion de los costos operativos sin y con la interconexién Peru-Ecuador

Se observa que hasta 2014 hubo una reduccién en los costos de Colombia y Ecuador y un au-
mento del costo de Perd, lo que indica que este pais era el exportador neto. A partir del 2015,
Pert pasa a ser el beneficiario principal de la interconexién. Como visto anteriormente, esto se
debe basicamente a la entrada de una capacidad significativa de generacién hidroeléctrica pre-
vista para Ecuador, que lleva a una reduccién de los CMCPs de este pais. La figura a continua-
cién muestra la reduccién total de los costos operativos. El beneficio anual de la interconexién
(promedio de los 8 afios simulados) serfa US$ 21 millones.
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Figura 7.70 - Reduccion de los costos operativos totales (Colombia-Ecuador-Peru)
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7.10.2.2 Beneficios por confiabilidad

La interconexién permitié la eliminacién de los déficits de suministro en Pert observados en
los afios 2013, 2016 y 2017 (total de 340 GWh).

Cuadro 7.4 - Confiabilidad de suministro - Interconexion Ecuador-Peru

Pe sininterc Pe coninterc
Ano |R E E (%) R E E (%)
2013 2 72 0.17 0 0 0.00
2016 1 23 0.04 0 0 0.00
2017 2 246 0.40 0 0 0.00

7.10.2.3 Emisiones de CO,

Como muestra la figura a continuacidn, la reduccién anual de las emisiones (promedio de los
8 afios simulados) seria 220 mil toneladas de CO,. Suponiendo un precio de US$ 20 por tone-
lada de CO,, el beneficio anual serfa US$ 4.4 millones.
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Figura 7.71 - Reduccion de las emisiones de CO:

7.10.3 Analisis beneficio costo

Los consultores no tuvieron acceso a informaciones sobre los refuerzos en los sistemas de
Ecuador y Perd que serian necesarios para la plena operacién de la interconexién. Por lo tan-
to, si hizo el cdlculo al revés, esto es, cuanto seria el maximo costo de estos refuerzos que toda-
via justificarfa la interconexién. Como visto, el beneficio anual de la interconexion (costos
operativos + emisiones) seria 21 + 4.4 = US$ 25.4 millones. Utilizando los mismos supuestos
de vida util y tasa de retorno de las inversiones en transmisidn, estos beneficios justificarian
una inversion alrededor de US$ 236 millones en el sistema de transmisién (sin considerar o
beneficio ambiental) y US$ 286 millones (llevando en consideracién el beneficio ambiental),
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lo que es sustancial en ambas analisis. Se concluye, por lo tanto, que probablemente valdria la
pena interconectar ambos paises.
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7.11 Interconexion Bolivia - Peru

La interconexién Bolivia-Pert se compone de una linea de 230 kV de 215 km de longitud y de
una estacién DC “back to back” debido a la diferencia de frecuencia entre los paises. Su capa-
cidad es 125 MW. El costo estimado de la interconexién es US$ 65 millones, y la misma podria
entrar en operacion el 2014.

7.11.1 Evaluacion de los beneficios y costos

Una dificultad en la simulacién conjunta de Bolivia y Pert es que ambos paises utilizan pre-
cios locales de gas distintos de los precios internacionales. Como muestra la figura 4.8, el pre-
cio del gas en Bolivia es 1 US$/MMBTU; en el caso de Perd, los precios varian de 2 hasta
9 US$/MMBTU. Se decidié entonces utilizar un tnico precio de gas, 5 US$/MMBTU, para los
generadores de ambos paises. Una segunda dificultad es el uso de pagos por capacidad. Como
discutido en el capitulo 4, estos pagos complementan la remuneracién de los generadores y,
por lo tanto, deben ser considerados en los andlisis de intercambio. Afortunadamente, ambos
paises adoptan cargos por capacidad semejantes, que se compensan. Por lo tanto, no fue nece-
sario representar este aspecto.

Finalmente, el uso de la reduccién de los costos operativos como un indicador del beneficio se
queda perjudicado por la dificultad de comparacién entre los costos locales y los costos “in-
ternacionales”. Por lo tanto, se adopté como criterio la comparacién entre la renta por con-

gestion de la interconexién y su costo de inversion.

