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Resumen

El objetivo del presente estudio comprende la cuantificacién del beneficio de incorporacion de
sistemas de acumulacién de tecnologia PHES (Pumped Heat Energy Storage, o de bombeo de calor,
en espaniol) al sistema eléctrico uruguayo.

Se utilizdé para ello la plataforma SimSEE, desarrollada por el Instituto de Ingenieria Eléctrica (IIE) de
la Facultad de Ingenieria (FING) de la Universidad de la Republica Oriental del Uruguay (UdelaR),
utilizada actualmente para la simulacién y optimizacién del sistema eléctrico.

Se realizaron simulaciones de largo plazo para la evaluacién del aporte de esta tecnologia de cara a
la planificacién de la expansion del sistema eléctrico, como simulaciones de corto plazo para el
analisis detallado del comportamiento y eficiencia de la tecnologia a modelar, en presencia de la
variabilidad del sistema.

Se analizaron tres posibles escenarios correspondientes a tres horizontes diferentes de comienzo de
incorporacion de la tecnologia: los afios 2025, 2035 y 2045.

Los resultados obtenidos muestran que, para las condiciones representadas con el sistema del afio
2025 no se viabiliza la instalacion de sistemas de acumulaciéon del tipo analizado. Sin embargo, la
rentabilidad alcanzada es buena para el escenario del afio 2035 y muy buena para el afio 2045.

Las combinaciones mas beneficiosas de potencia y capacidad de almacenamiento resultantes, para
el sistema eléctrico en los escenarios estudiados, corresponden a tamafios de 50 MW y 100 MW de
potencia con capacidades de acumulacién de 500-1000 MWh. Se observa que, al utilizar grandes
capacidades de almacenamiento (como son las asociadas a la tecnologia PHES Joule-Brayton en
contraposicion a lo que se asocia a la tecnologia Litio-ion), se registran traslados de potencia en
periodos mayores al diario (de 2 a 3 dias y también mayores) obteniéndose importantes beneficios
para el sistema, reduciendo costos e incrementando la seguridad del suministro (reduccion de
probabilidad y profundidad de falla).

Palabras Clave: Sistemas de acumulacién, Pumped Heat Energy Storage, Expansion del Sistema
Eléctrico.
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1 Introduccién

El objetivo del presente estudio comprende la cuantificacién del beneficio de incorporaciéon de
sistemas de acumulacién de tecnologia PHES (Pumped Heat Energy Storage, o de bombeo de calor,
en espanol) al sistema eléctrico uruguayo.

En primer lugar, se describe la modelaciéon del sistema eléctrico realizada en SimSEE para la
evaluacion de la viabilidad econémica de los sistemas PHES propuestos en el presente proyecto. Se
detallan las hipétesis relevantes utilizadas para ello, asi como las hipétesis utilizadas para la
definicion de una posible expansién del sistema hasta el aino 2045, que permite la evaluacion de
viabilidad futura de la incorporacién de esta tecnologia de almacenamiento.

En segundo lugar, se presentan las hipotesis asumidas en cuanto a costos de inversién requeridos
por la tecnologia a evaluar. A continuacién, se presentan los resultados de la evaluacion de viabilidad
para tres cortes temporales (o de nivel de demanda) posibles: afios 2025 (12107 GWh), 2035 (14805
GWh) y 2045 (18047 GWh).

En base a los resultados de viabilidad obtenidos se seleccionan dos combinaciones de carga y
potencia con buenos resultados y se analiza su comportamiento horario en comparacion con dos
configuraciones posibles de almacenamiento en base a baterias Litio-ion, las cuales, segin la
informacién relevada en la literatura, se asocian a menores volimenes de acumulacién en
comparacion a los sistemas PHES.

1 Hipétesis para la simulacion del Sistema Eléctrico

El modelado del SIN se realizé tomando como base la Gltima Programacién Estacional publicada en
https://www.adme.com.uy/informes/progest.php a la fecha de elaboracién de estos andlisis. La sala
seleccionada corresponde a la Reprogramacién Junio - Octubre de 2021, a la cual se le realizaron
algunas simplificaciones para reducir el tiempo de calculo insumido en las simulaciones a partir del
agregado de variables de estado adicionales correspondientes a los sistemas de acumulacién objeto
de estudio.

La demanda proyectada en dicha Sala presenta un crecimiento anual de entre el 2.1% y el 2.4%
distribuidos como se puede observar en la Fig. 1.
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Fig. 1 Proyeccion de la demanda energética del sistema uruguayo hasta 2026

En cuanto a la expansion del sistema no se presentan ingresos de potencia de ninguna fuente dentro
del horizonte de la Sala (2026) excepto los ingresos progresivos de la central de biomasa UPM2 que
totaliza su potencia maxima de 220MW en el afio 2025.

En cuanto a las simplificaciones realizadas, en primer lugar, se redujo el conjunto de centrales
eolicas y solares a dos Unicas centrales con tantas unidades como MW totales corresponden a cada
conjunto. Para la representacion de los recursos solar y edlico se utilizé un modelo CEGH' [1] que
sintetiza la generacién de potencia distribuida en el territorio de ambas fuentes en lugar de los CEGH
de viento y radiacion solar para 8 puntos que se utiliza en la Sala PES. Este modelado es utilizado en
Salas de largo plazo de paso semanal como la que se encuentra en
https://adme.com.uy/imasd/simsee_principal/salas_simsee.php.

Dado que el mencionado modelo CEGH genera datos sintéticos de potencia edlica y solar ya
generada, no se requiere modelar los detalles de las centrales de generacion que realizan la
transformacion de recurso a potencia sino solamente representar a través de un actor la potencia
obtenida. Por ello se utiliza para ambos recursos un actor parque eodlico con una curva
velocidad/potencia ficticia que transforma 1 (que se supone deberian ser m/s) en 1 (MW).

Segln evaluacion realizada por la Direccién Nacional de Energia el factor de planta complexivo del
parque solar fotovoltaico uruguayo es de 21% sin embargo el modelo CEGH que se utiliza para la
representacion de esta potencia horaria ofrece un factor de planta de 17,2% aproximadamente. Esto
se debe a un desajuste entre las hipétesis tomadas respecto del factor de planta esperado al
momento de la creacion del modelo CEGH (realizado en base a mediciones de radiacion solar) y el
valor empirico registrado en los primeros aiios de funcionamiento real del parque solar. Para calibrar
el modelo teniendo en cuenta el factor empirico se utilizé un factor previsto en la configuracién de
actor parque eélico para la correccién de la velocidad incidente. Se aplicé un factor de 1.22 lo cual
equivale a multiplicar la potencia de salida por dicho factor, incrementando el factor de planta
resultante a 21%.

1 Acrénimo de Correlacion en Espacio Gaussiano con Histograma, se trata de una herramienta
utilizada en la plataforma SimSEE para la representacion de las variables estocasticas. Ver [1] para una
descripcion completa.