Esta renta por congestién (promedio de los 4 anos simulados es US$ 7.7 millones, mientras el
costo anualizado de la linea (costo total de US$ 65 millones) es US$ 5.8 millones. El indice
beneficio costo resultante es por lo tanto 7.7/5.8 = 1.3.

7.11.2 Conclusiones

La interconexién propuesta es potencialmente atractiva. Sin embargo, se recomienda una si-
mulacién mds detallada de los intercambios, de acuerdo con las reglas de precios para expor-
tacién e importacion definidos por ambos paises. Esta actividad esta fuera del alcance del pre-
sente proyecto CIER 15 Fase II.
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7.12 Interconexion Bolivia - Chile

La propuesta de interconexion entre Bolivia y Chile fue motivada por la construccién planea-
da de una planta geotérmica de 100 MW, Laguna Colorada, en Bolivia. Como muestra la figu-
ra a continuacion, la barra Laguna Colorada estd solamente a 150 km de la barra Radomiro
Tomic, en el SING chileno. La linea de interconexién serfa en 230 kV, con una longitud ya
mencionada de 150 km, una capacidad de 180 MW y costo total de US$ 30.5 millones.

Villamontes, F

D“:nq.z

Figura 7.72 - Interconexion Bolivia Chile

También se observa en la figura que Laguna Colorada se interconectaria al sistema boliviano a
través de una linea de 230 kV que pasaria por San Cristobal y después por Punutuma. Como
se discute m4és adelante, los costos de los refuerzos internos en Peru serian afiadidos al costo
de la energfa de la planta Laguna Colorada.

7.12.1 Andlisis de los beneficios

De manera andloga al estudio del caso anterior (interconexién Bolivia-Perti), se utilizaron
precios internaciones de combustible para representar los costos de exportacién de Bolivia (el
sistema chileno ya utiliza estos precios). El manejo de los cargos por capacidad también es se-
mejante al del estudio anterior, pues Chile tiene cargos parecidos con los de Bolivia.

A diferencia del caso anterior, no hubo el problema de estimar el beneficio operativo de una
importacién de energia por Bolivia. La razén es que, como muestra la figura a continuacién,
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los CMCPs del SING chileno (que como visto anteriormente es suministrado por plantas ter-
moeléctricas) son bastante elevados, alrededor de 90 US$/MWh.
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Figura 7.73 - SING Chileno: CMCP promedio anual (sin interconexiones)

A su vez, el costo operativo de las plantas termoeléctricas de Bolivia, suponiendo un costo in-
ternacional del gas natural de 5 US$/MMBTU, estaria alrededor de 50 US$/MWh (ver estudio
anterior, Bolivia-Pert). Como consecuencia, el flujo en la interconexién resulta constante, 180
MW, en la direcci6én de Chile.

7.12.1.1 Costo operativo

Suponiendo la entrada de la interconexién en 2015, la reduccién de los costos operativos para
el sistema Chileno seria US$ 146 millones por afio (promedio de los 3 afios simulados).
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Millones US$

2015 2016 2017

Figura 7.74 - Reduccion del costo operativo para el sistema Chileno

A su vez, el costo anual para Bolivia (suponiendo costos internacionales para el gas) seria
US$ 80 millones. El beneficio operativo neto es por lo tanto 146 — 80 = US$ 66 millones.

7.12.1.2 Energia no suministrada

No se observaron déficits de energia.

7.12.1.3 Emisiones de CO,

La reducciéon de emisiones (promedio de los 3 afios simulados) fue de 640 mil toneladas de
CO,. Suponiendo un precio de US$ 20 por tonelada, el valor de este beneficio serfa de
US$ 12.8 millones por afo.
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MtCo2

2015 2016 2017

Figura 7.75 - Reduccion de las emisiones de CO:

7.12.2 indice beneficio costo

Como mencionado, el costo de inversién estimado para la linea de interconexién es US$ 30.5
millones. La anualidad correspondiente, US$ 2.7 millones, es sustancialmente inferior al bene-
ficio operativo de US$ 66 millones. Por lo tanto, el IBC resultante para este proyecto seria de
66/2.7 = 24.4. Cuando sumamos el beneficio por la reduccién de las emisiones, pasa para
78.8/2.7 = 29.2.

7.12.3 Sensibilidad del IBC del proyecto con respecto al “swap” PY-AR-CH

Como muestra el IBC arriba, la interconexién propuesta parece ser muy atractiva en términos
econémicos y ambientales. Sin embargo, se observa que las simulaciones fueron hechas sin
tomar en cuenta el “swap” Paraguay-Argentina-Chile, que inyectaria 200 MW en el mismo
SING chileno (ver seccién 5.9). Dado que esta inyeccion reduciria los CMCP del SING, esto
podria a su vez reducir el IBC de la interconexién Bolivia-Chile.

Por lo tanto, se hizo un célculo adicional del IBC utilizando como referencia el SING ya inclu-
yendo la inyeccién de 200 MW. La figura a continuacién muestra la reduccién de los costos
operativos de Chile cuando se representa la interconexién Bolivia-Chile. Se observa que la re-
duccién anual (promedio de los 3 anos simulados) fue US$ 110 millones, 25% inferior al valor
de US$ 146 millones en el caso sin el “swap” PY-AR-CH
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Millones US$

2015 2016 2017

Figura 7.76 - Reduccion del costo operativo del SING con la interconexién de Bolivia
(Incluye la inyeccion de 200 MW del swap PY-AR-CH)

Ya el costo operativo del sistema boliviano es el mismo anterior, US$ 80 millones. El beneficio
neto es por lo tanto 110 — 80 = US$ 30 millones. Dado que el costo anual del proyecto,
US$ 2.7 millones, también no cambia, el nuevo IBC seria 30/2.7 = 11.1.

La figura a continuacién muestra la reduccién neta de las emisiones de CO, cuando se repre-
senta la interconexién Bolivia-Chile. Se observa que la reduccién anual (promedio de los 3
anos simulados) fue 800 mil de toneladas. Suponiendo un precio de US$ 20 por tonelada, el
nuevo beneficio seria de US$ 16 millones por afio, y el nuevo IBC pasaria para 46/2.7 = 17.0.

MtCo2

2015 2016 2017

Figura 7.77 - Reduccion de las emisiones de CO:
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7.12.4 Conclusiones

e Lainterconexién Bolivia-SING de Chile se mostré muy atractiva en términos econémicos
y ambientales (IBC = 29.2)

e El IBC se reduce cuando se considera la inyeccién de 200 MW en el SING resultante del
swap PY-AR-CH

e Sin embargo, hasta en este caso mas desfavorable para la interconexion, el IBC sigue atrac-
tivo =17.0
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8 CONCLUSIONES

8.1 Potencial energético de la region

Los temas energéticos mds importantes a nivel mundial son la seguridad de suministro y los
cambios climdticos. La regién latinoamericana tiene perspectivas muy positivas con respecto a
ambos temas. En lo que se refiere a la seguridad de suministro, las reservas abundantes de pe-
tréleo y gas hacen que la regién sea una exportadora neta de estos combustibles. Con respecto
a los cambios climadticos, la principal fuente de produccién de electricidad, la energia hidrauli-
ca, es renovable. Ademads, otras fuentes renovables como la biomasa y la edlica se muestran
competitivas debido a las caracteristicas geograficas y climdticas de la region.

Otra observacién importante es que la predominancia de la hidroelectricidad facilita la inser-
cién de otras fuentes renovables. La razén es que los embalses de las plantas hidroeléctricas
funcionan como “almacenes energéticos”, que pueden absorber las fluctuaciones de la pro-
duccidn de las plantas edlicas, la estacionalidad de la produccién de la biomasa y optimizar el
uso del gas natural en la generacién eléctrica.

Finalmente, se observa que hay una complementariedad de los potenciales, con reservas de gas
mayores en algunos paises, mientras otros poseen mds recursos hidroeléctricos y/o edlicos.
Con esto, hay amplias posibilidades de interconexién entre paises.