Adicionalmente se modifico el modelo de demanda pasando de una demanda probabilistica
consistente en un modelo CEGH de paso diario a una demanda deterministica que usa el perfil de
potencia horaria de un afo base e incrementa afio a afio la energia total en base a un vector de
energias proyectadas. El afo base utilizado en este caso fue el aflo 2019, al que se le realiz6 una
modificacién para eliminar un episodio atipico registrado el dia 16 de junio. Este dia, que
corresponde a un dia domingo, fue sustituido por un promedio de las demandas horarias de los
domingos siguiente y anterior.

Las centrales de biomasa se resumen en una sola central de 14 unidades de 10 MW cada una,
excepto UPM2 que se mantiene separada con su calendario de ingresos parciales y disponibilidades.
Todas se asocian a un costo variable de 0.01 USD/MWh y no se consideran los pagos por energia ni
por potencia®.

En cuanto a la evolucion futura de los precios de los combustibles que definen los costos variables
de las centrales térmicas, la referencia utilizada en la Sala corresponde a la evolucion del precio
internacional del crudo WTI proyectado por la EIA (U.S. Energy Information Administration) a abril de
2021. Ver Fig. 2.
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Fig. 2 Evolucion del precio del petréleo WTI a partir de abril de 2021 utilizado para la indexacion de costos de combustibles

Se asume como hipdtesis la no disponibilidad de gas para el afio de estudio por lo que las centrales
bicombustible que estaban modeladas como 3 centrales que alternan sus disponibilidades segun las
correspondientes disponibilidades de combustible, se modelan como centrales Gnicas a gasoil.

2 El Pago por Potencia, se expresa en USD/MWh y es un pago que puede recibir la central,
cuando se encuentre disponible, por la potencia puesta a disposicion. No se considera a los efectos de la
resolucion del despacho 6ptimo. Tiene como utilidad representar los costos fijos asociados al generador.
Generalmente se calcula como el pago que remunera la inversion y los costos fijos de operacién y
mantenimiento. El Pago por energia, se expresa en USD/MWh y es un pago adicional al costo variable que
puede recibir una central por la energia que entrega al sistema. Al igual que el pago por potencia este
parametro no interviene en la optimizacion del despacho econémico. Es un costo que se adiciona al costo de
abastecimiento de la demanda. Ambos pagos pueden utilizarse para representar las condiciones contractuales
del Actor en el Mercado Eléctrico.



En cuanto a los mantenimientos periédicos de las centrales, se asumen que los previstos para el afio
2023 se mantienen a futuro con periodicidad anual, tanto para las centrales térmicas como
hidraulicas.

Respecto al comercio internacional se asume hipétesis de mercado aislado, sin posibilidades de
intercambio con ninguno de los paises vecinos.

Para el modelado de los sistemas PHES se utiliza el actor “Banco de Baterias” cuya ficha con los
parametros de configuracion se puede ver en la Fig. 3.
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Fig. 3 Ficha del actor Banco de Baterias en la plataforma SimSEE.

Para todas las simulaciones a realizar, los parametros disponibilidad fortuita (DF) y tiempo medio de
reparacion (TMR) seran DF=0.95 y TMR=24hs.

En cuanto al parametro de auto-descarga del 90%, se seted en 229 dias para los sistemas PHES. Esto
corresponde a una tasa de auto-descarga de 1% por dia, estimado a partir de los valores



presentados en [2] y [3], que segln la tecnologia y el nivel de aislamiento de los tanques de
acumulacién se puede encontrar entre un 0,04% y un 2% diario, aproximadamente.

El parametro que debe ingresarse en la ficha es la cantidad de dias en que se completaria la descarga
del 90%. Para calcular dicha cantidad de dias se procede de acuerdo a la siguiente ecuacién:

(ec.1) % de descarga en X dias = @*; siendo q la tasa de descarga por dia.

Esto da como resultado los 229 dias mencionados.

1.1 Horizonte de simulacién y paso de tiempo
Se realizaron andlisis con diferentes horizontes de simulacién y pasos de tiempo en funcién del
objetivo de la cada simulacion.

Las simulaciones a partir de las que se estima la viabilidad desde el punto de vista econémico de los
sistemas de acumulacién analizados se realizan sobre una sala de paso semanal y manteniendo el
conjunto de hip6tesis antes mencionado.

Harizonte de tiempo
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Fig. 4 Configuracion del paso de tiempo y horizontes de optimizacion y simulacion para la sala de paso semanal

Por otro lado, para las simulaciones que se realizan posteriormente para el anélisis de la dinamica de
uso de la capacidad de almacenamiento disponible para distintas tecnologias posibles, se utiliza un
paso de simulacion HORARIO con un horizonte de 10 dias. Ademas, se modifican algunas hipotesis
de la sala original para que el grado de detalle del modelado del sistema sea acorde al detalle
horario de los resultados a analizar. Estas simulaciones se describen mas adelante en el apartado
correspondiente.

1.2 Escenarios futuros analizados
Adicionalmente al escenario base, el cual se sitia en el sistema previsto para el afio 2025, se
analizaron dos escenarios futuros adicionales con demandas que seglin las proyecciones de
crecimiento anual esperadas se situarian en los afos 2035 y 2045.

La proyeccion de la demanda a partir del afio 2026 (Gltimo afo definido en la sala de Programacion
Estacional tomada como base) se estima con un crecimiento anual del 2%. Esto resulta en una
demanda de 14.805 GWh anuales para el aino 2035 y 18047 GWh para el 2045.



Para la proyeccién de la expansién del sistema se realizan iteraciones con distintos planes de
incorporacién de potencia de 3 tecnologias: solar, edlica y turbinas de gas de ciclo abierto. En cada
iteracién se evalla el Gradiente de Inversion de cada tecnologia disponible en el sistema hasta lograr
que dicha variable se aproxime a cero indicando que el sistema se encuentra en equilibrio.

El gradiente de inversion es un indicador para determinar cuando una tecnologia o generador crea
valor para el sistema, es decir, el beneficio creado por reducir el costo de generacién es superior a
los pagos requeridos por el generador.

__Elecmg—cv|—PP—PE

GI
PP

Donde:

e E: Energia generada

e Cmg: costo marginal del sistema

e Cv: costo variable del generador

e PP: Pago por potencia, es decir la Energia disponible por el Pago por Disponibilidad
® PE: Pago por energia, es decir la Energia generada por el Pago por Energia

En cuanto a los costos de expansion de las tecnologias consideradas se asumieron los valores
utilizados en [4]. Segln alli se menciona, el costo considerado para las turbinas aeroderivativas es de
14 USD/MWh el cual fue tomado de [5] mientras que los costos de las tecnologia edlica y solar son
fijados en base al plan de expansion 6ptimo para el periodo 2019-2046 [6]. Alli los costos de la
tecnologia solar oscilan entre 40 y 60 USD/MWh, mientras que para la eélica el rango va entre 30 y
50 USD/MWh, eligiéndose utilizar el mismo costo para ambas, fijandolo en 50 USD/MWh.

Aplicando la metodologia mencionada, se determinaron las correspondientes configuraciones de
equilibrio para el sistema de los aflos marcados como de interés, resultando la evolucién de
potencias instaladas que se muestra en la Fig. 5.