8.2 Analisis econémico de los proyectos de interconexién

Los estudios indicaron que diez de los doce proyectos serian econdémicamente atractivos, lo
que confirma que hay oportunidades importantes para profundizar la integracién energética
de la region.

Sin embargo, se mostré que el indice beneficio costo de algunos proyectos puede ser afectado
por la construccion de otros. En particular, los proyectos de interconexién Brasil-Uruguay y
Argentina-Paraguay-Brasil tienen sus IBC reducidos si se relajan las actuales restricciones ope-
rativas en la interconexién Argentina-Brasil (CIEN). A su vez, la implantacién del esquema de
“swap” entre Paraguay, Argentina y el sistema SING de Chile afecta el IBC de la interconexién
entre Bolivia y el mismo SING.

8.3 Aspectos comerciales, regulatorios e institucionales

De la experiencia de los andlisis de los doce proyectos de interconexién, se pueden extraer los
siguientes principios:

1. Autonomia de cada pais — Las interconexiones no requieren un esquema regulatorio tnico,
y si reglas claras de formacién de precios y manejo de la seguridad operativa.

2. Respaldo institucional — Los acuerdos de interconexién deben siempre estar respaldados
por un Tratado entre los paises involucrados.
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3. Seguridad operativa — Cada pais debe decidir de manera auténoma sus criterios de seguri-
dad para la exportacién de energia. En caso de dificultades de suministro, la prioridad de-
be ser para el suministro local (esto es, se puede reducir la exportacién), a la excepcion de
los contratos firmes de exportacién. En estos casos, los mismos deben reducirse en la
misma proporcién de las acciones locales. En otras palabras, si hay un racionamiento de
5% de la demanda en el pafis, los contratos firmes deberian ser reducidos en 5%.

4. Formacién de precios para el intercambio — Cada pais debe ofertar, a cada etapa, una curva
de disposicién a exportar (precio por cantidad) y otra curva de disposicion a importar.” Es-
tas curvas pueden ser diferentes, pues un pais puede tener politicas internas de subsidios a
los precios de combustible, u otros esquemas locales, que no deben ser “exportados”.
Ademds, la energia maxima ofertada en la curva de exportacion refleja las politicas de se-
guridad operativa mencionadas en el item anterior.

5. Reparticién de los beneficios de los intercambios - Cuando un pais importa energia, su costo
marginal de corto plazo (CMCP) se reduce, lo que beneficia los consumidores locales. Sin
embargo, el CMCP puede aumentar cuando el pais exporta, lo que no es deseable para los
mismos consumidores. Se mostré en el estudio una manera de garantizar que los consu-
midores locales nunca sean perjudicados por la interconexién, calculando el CMCP en el
caso de exportacién en dos pasos. En el primer paso, se hace un despacho sin la exporta-
cidn, esto es, solamente suministrando la demanda local, y se usa el CMCP “local” resul-
tante para la contabilizacién en el mercado de corto plazo. En el segundo paso, se hace un
despacho para suministrar un incremento de la “demanda” correspondiente a la energia
que se estd exportando, y se usa el CMCP “de exportacién” resultante como precio para el
pais vecino. Como consecuencia, una interconexién sélo podria reducir o mantener esta-
ble los precios de corto plazo de cada pais.

6. Remuneracién de las interconexiones — La remuneracion de las interconexiones internacio-
nales debe ser asegurada, esto es, no depender de ingresos variables tales como rentas por
congestion. Un ejemplo interesante es la reglamentacion brasilefia, que carga los costos
anuales de las interconexiones a los consumidores y los generadores. En contrapartida, los
ingresos variables de las interconexiones deben beneficiar estos mismos consumidores y
generadores a través, por ejemplo, de una reduccién de los cargos por transmision.

7. Reparticién de las rentas por congestién — Estas rentas deben ser compartidas entre los pai-
ses, en proporcion a la participacién de cada uno en los costos de construccién de la inter-
conexién, y no depender del sentido del flujo.” Como mencionado en el item anterior, es-
tos ingresos deben beneficiar los agentes (en general, los consumidores y los generadores)
que remuneran la interconexion.