Expansion estimada a partir de EOL, SOL y TGs
3500

3000
2500

2000
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Fig. 5 Expansion del sistema utilizada como hipétesis para las simulaciones situadas en los afnos 2035 y 2045.



Cabe aclarar que, la metodologia iterativa a partir de la que se determina la expansion resultante es
estimativa y no puede asegurarse que la combinacion de tecnologias hallada sea la 6ptima pero si se
tiene certeza de que el sistema se encuentra en equilibrio, es decir, existe un balance adecuado
entre generacién y demanda, tanto del total del sistema como de cada energia en particular.

Asimismo, cabe mencionar que, si bien es una alternativa valida considerar las tecnologias de
almacenamiento como posibles tecnologias de expansiéon para la determinacion de la expansion
Optima, en este trabajo se opto por la definicién de escenarios futuros de equilibrio sin considerar la
expansion con tecnologias de almacenamiento y evaluar posteriormente los potenciales beneficios
de su inclusion. Esto permite una mayor flexibilidad para la evaluacién de multiples combinaciones
de potencia/capacidad de almacenamiento ya que no requiere la definicion de ante mano de las
configuraciones de las centrales que se quieren evaluar.

El procedimiento elegido consiste en partir de la base de la configuracion del sistema resultante para
los afos 2035 y 2045 vy realizar simulaciones comparando los costos resultantes para el sistema sin
incorporacion de PHES y con la incorporacién de PHES, en distintas combinaciones de potencia y
capacidad de almacenamiento. De esta forma se determina el potencial beneficio de cada una de las
combinaciones evaluadas y se calcula su potencial viabilidad econémica a partir de la comparacién
de estos beneficios con la inversion requerida.

2 Costos de inversion en sistemas PHES

Se establecio una grilla de combinaciones de carga (capacidad de acumulacién en MWh) y potencia
(potencia en MW que se supone igual tanto para la carga como para la descarga). Dentro de las
combinaciones establecidas en dicha grilla que se muestra en la Tabla 1, no todo el rango es factible
de ser cubierto con tecnologia PHES. Las combinaciones correspondientes a capacidades de
acumulacién menores son tipicamente asociadas a baterias de Litio-ion.

Tabla 1 Montos de inversion total a considerar para cada opcion potencia/carga sefalada.

Inversion en MUSD
carga (MWh)

10 | 50 | 100 | 200| 500 | 1000 |5000
=| 10 22 27 | 35 | 45 90

=

< | 50 60 | 85 100 | 250
S

§ 100 100 | 160 | 350
[+]

21 200 200 | 450

Los costos de inversién detallados en la Tabla 1 fueron estimados a partir de los graficos de curvas
de nivel que se muestran en la Fig. 6 los cuales fueron extraidos de [7].
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Fig. 6 Costos de inversion en funcion de la potencia nominal y las horas de descarga para un sistema PHES basado en ciclo
Joule-Brayton con “packed-bed TES”. Extraido de [7]

Si bien es razonable esperar que los costos de |la tecnologia se reduzcan al continuar afianzandose su
desarrollo, los mencionados valores se han supuesto constantes en el tiempo.

3 Estimacion de la capacidad de acumulacion hidraulica
existente

A modo de referencia, para poder estimar la importancia relativa para el sistema eléctrico uruguayo
de los diferentes volimenes de capacidad de acumulacion manejados, se puede tener en cuenta el
tamano de los reservorios mas importantes actualmente existentes en el sistema, correspondientes
a los lagos de las tres mayores centrales hidroeléctricas disponibles.

Se realiz6 para ello una simulacién en que cada central comienza con un volumen de agua
almacenado correspondiente a su cota maxima de operacion, se anulan todas sus posibles fuentes
de aportes y se selecciona la opcién de “valorizado manual” para que no intercedan en el despacho
criterios de optimizacién frente a pagos de penalidades por cotas limite o erogados minimos
exigidos. Las centrales asi modificadas se conectan a una demanda constante mayor a la suma de las
potencias nominales de las 3 centrales y se evalla cuanta energia es capaz de abastecer cada una.

Como resultado se tiene que Bonete agota su capacidad a los 113 dias de operacion, habiendo
entregado un total de 327.6 GWh. Por su parte, Palmar agota su capacidad a los 13 dias entregando
un total de 82.0 GWh y Salto Grande a los 4 dias, entregando en total 74.4 GWh.

Tabla 2 Caracteristicas de los sistemas de acumulacion actualmente existentes

Potencia . Potencia Media .
. Capacidad Capacidad
Central Mominal de Descarga
(MWh) (horas)
(W) (MwW)
Bonete 155 327570 121 2712
Palmar 333 81965 310 264
Salto Grande 945 743938 775 96

Comparativamente entonces se puede observar que de los sistemas de acumulacién en tecnologia
PHES evaluados en el presente trabajo, la opcion de mayor capacidad presenta un volumen de
almacenamiento equivalente a un 2% del lago de Bonete y un 7% del lago de Salto Grande.



4 Resultados del andlisis de viabilidad

Los resultados obtenidos se presentan como el beneficio medio anual actualizado de la inversién en
el sistema PHES correspondiente. El calculo de este beneficio se realiz6 como la diferencia entre el
costo de abastecimiento para el aiio de estudio (2025, 2035 o 2045 seglin sea el caso) SIN PHES y el
costo de abastecimiento con el sistema PHES. Para llevarlo a un valor asimilable al obtenido durante
la vida util del proyecto se asume ese valor anual como un flujo constante durante 20 afos y se
actualiza con una tasa del 10%. Al monto obtenido se le deduce el valor de la inversion
correspondiente y se lo divide entre 20 resultando asi el valor de los beneficios medios anuales
netos actualizados.

En la Fig. 7 se muestran los resultados del caso correspondiente a 50 MW de potencia y las 4
opciones de capacidad de carga asociadas, para los 3 escenarios analizados. Para este nivel de
potencia se puede ver que la capacidad de almacenamiento éptima corresponde a 1000 MWh, o 20
horas.

Beneficio Anual Neto de la inversion en un modulo
PTES de 50MW
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Fig. 7 Beneficio Neto actualizado de la inversion en un médulo PHES de 50 MW para distintos niveles de capacidad de
acumulacion asociados, en cada uno de los 3 escenarios analizados.

En la Tabla 3 se presentan, para los escenarios 2035 y 2045, los resultados de todos los casos
analizados donde se puede ver que tanto para 100 MW como para 200 MW de potencia, el mayor
beneficio se obtiene con la mayor capacidad de carga probada, es decir, 5000 MWh, lo cual
corresponde a 50 o 25 horas de almacenamiento seglin sea el caso, con un beneficio
significativamente mayor obtenido para el caso de 200MW de potencia y 25 horas de capacidad.



Tabla 3 Beneficio Neto actualizado de la inversion en PHES para distintos niveles de potencia nominal y capacidad de
acumulacidn asociados, en los escenarios 2035 y 2045.

Beneficio Neto Actualizado Medio Anual

2035 2045
carga (MWh) carga (MWh)

10 | 50 | 100 | 200 | 500 | 1000 |So000| 10 | 50 | 100 | 200 | 500 | 1000 | 5000
% 10 0 1 1 1 1 1 2 3 3 2
= | 50 3 6 g 6 6 13 | 19 | 17
‘G
§ 100 8 12 | 12 15 | 24 | 34
[+]
2 200 13 23 27 61

Para facilitar el dimensionado de las cifras manejadas en relacién a los costos del sistema eléctrico se
realiza un cuadro comparativo (Tabla 4) de los 3 escenarios donde se muestra el monto total de la
energia demandada en cada escenario, el costo total de abastecer esta demanda en valor esperado
y el costo unitario resultante de dividir el costo total entre los MWh demandados. Junto a estos
ndmeros se presentan los beneficios esperados (en USD/MWh) para la opcién de instalacion de
sistema de acumulacién de 50 MW de potencia de carga y descarga con cuatro opciones de
capacidad de almacenamiento asociadas.

Tabla 4 Cuadro comparativo de escenarios y beneficios medios anuales esperados para cada opcion evaluada en USD/MWh

Afio Demanda Costo Costo unitario| Ahorro por inversion en PTES de 50MW (USD/MWh)
(GWh) (MUSD) (USD/MWh) [200 MWh  [500 MWh  [1000 MWh | 5000 MWh
2025 12107 911 75.22 - - - -
2035 14805 1045 70.60 0.18 0.40 0.59 0.37
2045 18047 1589 88.06 0.32 0.70 1.03 0.96

Tanto en la Tabla 3 como en la Tabla 5 se puede verificar que, para una potencia de carga/descarga
de 50 MW, la capacidad 6ptima asociada (dentro de las opciones analizadas) corresponde a 1000
MWh. Sin embargo, para potencias mayores, se observa un mayor incremento de los beneficios
cuanto mayores son las capacidades de acumulacién asociadas.

Este importante aumento de los beneficios obtenidos con el incremento de la capacidad de
acumulacién instalada tiene como contrapartida la exigencia de mayores montos de inversién inicial.
Por esta razon, es necesario calcular también la rentabilidad de la inversiéon inicial para poder
conocer realmente cuales serian las configuraciones éptimas. Para ello se muestra en la Tabla 5 la
cantidad de afos en que se obtendria para cada caso el retorno de la inversion inicial, como forma
de representar dicha rentabilidad (payback descontado).



Tabla 5 Afos de retorno de la inversion inicial en PHES para distintos niveles de potencia nominal y capacidad de
acumulacidn asociados, en los escenarios 2035 y 2045.

Afos de retorno de la inversion inicial

potencia (MW)

2035 2045
carga (MWh) carga (MWh)
10 50 | 100 | 200 | 500 | 1000 ( 5000 | 10 50 100 | 200 | 500 | 1000 | 5000
10 159 | 12.6 | 11.9 | 13.1 - 10,0 | 7.7 | 71 | 7.9 [ 14.2
50 10,0 | 8.0 | 7.1 | 13.6 6.8 | 5.0 | 4.2 | B4
100 7.6 | 8.1 | 11.7 49 | 5.0 | 6.8
200 8.6 | 9.9 54 | 54

De la Tabla 5 se desprende que, tanto para el escenario 2035 como el 2045, la opcién con menor
periodo de retorno y por lo tanto mayor rentabilidad es la correspondiente a 50 MW de potencia de
carga y descarga y 1000 MWh de capacidad de acumulacién de energia. En segundo lugar, se
encuentra la opcién de 100 MW y 500 MWh, también para ambos escenarios.

Como conclusiones del analisis de viabilidad econémica se resume que:

los beneficios alcanzables con la instalacion de solo 10 MW de almacenamiento son muy
bajos, obteniéndose el menor periodo de retorno con capacidad de carga asociada de 20
horas (200 MW).

los beneficios de instalar 50 MW muestran un maximo con una capacidad asociada de 20
horas (1000 MWh) tanto para el escenario 2035 (7 afios de retorno) como para el 2045 (4
afios de retorno). El segundo lugar en rentabilidad para esta potencia corresponde a la
capacidad asociada de 10 horas (500 MWh) con periodos de retorno de 8 y 5 afios para los
escenarios 20035 y 2045 respectivamente.

la instalacién de 100 MW encuentra el 6ptimo para una capacidad asociada de 5 horas (500
MWh). Sin embargo, el periodo de retorno de dicha inversion es levemente mayor, tanto en
el 2035 como en el 2045, que la de la opcién de 50 MW con 1000 MWh.

los beneficios de instalar 200 MW en 2035 permiten alcanzar periodos de retorno de 9 0 10
anos dependiendo de si se le asocian 5 o 25 horas de acumulacion, mientras que para 2045
los periodos de retorno se igualan para ambas opciones de capacidad de acumulacién y se
aproximan a los 5 afnos. Este resultado es particularmente auspicioso, dado que se trata de
una central de importante envergadura para el sistema uruguayo y una extensa vida util que
hace que incluso la rentabilidad esperada para el escenario 2035 sea considerable.

Para analizar en qué forma el sistema utiliza los médulos de acumulacién seglin sea la potencia de
carga y descarga y la capacidad de acumulacién asociadas, se seleccionaron dos de las
configuraciones con mejores resultados, para distintas escalas de potencia, 50 MW y 200 MW. A la
de 50 MW se le asocia una capacidad de 1000 MWHh, es decir, 20 horas de descarga a potencia
maxima. A la de 200 MW se le asocia una capacidad de 5000 MWh, es decir, 25 horas de descarga a
potencia maxima.



Ambas configuraciones se simularan en salas de paso horario para analizar la modalidad de uso que
les da el sistema y se compararan con sistemas de acumulacién de la misma potencia instalada, pero
con capacidades de almacenamiento menores, del rango de las asociadas a la tecnologia Li-ion.

5 Comparacion de tecnologias de acumulacion

Como punto de partida para la comparacion de las diferentes tecnologias de acumulacion
disponibles se utiliza en grafico de la Fig. 8, extraido de [7]. Alli se puede ver como se enmarcan las
tecnologias PHES, en cuanto a su relacién tipica entre potencia y capacidad de acumulacién
nominales, respecto de las tecnologias de uso mas extendido en el mundo como las baterias de Li-
ion o las centrales hidraulicas de acumulaciéon y bombeo. En tal sentido se observa que el tiempo de
descarga a potencia nominal de las baterias de Li-ion es del rango de 1 hora mientras que, en el otro
extremo, para obtener tiempos de descarga cercanos a los 7 dias las tecnologias apropiadas son
LAES, hidraulicas, o CHEST. La tecnologia Joule-Brayton PHES se posiciona en un rango intermedio,
del orden de las 24 horas.
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Fig. 8 Potencia nominal de descarga y capacidad nominal de energia de descarga para sistemas TMES. Las lineas
diagonales representan la duracion de la descarga a potencia y capacidad nominales. Extraido de [7]. Nota: en este grdfico
la sigla PHES se refiere a la tecnologia de bombeo hidrdulico, mientras que las de bombeo térmico se indican como PTES
(Pumped Thermal Energy Storage)