* El esquema propuesto es semejante al del Mercado de Energia Regional (MER) de Centroamérica, que
a su vez resulta de una propuesta del estudio CIER 3.

* El esquema propuesto es semejante al esquema que los gobiernos estin proponiendo para la interco-
nexién Colombia-Panamd y el nuevo esquema entre Colombia y Ecuador.
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8. Riesgo de retraso en la construccion de la interconexién — El contrato de construccién de la
interconexién deberia hacerse por subasta, donde el inversionista oferta el pago fijo
deseado. Este pago sélo se empezaria con la entrada en operacién de la interconexion, y se
cargarian multas expresivas por retraso. Dado que la interconexién tendria su remunera-
cién asegurada (ver item 5), esta subasta seria atractiva para muchos inversionistas, lo que
aumentaria la competencia y reduciria los precios para los consumidores. Ademds, solo se
subastaria el proyecto de interconexién con una licencia ambiental ya asegurada (los go-
biernos de los paises deberian estar encargados de obtener esta licencia), lo que reduciria
sustancialmente la posibilidad de un retraso fuera del control del inversionista.

9. Seguridad financiera para las transacciones — Los agentes involucrados en las transacciones
internacionales de oportunidad deben depositar garantias financieras (que cubran, por
ejemplo, algunos meses de gastos con las compras de energia). La compensacién y liqui-
dacién de estas transacciones debe hacerse en el mercado de corto plazo (o equivalente)
del pais exportador. Esto significa que el “hedge” de los riesgos cambiales es de la respon-
sabilidad de los agentes. (En el caso de los contratos de mediano y largo plazo, las reglas
son acordadas directamente entre los agentes.)

8.4 “Mapa del camino” para viabilizar las interconexiones

En la visién de los Consultores, los pasos principales para la implantacién exitosa de una in-
terconexioén son:

1. Estudios preliminares de las reglas operativas de la interconexién entre los paises, inclu-
yendo restricciones de seguridad, como se harian los intercambios de oportunidad, etc.
Estos estudios se pueden hacer con equipos de los agentes encargados de la operacién de
los paises involucrados. Es importante hacerlos lo mas temprano posible, por las siguien-
tes razones: (i) los estudios de los beneficios econémicos de la interconexién dependen de
las reglas operativas de los intercambios; y (ii) un conocimiento detallado del funciona-
miento de los respectivos sistemas energéticos y eléctricos de los paises contribuye para
reducir la posibilidad de equivocos en los estudios regulatorios y comerciales.

2. Anilisis preliminar econémico de la interconexién, utilizando por ejemplo los procedi-
mientos de los estudios del Médulo 2. (Como mencionado, las simulaciones operativas
deben incorporar los procedimientos definidos en el item 1.) Este andlisis preliminar se
debe hacer con los equipos de los agentes encargados de la planificacién de los paises in-
volucrados, por las siguientes razones: (i) establecer en conjunto los escenarios de oferta y
demanda que se utilizaran para los estudios de interconexién; (ii) permitir que los equipos
conozcan con més detalle el sistema energético y eléctrico del vecino. Por supuesto, cada
pais hard, en separado, los estudios adicionales que considerar necesario, por ejemplo, un
andlisis de sensibilidad con respecto a los supuestos de la evolucién de la oferta y/o de-
manda del vecino.

3. Una vez establecido que la interconexién es de interés para ambos paises, preparar un
Acuerdo entre los gobiernos que establezca reglas para construccién de la linea, reparti-
cién de los beneficios, contratos, pagos, resolucion de conflictos y demds temas regulato-
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rios y comerciales. Es fundamental que este Acuerdo detallado esté respaldado por un
Tratado previo, mds general, entre ambos paises, aprobado por los respectivos Legislati-
VOs.

4. Estudio detallado de ingenieria de la interconexién, obtencién de la licencia ambiental y
definicion de los reglamentos econémicos y comerciales necesarios para la licitacién de la
misma.
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A. METODOLOGIA PARA EVALUACION DE LA POTENCIA FIRME

La potencia firme de una central (hidroeléctrica o térmica) consiste de la maxima potencia
que se puede producir en cada central y, de esta forma, estd relacionada con la potencia insta-
lada y con la indisponibilidad de cada central.

Para centrales hidroeléctricas, la forma de calcular la potencia instalada es directa, es decir, se
considera la potencia disponible (en MW) de cada central que se calcula como la diferencia
entre la potencia instalada (en MW) y su indisponibilidad. A su vez, la indisponibilidad de
una central hidroeléctrica se calcula por una de las dos formas:

i. A través de la taja promedia de indisponibilidad, que se calcula como la razén entre la
cuantidad de horas en operacién por la cuantidad de horas total.

ii. A través de un cronograma de mantenimiento informado y la taja de falla de las cen-
trales hidroeléctricas.

La metodologia que se consider6 para calcular la potencia firme de las centrales hidroeléctricas
fue considerar el cronograma de mantenimiento caso esté disponible. Cuando no existe cro-
nograma de mantenimiento para una central hidroeléctrica, lo que se tomo en cuenta fue la
taja de indisponibilidad promedia:

PF;: = PotInst;; x FMNT; parat=1, .., Tyi=1, ..,
donde:
T Duracién del estudio (horizonte).
t Indexa las etapas (por ejemplo, mes).

| Conjunto de centrales hidroeléctricas.
i Indexa las centrales hidroeléctricas.

Potlnst ~ Potencia instalada en la hidroeléctrica (en MW). La potencia instalada depende de
la etapa para considerar el cronograma de expansion.

FMNT Factor de mantenimiento. El factor de mantenimiento se calcula en funcién del
cronograma de mantenimiento cudndo informado (porcentual disponible de la
planta durante la etapa t) o en funcién de las tasas de indisponibilidad histérica de
la planta:

FMNT(i,t) = (1 - Ih(i,t)), o FMNT(i,t) = (1 — Icp(i,t)) x %Disp(i,t)
Ih(.) Taja de indisponibilidad histérica de la central hidroeléctrica i durante la etapa t.

Icp(.) Taja de indisponibilidad de corto plazo (debido a fallas) de la central hidroeléctrica
i durante la etapa t.

%Disp(.) Factor de disponibilidad de la central hidroeléctrica i durante la etapa t, calculada
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en funcion de un cronograma de mantenimiento.

Para las centrales térmicas la metodologia es diferente y se justifica principalmente en la exis-
tencia de centrales multi-combustibles y restricciones de disponibilidad de combustible (por
ejemplo, restricciones de disponibilidad de gas existentes para generacién activas en los siste-
mas de Chile, Pert, Argentina, Uruguay, etc.

Para que sea posible tomar en consideracion las restricciones mencionadas anteriormente en
la evaluacién de la potencia firme de cada sistema, lo que se planteo fue solucionar un pro-
blema de despacho tomando que modele solamente el parque térmico y asumiendo que la
demanda de energia del sistema a ser suministrada fuera M x mayor que demanda real (donde
M es un namero suficientemente grande para garantizar que los generadores térmicos estén
siempre en produccién méxima).

El resultado de este problema de despacho “mensual” serd la maxima produccién de los gene-
radores térmicos, que corresponde a la maximizacién de la potencia de los generadores térmi-
cas sujeto a las restricciones que limitan la produccién en las centrales térmicas (tanto las res-
tricciones directamente asociadas a los generadores — tasas de indisponibilidad y cronogramas
de mantenimiento — como también restricciones indirectamente asociadas, como las restric-
ciones de disponibilidad de combustible).

Para asignar la potencia firme de cada generador térmico se considerd el mes y el bloque de
demanda de menor reserva, donde la reserva se define como la diferencia entre la demanda
(bloque de punta) y el soma de la potencia térmica “firme” mensual, es decir:

PFj = Ger;; paraj=1,..,Jy

t tal que (D(t) - Zjc; Ger(j,t)) sea minimo

donde:
J Numero de centrales térmicas
J Indexa las centrales térmicas

Ger(.) Generacion de la planta térmica j durante la etapa t (en MW) .
D() Demanda del sistema, multiplicada por el factor M.