En la Fig. 9 se presenta una comparativa de valores de eficiencia esperados para cada tecnologia.
Para las simulaciones a realizar se asignara a cada tecnologia el valor correspondiente al promedio
entre los valores maximo y minimos alli indicados. Esto es, para el litio, un RTE de 0.8 y para PHES un
RTE de 0.62. Los rendimientos de carga y descarga se asumen iguales, es decir, ambos valen raiz del
Round-trip efficiency (RTE) con lo cual resultan para el litio un valor de rendimiento es 0.894 y para
PHES de 0.787.
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Fig. 9 Eficiencia de ciclo completo (Round-trip Efficiency, RTE). Las barras de dispersion marcan los rangos mdximo y
mihimo reportados en la literatura. Extraido de [7]. Nota: en este grdfico la sigla PHES se refiere a la tecnologia de
bombeo hidrdulico, mientras que las de bombeo térmico se indican como PTES (Pumped Thermal Energy Storage)

Para la configuracion de estas tecnologias dentro de la plataforma SimSEE se utiliza el actor “Banco
de Baterias” cuya ficha con los pardmetros de configuracidon se puede ver en la Fig. 3.

Para todas las simulaciones a realizar, los pardmetros disponibilidad fortuita (DF) y tiempo medio de
reparacion (TMR) seran consideradas iguales para todas las tecnologias, siendo DF=0.95 y
TMR=24hs.

En cuanto al parametro de auto-descarga del 90% se testearon diferentes valores para representar
el decaimiento natural de la carga por enfriamiento en los sistemas térmicos en comparacién con los
sistemas quimicos cuyas pérdidas por autodescarga son menores. Para las baterias de litio-ion se
supuso una tasa de autodescarga de 5% por mes mientras que para las tecnologias PHES se supuso
una tasa de 1% por dia (tal como fue detallado en la seccion 2).

El parametro que debe ingresarse en la ficha es la cantidad de dias en que se completaria la descarga
del 90%. Para calcular dicha cantidad de dias se procede de acuerdo a la ecuacion (ec.1) detallada
anteriormente.

De esta manera, para las baterias de Litio-ion el parametro de auto-descarga ingresado es de 1345
dias y para los sistemas PHES es de 229 dias.

6 Dindmica de uso de la capacidad de almacenamiento

Se realizaron simulaciones para analizar la dindmica de uso de la capacidad de almacenamiento
disponible comparativamente para las distintas tecnologias. Para ello se utiliz6 una Sala con paso de
simulacion HORARIO la cual toma como base la Sala original de paso semanal, modificandole las
siguientes hipotesis:



e Se modelan los embalses de las centrales de Salto Grande y Palmar (la sala original las
modela como centrales de pasada)

e Se sustituye el CEGH de aportes (semanal) por el CEGH horario con variables de estado de la
sala Vates del 8/12/2021°.

e Se sustituye la modelacién de la demanda (deterministico) por el modelo de demanda CEGH
de la sala Vates 8/12/2021, escalando la potencia a la proyectada por la sala original para
2035

e Se le incorporan las tecnologias a comparar como Bancos de Baterias con las distintas
potencias y capacidades de almacenamiento descriptas en la Tabla 6.

Tabla 6 Potencias y capacidades de acumulacion representadas para el andlisis de su utilizacion en simulaciones horarias.

Potencia Energia Almacenamiento
(MW) (MW) (horas)
JB 50 1000 20
JB 200 5000 25
Li 50 150 3
Li 200 600 3

La intencién de elegir las capacidades de almacenamiento definidas en la Tabla 6 es por un lado para
poder analizar el uso que da el sistema a las capacidades de almacenamiento significativas en
comparacién con capacidades de almacenamiento minimas. Por otro lado, la intencién también es
representar para su comparacién la tecnologia de interés del presente proyecto, acumulacion
térmica en base al ciclo Joule-Brayton, con la tecnologia de uso mas extendido en el mundo, las
baterias de Litio. Estas Gltimas son ademas en las que se centran los estudios recientes realizados
para el sistema uruguayo ([4], [5] y [8]).

Si bien es sabido que la capacidad de acumulacion de un banco de baterias de Litio puede ser
aumentada conectando varias baterias en paralelo, alcanzar duraciones de descarga nominales
mayores a 10 horas es econdmicamente inviable para esta tecnologia [9], siendo esta su principal
desventaja frente a sistemas térmicos de acumulaciéon. Una comparacién de costos asociados a la
capacidad de acumulacién para las distintas tecnologias puede verse en la Fig. 10, (b). Por este
motivo, la comparacién realizada se centra en representar la diferencia mas caracteristica de ambas
tecnologias, que es justamente, la capacidad de acumulacién en relacién a la potencia de carga y
descarga.

3 http://latorre.adme.com.uy/vates/salas_h0O/sala_h0_20211208.zip
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Fig. 10 Comparativa de costos de inversion de distintas tecnologias de acumulacion en funcién de la potencia nominal
(USD/KW),(a) y capacidad de acumulacién (USD/KWh), (b). Eje de las ordenadas estd en escala logaritmica. Las barras de
error indican los valores mdximo y minimo reportados en la literatura. Extraido de [7]. Nota: en este grdfico la sigla PHES
se refiere a la tecnologia de bombeo hidrdulico, mientras que las de bombeo térmico se indican como PTES (Pumped
Thermal Energy Storage)

6.1 Resultados

Para focalizar el analisis de las simulaciones horarias en periodos del afo interesantes se realizé
primero un analisis de la evolucién de los costos a lo largo del aifo para las distintas alternativas
simuladas, lo cual se muestra en la Fig. 11. De esta manera se pudo comprobar que, en torno a las
semanas 26 y 27 (fines de junio y principio de julio) se presentan las mayores diferencias de costos
entre la alternativa sin tecnologia de almacenamiento y las diferentes alternativas con dicha
tecnologia. Esto ultimo se ve con mayor claridad en la Fig. 12 en que se representan los mismos
costos pero en por unidad de los costos de la opcién base, sin tecnologia de almacenamiento.
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Fig. 11 Costo de abastecimiento semanal, en valor esperado, para tres de los escenarios simulados.
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Fig. 12 Costo de abastecimiento semanal, en valor esperado, para dos de los escenarios simulados en por unidad de costo
de abastecimiento del escenario Sin PHES.

Analizando complementariamente ambas figuras (Fig. 11y Fig. 12) puede observarse que, durante
los meses de otofo y primavera en los cuales el consumo eléctrico es menor, los costos son
consecuentemente menores, sin embargo, durante el otofio igual se observan beneficios obtenidos
gracias a la instalacién de los sistemas de acumulacion. Es en la primavera, cuando, en valor
esperado, se tiene la mayor disponibilidad de recursos hidricos, cuando los beneficios de poseer
sistemas de acumulaciéon son mucho menos apreciables.

En base a este andlisis previo se opté por presentar los resultados de las simulaciones horarias para
el periodo comprendido entre el 23/6/2035 y el 14/7/2035 siendo todos los resultados que se
muestran a continuacién, comprendidos dentro de ese periodo.