Finalmente, el balance anual de potencia firme se calcula a través del siguiente procedimiento:
(i) se calcula a cada mes la capacidad maxima de generacién del sistema a través del modelo de
optimizacion arriba; (ii) se calcula la diferencia entre la capacidad mdxima mensual de genera-
cién y la respectiva demanda méxima mensual; el balance anual de potencia firme correspon-
de al peor balance mensual, esto es, el que resulta en la menor diferencia.
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B. METODOLOGIA PARA EVALUACION DE LA ENERGIA FIRME

La energia firme de una central (hidroeléctrica o térmica) estd relacionada a méxima capaci-
dad de energia continua que la central puede producir. Consecuentemente, la energia firme de
plantas hidroeléctricas

El célculo del firme asociado a las plantas térmicas es mds simples que la determinacién de la
energia firme asociada a las plantas hidroeléctricas, debido a caracteristicas particulares de las
centrales térmicas, que su capacidad de produccién no estd afectada por la capacidad de otras
plantas térmicas y que su capacidad de produccién también no es una funcién temporal, es
decir la capacidad de produccién no depende de su produccion en etapas anteriores.

Como consecuencia, el cdlculo de la energfa firme de las plantas térmicas es directo y para tal
se toma en consideracion la potencia firme de cada planta (la metodologia para célculo de la
potencia firme se detalla en al apéndice 8.1) y la duracién de cada etapa.

Contrariamente, para centrales hidroeléctricas, la cuestién de determinar la energia firme es
un poco mds complicada pues la capacidad de produccién de una planta es una funcién del
despacho pasado y también estd afectada por el despacho de otras centrales hidroeléctricas
ubicadas en la misma cuenca. Para ilustrar la metodologia de célculo de la energia firme de
plantas hidroeléctricas se considera dos situaciones distintas:

e Una planta hidroeléctrica aislada;
e Conjunto de plantas hidroeléctricas;

Formulacién del problema — una tnica planta

La energia firme de una planta corresponde a la médxima produccién continua que puede ser
obtenida suponiendo la ocurrencia del registro histérico de caudales. Desde luego, la produc-
cién de energia estd sujeta las restricciones operativas de la planta (balance hidrico, limites de
almacenamiento y turbinamiento etc.), discutidas a continuacién.

Ecuacion de balance hidrico

Esta ecuacién representa la evolucién del almacenamiento a lo largo del periodo de estudio: el
volumen final en cada etapa es obtenido sumandose al volumen inicial la afluencia durante la
etapa y substrayéndose los volimenes turbinado, vertido, evaporado y de demds usos:

Vier = Ve + @ — Uy — W — e¢(Vy, Vie1) — Iy parat=1,..T
donde:
T Indexa las etapas (por ejemplo, mes)
t Duracién del estudio
Vi Almacenamiento del embalse en el inicio de cada etapa t (en m’). Vo , es decir, el

volumen almacenado en los embalses al inicio de la primera etapa es conocido.
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Vi Almacenamiento al final del de la etapa t o, al inicio de la etapa t+1 (en m’)
a Volumen afluente natural observada durante la etapa t (en m’)

Uy Volumen turbinado durante la etapa t (en m’)

Wi Volumen vertido durante la etapa t (en m’)

e(Vy,Vr1) Volumen evaporado (en m’) durante la etapa t — proporcional al producto del 4rea
del embalse (en km’), que, a su vez, depende del volumen embalsado, por el coefi-
ciente mensual de evaporacién (mm).

It Demandas adicionales de agua (riego, abastecimiento, etc.) (en m’)
Limites de almacenamiento y turbinamiento

Estas restricciones son auto-explicativas:

Vi<V parat=1,...T
w<u parat=1,...T
donde:
v Almacenamiento méximo (en m’)
] Méximo caudal turbinado durante la etapa t (m’)

Generacion hidroeléctrica

La produccién de energia de la planta (MWh) es proporcional al producto del caudal turbina-
do (m’) por la altura neta de caida (m). Esta, por su vez, corresponde a la diferencia entre la
cota del embalse - que depende del volumen almacenado - y la cota del canal de desfogue, que
depende del caudal de erogacion, y las pérdidas hidrdulicas. Finalmente, la produccién de
energia estd limitada por la potencia del generador.