Previo al abordaje de los resultados de las simulaciones de paso horario que permitiran el analisis de
la dindmica con que se utilizan las distintas configuraciones de sistemas de acumulacién analizadas,
se presenta en la Fig. 13 una comparacion de los histogramas de costos de las cuatro opciones
mencionadas y el caso base (sin tecnologia de acumulacion), para el periodo seleccionado.

Histograma de costos de abastecimiento del periodo
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Fig. 13 Probabilidad de no excedencia de los costos de abastecimiento semanales para cada una de las opciones a analizar

En la Fig. 13 se puede observar que, desde el punto de vista de los costos de abastecimiento del
sistema, las opciones JB_50_1000 (tecnologia Joule-Brayton con 50 MW de potencia y 1000 MWh de
capacidad, curva verde) y Li_200_600 (tecnologia Joule-Brayton con 200 MW de potencia y 600
MWh de capacidad, curva violeta) son practicamente equivalentes. Esto no implica su equivalencia
desde el punto de vista de los beneficios netos obtenidos por el sistema ya que, si se observan los
costos de Fig. 10, se puede ver que la JB 50-1000 deberia ser mas barata que la Li 200-600.

Por otro lado, se puede concluir que, la opcién que considera la instalacion de 5000 MWh de
capacidad logra reducir significativamente los costos del periodo en montos cercanos a los 100
MUSD (cercanos al 20% del costo total).

6.1.1 Costos Marginales del Sistema
Al comparar los costos marginales dentro del periodo seleccionado se puede observar claramente el
comportamiento esperado al disponer de capacidad de almacenamiento, de reduccién de los costos
en los horarios pico e incremento de éstos en los horarios valle.



Costos marginales horarios en valor esperado
27/6/2035 al 7/7/2035
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Fig. 14 Comparativa de costos marginales horarios para un periodo de 10 dias dentro del periodo seleccionado

En la Fig. 14 se puede observar la importancia de la potencia disponible para lograr reducir en
mayor grado el pico maximo del costo marginal ya que se puede ver que la diferencia alcanzada
entre las opciones de 50 MW de potencia son pequeias, a pesar de tener la opcién JB_50_1000 casi
7 veces la capacidad de almacenamiento de la opcion Li_50_150. Si se observa el promedio de los
valores esperados horarios para el periodo seleccionado (23/6/2035 al 14/7/2035) se puede ver que
la opcién Li_200_600 logra menores costos marginales en promedio que la opcién JB_50_1000,
siendo que esta Gltima tiene mayor capacidad, pero menor potencia de carga y descarga.

Tabla 7 Promedio del valor esperado de los costos marginales horarios para el periodo seleccionado

Costos Marginales Promedio para el periodo
23/6/2035 al 14/7/2035 (USD/MWh)

#cmg _sinPHES 78.9
#cmgli 50 150 77.9
#cmgli_200_600 75.8
# cmg JB_50_1000 76.2
# cmg JB_200_5000 71.5




6.1.2 Dinamica de carga y descarga
En la Fig. 15 se observa la evolucion horaria (en valor esperado de 1000 crénicas simuladas) de la
potencia de descarga de la central de acumulacién, es decir, cuando la central se encuentra
generando y entregando potencia al sistema.

Potencia de DESCARGA horaria en valor esperado
27/6/2035 al 7/7/2035
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Fig. 15 Valor esperado de la generacion horaria de la central de acumulacién, en MW, para el periodo seleccionado.

Como se puede apreciar, los casos de tecnologia Joule Brayton, dada su holgada relacion
Potencia/Capacidad presentan un comportamiento promedio mas estable a lo largo del dia,
reflejando el seguimiento del comportamiento de la demanda, sin verse afectado en forma
apreciable por otras aleatoriedades del sistema, como pueden ser la variabilidad de las renovables.
Lo mismo ocurre en el grafico de la energia consumida por la central de acumulacién, como se
observa en la Fig. 16.

Independientemente de la mencionada diferencia entre tecnologias, se puede percibir en todos los
casos un ciclado diario, en las madrugadas se almacena energia y es volcada a la red en los picos de
la noche y el mediodia.



Potencia de CARGA horaria en valor esperado
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Fig. 16 Valor esperado de la demanda horaria de la central de acumulacidn, en MW, para el periodo seleccionado.

6.1.3 Falla
En la jerga del sistema eléctrico se denomina “falla” a la potencia demandada que no logra ser
suministrada. En el modelado para la optimizacion del despacho se definen “escalones de falla” con
costos que aumentan significativamente al aumentar la profundidad del escalén, es decir, la
demanda no suministrada o potencia de falla.

Se calculo la potencia de falla media horaria para el periodo seleccionado. La comparaciéon de los
cuatro escenarios con el caso base, sin sistema de acumulacién, se muestra en la Fig. 17.



Potencia de falla en valor esperado
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Fig. 17 Potencia de falla en valor esperado para el periodo seleccionado

Nuevamente, desde el punto de vista de esta variable al igual que se observé para el costo marginal,
entre los casos JB_50_1000 y Li_200_600 los mejores resultados se obtienen con la opcion de
bateria de Litio debido a su potencia de descarga significativamente mayor. Por su parte, la opcion
Joule Brayton, con los mismos 200 MW de potencia pero una capacidad de almacenamiento de 5000
MWh, logra reducir drasticamente la probabilidad de falla. En niimeros concretos, se puede ver en la
Tabla 8 que la potencia de falla media del periodo se reduce 6 veces respecto del caso base y 3 veces
respecto del siguiente mejor caso (Li_200_600).

Tabla 8 Corte con probabilidad de excedencia del 5% de la potencia de falla para el periodo seleccionado

Falla con Probabilidad de excedencia del 5%
para el periodo 23/6/2035 al 14/7/2035 (MW)

#falla _sinPHES 10.8
#fallaLi_50 150 8.8
#falla Li_200_600 5.5
#falla JB_50_1000 7.5
#falla JB_200 5000 1.8




6.1.4 Excedentes

Consistentemente con lo observado para las otras variables descriptivas del comportamiento del
sistema ya mencionadas, la potencia excedentaria se reduce significativamente para el caso de
mayor capacidad de almacenamiento instalada (JB_200_5000) mientras que para los casos
Li_200_600 y JB_50_1000 las reducciones son similares con alguna ventaja hacia el primero, es decir,
entre esas dos combinaciones analizadas, se valoriza mas la potencia que la capacidad. Cabe
recordar que estas conclusiones son especificas para el periodo analizado que corresponde a tres
semanas centrales del invierno.
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Fig. 18 Potencia excedentaria en valor esperado para el periodo seleccionado.

Tabla 9 Promedio del valor esperado de la potencia excedentaria horaria para el periodo seleccionado

Promedio del Valor Esperado de la Potencia
Excedentaria horaria para el periodo
23/6/2035 al 14/7/2035 (MW)

# excedentes _sinPHES 174

# excedentes Li_50_150 165
# excedentes Li_200_600 151
# excedentes JB_50_1000 158
# excedentes JB_200_ 5000 127




6.1.5  Manejo de los lagos

A continuacién, se presentan los resultados de las cotas horarias de los lagos para cada una de las
opciones simuladas. Como se podra ver, las diferencias de cotas halladas en el periodo evaluado son
bajas y no se registra en ningln caso un cambio cualitativo apreciable en la politica de manejo de
éstas. Las apreciaciones que se realizan son simples interpretaciones de posibles légicas seguidas por
el optimizador para llegar a los resultados encontrados. Esto es coherente con el hecho de que las
plantas de acumulacién aqui evaluadas son de una capacidad muy pequeia en comparacion con las
de los embalses.

Para reducir la dependencia de las simulaciones respecto del valores iniciales de cotas de los lagos,
las simulaciones se realizaron utilizando la opcién de “iniciar cota encadenando” para la inicializacion
de las cotas de los lagos. Esto hace que cada realizacion tome como cota inicial la cota final de la
realizacion anterior.

Cotas Bonete en valor esperado Cotas Bonete con 95% de probabilidad de excedencia
23/6/2035 al 14/7/2035 23/6/2035 al 14/7/2035
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Fig. 19 Cota media horaria de Bonete en valor esperado (izq.) y corte de 95% de probabilidad de excedencia (der.)

En la Fig. 19, a la izquierda, se observa que, en valor esperado para el periodo analizado, el manejo
del lago de Bonete para los dos casos con 50 MW de potencia es indistinto a pesar de poseer
capacidades de acumulacién muy diferentes. En ambos casos la cota media del lago se reduce
levemente. En el grafico de la derecha por el contrario se ve claramente que en el corte de
probabilidad que excluye solo el 5% de los peores casos (cotas con 95% de probabilidad de
excedencia) el caso que solo tiene 150 MWh de acumulacién (Li_50_150) maneja este lago en
niveles de cota bastante mas bajos que el resto de los casos, es decir, arriesga primero lo embalsado
en el lago de Bonete respaldandose en el sistema agregado de 150 MWh.

Por otro lado, se observa que para los casos de 200 MW de potencia instalada, el caso Li_200_600
tiende a mantener la cota media de Bonete en un valor levemente méas alto que el caso base,
mientras que el caso JB_200_5000 la reduce casi 0.1 metros en promedio.



Cotas Palmar en valor esperado Cotas Palmar con 95% de probabilidad de excedencia
23/6/2035 al 14/7/2035 23/6/2035 al 14/7/2035
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Fig. 20 Cota media horaria de Palmar en valor esperado (izq.) y corte de 95% de probabilidad de excedencia (der.)

Para el caso de la cota de Palmar se vuelve a observar que en valor esperado el caso Li_200_600 es
el que mantiene la cota levemente por encima del resto de los casos, mientras que estos ultimos
muestran muy poca diferencia respecto del caso base. Por su parte para el corte de probabilidad
limite con el 5% de peores casos se puede ver que la cota del caso JB_200_5000 es
significativamente menor que la del resto de los casos (aproximadamente 30 cm en promedio). Esto
significa que al contar con una reserva como la de dicho caso el lago de Palmar deja de ser necesario
como respaldo para situaciones extremas pudiendo ser aprovechado en situaciones no tan
complicadas, abaratando los costos de abastecimiento.

Cotas Salto Grande en valor esperado Cotas Salto Grande con 95% de probabilidad de excedencia
23/6/2035 al 14/7/2035 23/6/2035 al 14/7/2035
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Fig. 21 Cota media horaria de Salto Grande en valor esperado (izq.) y corte de 95% de probabilidad de excedencia (der.)

En cuanto a la cota de Salto Grande se observa que el caso de mayor potencia y capacidad instaladas
(JB_200_5000) es el que mantiene dicha cota en un valor esperado mas bajo, 12 cm por debajo del
caso base en promedio lo que podria interpretarse como un uso mas intensivo de la central en
detrimento de su utilizacion como respaldo.

6.1.6 Traslado de potencia
En la actualidad, el andlisis de la necesidad o conveniencia de instalacion de sistemas de
almacenamiento de potencia en el sistema eléctrico uruguayo suele enfocarse casi exclusivamente
desde el punto de vista de la uniformizacion de la curva diaria de la demanda y la regulacién de
variabilidades de corto plazo de la generacién renovable. Sin embargo, del analisis de los resultados
econdmicos obtenidos en el presente trabajo surge que, ademas del uso intra-diario para el cual no
se requieren grandes capacidades de almacenamiento, cuando se instalan capacidades de



almacenamiento mayores el sistema logra importantes reducciones de costos a partir del trasvase
de potencia en periodos mayores al dia.

Para mostrar esto, se analizé la dinAmica de uso de la capacidad de almacenamiento, calculando la
maxima cantidad ininterrumpida de horas que dicha capacidad se mantuvo cargada a mas de un
60% de su capacidad, en cada una de las 1000 realizaciones simuladas. De esta manera se cuantificé
cual es la probabilidad de que esta cantidad de energia (60% de la capacidad méaxima) sea
almacenada y trasladada por un periodo dado de horas, para cada una de las tecnologias
representadas.

Este indicador definido no pretende cuantificar de forma precisa la duracion maxima de los traslados
de carga en general ni su probabilidad ocurrencia, sino mas bien detectar la ocurrencia de al menos
algunos periodos en que se registren traslados de potencia de esta magnitud, y su duracién.

Como se puede observar en la Fig. 22, con 60% de probabilidad, la cantidad maxima de horas que
podra eventualmente mantenerse una carga superior al 60% para las opciones de almacenamiento
en baterias de Litio (50MW/150MWh y 200MW/600MWh) sera de aproximadamente 50 horas.
Asimismo, se observa que, para esta tecnologia, la probabilidad de que en el periodo simulado se
alcance un traslado de energia de al menos el 60% de la capacidad instalada por un periodo de al
menos una semana (168 horas) es nula.

Por su parte, para los casos que representan tecnologia PHES - Joule Brayton (50MW/1000MWh y
200MW/5000MWh), esta probabilidad es de 36% para el caso simulado de menor potencia y
capacidad instaladas y 50% para el otro caso.

Mientras tanto, para esta ultima tecnologia, la probabilidad de que en el periodo simulado se
alcance un traslado de energia de al menos el 60% de la capacidad instalada por un periodo de al
menos dos semanas (336 horas) es 4% para el caso 50MW/1000MWh y 14% para el caso
200MW/5000MWh.
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Fig. 22 Probabilidad de excedencia de la mdxima cantidad de horas ininterrumpidas durante las que se mantiene la carga
de los sistemas de acumulacién en mds del 60% de su capacidad. Periodo de 21 dias en los meses de junio y julio.

El mismo andlisis se realizd para otro periodo seleccionado en el mes de febrero. Los resultados se
observan en la Fig. 23.
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Fig. 23 Probabilidad de excedencia de la mdxima cantidad de horas ininterrumpidas durante las que se mantiene la carga
de los sistemas de acumulacion en mds del 60% de su capacidad. Periodo de 20 dias en el mes de febrero.