U x pxhy<pxd parat=1,...T
hy = p* (Ve Vis1) — P2(Us, Wy) — hp parat=1,..T
donde:
p x hy factor de produccién de la planta (MWh/m’), donde p =3.6 x g x 1
ht altura neta de caida en la etapa t (m)
g aceleracién de la gravedad (en m/s)
n eficiencia del conjunto turbina-generador
p'() polinomio cota x volumen del embalse
p*() polinomio cota del canal de desfogue x caudal de erogacién
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hp altura de las pérdidas hidrdulicas de la planta (en m)
] capacidad instalada (MW)
Ot ntmero de horas del mes correspondiente a etapa t; p x & representa por lo tanto

el limite mdximo de produccién de energia en MWh
Energia firme

Como la energia firme debe ser producida continuamente, el conjunto de restricciones a con-
tinuacién esencialmente establece que lo firme corresponde a la menor energia producida a lo
largo del periodo:

Fx&<ugxpxh parat=1, .., T
donde F es una variable escalar que representa la energia firme (MW promedio).

Como visto anteriormente, F es menor o igual a la produccién hidroeléctrica en cada periodo
t=1,...,T. Esto significa que F es menor o igual a la menor produccién a lo largo del periodo.
Si lo objetivo es maximizar F, se logra la maxima produccién que puede ser atendida conti-
nuamente, que es la definicién de la energia firme.

A continuacidn se presenta la generalizacién del modelo para el caso de multiples plantas hi-
droeléctricas.

Extension para miltiples plantas hidroeléctricas

Suponga que hay varias plantas hidroeléctricas en el sistema, indexadas por i = 1, ..., |. En este
caso, la energia firme pasa a ser la maxima energfa total que puede ser producida continua-
mente por el conjunto de plantas.

En lo que se refiere a las restricciones operativas, es necesario definir una ecuacién de balance
hidrico por planta, llevando en consideracién que la afluencia a cada planta en una cascada se
compone del caudal natural mds los volumenes de erogacion (turbinado y vertido) de las
plantas inmediatamente aguas arriba. También es necesario definir limites de almacenamien-
to, turbinamiento y produccién méxima para cada planta.

El problema de optimizacién es formulado como:
Max F
sujeto a:
Vit = Vei + At + Zmeai [Ugmt Wem] = Uti — Wei — €4i(Veis Vieri) — I
Vi <V
Uy < T
Ut X pi X i < Pix 3¢

hei = Pli(Vt,i, Vis1i) — pzi(Ut,i, W) — hp;

PSR | ME | SYNEX 197



PROYECTO CIER 15 FASE Il - INFORME FINAL

F x St < Zut’i X Pj X ht,i
parat=1, ... T;parai=1, ..,
donde Q; representa el conjunto de plantas inmediatamente aguas arriba de la planta i.

El resultado del problema anterior F es la médxima energia que se puede producir de forma
continua a través de las plantas hidroeléctricas de un determinado sistema y, por lo tanto, se
dice que F es la energfa firme de este sistema.

La division de la energia firme del sistema F en “certificados de energia firme” para cada una
das | centrales hidroeléctricas se hace a través de las variables duales del resultado del proble-
ma de optimizacién anterior.

El balance anual de energia firme se calcula a través del siguiente procedimiento: (i) Calcule la
energia firme total asociada al conjunto de generadores que estin en operacién al final del ho-
rizonte del estudio, esto es, diciembre del 2017, utilizado el modelo presentado arriba; (ii)
También como mencionado arriba, la energia firme calculada en el paso (i) (en MW prome-
dio) se descompone en “certificados de energia firme”, también en MW promedio, para cada
planta individual de la configuracién final. Una propiedad importante de estos certificados es
que la suma de los certificados de todas las plantas es igual a la energia firme total; (iii) la
energia firme de cada afio se define como la suma de los certificados de todos los generadores
que ya estdn o estardn en operacién hasta el final del mismo ano. (El certificado de energia
firme de los generadores que entran en operacién a lo largo del afio se ajusta en proporcién al
numero de meses en operacion.)
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