En este segundo caso se puede observar que los escenarios que representan combinaciones de
carga y capacidad asociados a baterias de Litio (50MW/150MWh y 200MW/600MWh) presentan un
comportamiento muy similar al presentado en el periodo de analisis anterior, sin embargo, los casos
asociados a la tecnologia PHES muestran un aprovechamiento sensiblemente menor de la capacidad
de acumulacion.

Se tiene que para este periodo, con una probabilidad del 50%, la cantidad maxima de horas que
podra eventualmente mantenerse una carga superior al 60% sera, independientemente de la
tecnologia considerada, de aproximadamente 50 horas o inferior.

Dado que para los casos de tecnologia Joule Brayton los periodos de mantenimiento de carga
encontrados en algunos casos son de un orden similar al periodo simulado, se decide realizar para
estos dos escenarios una simulacion que comprenda todo el afio para conocer el histograma de
probabilidades de la duracion maxima y promedio de los periodos en que se mantienen cargas
superiores al 60% de la capacidad de acumulacion instalada.

En la Fig. 24 se puede observar la distribucion de probabilidad del promedio de la cantidad de horas
ininterrumpidas con carga mayor al 60% de la capacidad de almacenamiento correspondiente. En
concreto se puede ver que, para el caso JB_50_1000, con probabilidad de excedencia 50% la
duracion promedio de los periodos es de 42 horas. Para el caso JB_200_5000 esta duracion es de 78
horas.
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Fig. 24 Probabilidad de excedencia del promedio de la cantidad de horas ininterrumpidas durante las que se mantiene la
carga de los sistemas de acumulacién en mds del 60% de su capacidad. Aho 2035

En cuanto a la duracién maxima de los traslados de potencia (de al menos el 60% de la capacidad de
almacenamiento como se viene manejando en todo este apartado) se puede observar que para el
caso JB_50_1000, con probabilidad de excedencia 50% la duracién maxima de los periodos es de 476
horas (aproximadamente 20 dias). Para el caso JB_200_5000 esta duracion es de 873 horas
(aproximadamente 5 semanas).
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Fig. 25 Probabilidad de excedencia de la mdxima cantidad de horas ininterrumpidas durante las que se mantiene la carga
de los sistemas de acumulacion en mds del 60% de su capacidad. Aho 2035

Como conclusién de este analisis se puede decir que, de darse la posibilidad al sistema de utilizar
capacidades de almacenamiento mayores, se registran traslados de potencia en periodos mayores al
diario, y esto genera beneficios significativos para el sistema.

7 Conclusiones

Considerando las hipétesis descritas en el documento se realizaron simulaciones para analizar la
viabilidad econdmica de la instalacién de sistemas de acumulacion PHES en el sistema eléctrico
uruguayo, en tres escenarios posibles representados por las proyecciones del sistema eléctrico para
los afios 2025, 2035 y 2045.

Los resultados obtenidos muestran que, para las condiciones representadas con el sistema del afo
2025 no se viabiliza la instalacién de sistemas de acumulacién del tipo analizado. Sin embargo, la
rentabilidad alcanzada es buena para el escenario del aio 2035 y muy buena para el afo 2045.

La combinacién 6ptima de potencia de carga/descarga y capacidad de almacenamiento de energia
de acuerdo al periodo de retorno de la inversion hallada corresponde a una potencia de 50 MW y
una capacidad de 1000 MWh. Asimismo, la combinacion de 200 MW y 5000 MWh de potencia
representa una opcién con excelentes resultados para el escenario 2045 y resultados aceptables
para el escenario 2035.

En cuanto a la viabilidad de las inversiones para los escenarios 2035 y 2045, seglin cada uno de los
niveles de potencia analizados, se concluye que:

¢ los beneficios alcanzables con la instalacion de solo 10 MW de almacenamiento son muy
bajos, obteniéndose el menor periodo de retorno con capacidad de carga asociada de 20
horas (200 MW).



¢ |os beneficios de instalar 50 MW muestran un maximo con una capacidad asociada de 20
horas (1000 MWh) tanto para el escenario 2035 (7 afos de retorno) como para el 2045 (4
afos de retorno). El segundo lugar en rentabilidad para esta potencia corresponde a la
capacidad asociada de 10 horas (500 MWh) con periodos de retorno de 8 y 5 afios para los
escenarios 20035 y 2045 respectivamente.

e lainstalaciéon de 100 MW encuentra el 6ptimo para una capacidad asociada de 5 horas (500
MWh). Sin embargo, el periodo de retorno de dicha inversion es levemente mayor, tanto en
el 2035 como en el 2045, que la de la opcién de 50 MW con 1000 MWh.

Los beneficios de instalar 200 MW en 2035 permiten alcanzar periodos de retorno de 9 o 10 afios
dependiendo de si se le asocian 5 0 25 horas de acumulacién, mientras que para 2045 los periodos
de retorno se igualan para ambas opciones de capacidad de acumulacién y se aproximan a los 5
anos. Este resultado es particularmente auspicioso, dado que se trata de una central de importante
envergadura para el sistema uruguayo y una extensa vida Gtil que hace que incluso la rentabilidad
esperada para el escenario 2035 sea considerable.

En cuanto a la estacionalidad de los beneficios obtenibles gracias a la instalacion de sistemas de
acumulacion se observa que los mas notorios se registran durante las semanas mas frias del
invierno. Los beneficios menos apreciables se registran en la primavera, cuando, ademas de
registrarse valores de demanda bajos, se tiene la mayor disponibilidad de recursos hidricos en valor
esperado.

Desde el punto de vista de los costos de abastecimiento del sistema, las opciones JB_50_1000
(tecnologia Joule-Brayton con 50 MW de potencia y 1000 MWh de capacidad) y Li_200_600
(tecnologia Joule-Brayton con 200 MW de potencia y 600 MWh de capacidad) son practicamente
equivalentes. Esto no implica su equivalencia desde el punto de vista de los beneficios netos
obtenidos por el sistema ya que los costos de instalacion de ambas tecnologias pueden diferir en
gran medida.

Para el anélisis realizado centrado en las tres semanas de mayor demanda del invierno, se puede
concluir que, la opcién que considera la instalaciéon de 5000 MWh de capacidad logra reducir
significativamente los costos del periodo de 20 dias analizado en montos cercanos a los 100 MUSD
(mayores al 20% del costo total).

Finalmente se observé también que, de darse la posibilidad al sistema de utilizar capacidades de
almacenamiento mayores, como son los casos analizados de tecnologia Joule-Brayton, se registran
traslados de potencia en periodos mayores al diario, y esto genera beneficios significativos para el
sistema. Es decir que, ademas de los consabidos beneficios resultantes del “peak shaving”, la
capacidad de almacenar y trasladar energia en periodos de 2 a 3 dias (y también mayores), redundan
en importantes beneficios para el sistema, reduciendo costos e incrementando la seguridad del
suministro (reduccién de probabilidad y profundidad de falla). Este aspecto es importante desde el
punto de vista del disefo de los sistemas PHES, ya que hace relevante prestar especial atencion a la
minimizacién de pérdidas con el tiempo.
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