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 1 Resumen Ejecutivo

El objetivo del presente informe es definir  para el Período Estacional Mayo - Octubre
2017, la política de operación de largo plazo del embalse de la central G. Terra y realizar el análi-
sis de la operación esperada para el período.

Los resultados para el semestre analizado son:

Considerando el precio de referencia del WTI 52USD/bbl y la proyección de demanda de
marzo 2017, el costo total país 1 en valor esperado es del orden de 300 MUSD.

Se observa que con Pe1% para todos los casos, el riesgo de ocurrencia de falla 3 + 4 en
el período estacional es despreciable.

Con probabilidad 90% la cota de Bonete se encuentra siempre por encima de 75 metros
en todo el período.

1 El costo total país es la suma del costo operativo más los costos de falla. Estos costos refie-
ren únicamente a costos gestionables a través de decisiones de despacho o que dependen 
de la energía que el modelo asigna a la generación en caso de las fuentes autodespachadas.

Yaguarón 1407 – Oficina 809 Tel. 2901 1630 -  Fax: 2901 1630 Int.112.  WEB.: www.adme.com.uy



   ADMINISTRACIÓN DEL MERCADO ELÉCTRICO               DNC201704251445   Pág. 2/34

El costo marginal promedio del período se encuentra en el entorno de los 20 USD/MWh.
Con Pe5% el costo marginal en el poste 1 en el período de estudio se encuentra por debajo de
Falla 1.

Los resultados obtenidos con la sala de paso semanal y la sala de paso horario a gran-
des rasgos son similares.

En resumen, desde un punto de vista energético los estudios indican que no existen ries-
gos importantes para el sistema que ameriten acciones correctivas. Sin embargo, se hace notar
que desde un punto de vista del suministro de los picos de potencia durante el invierno, se de-
ben tomar acciones tendientes a asegurar la potencia firme disponible. 

 2 Principales resultados.

En esta sección se muestran los principales resultados aplicables a la operación del Pe-
ríodo Estacional en el Caso Base con paso de tiempo semanal. En el sitio web de ADME se en-
cuentra disponible las Salas SimSEE utilizadas para obtener dichos resultados y que permitirán
el seguimiento de la operación durante el período Mayo – Octubre 2017.

Debido a que no hubo cambios significativos en el precio del barril de petróleo respecto
al a Programación Estacional Noviembre – Abril 2017, se considera el mismo modelado usado
en dicha Programación.

Los casos de estudio considerados en esta Programación Estacional se describen en la Tabla 1:

Id caso Descripción

1 (Caso 
Base)

WTI indexado con iN3.4 demanda base (0,65 % previ-
sion tasa crecimiento de la demanda para el año 2017)

Paso de tiempo semanal

Paso de tiempo horario

2 WTI indexado con iN3.4 demanda alta (2,65 % previ-
sión tasa crecimiento de la demanda para el año 2017)

Paso de tiempo semanal

3 Ídem Caso Base pero sin Exportación 300 MW en opti-
mización

Paso de tiempo semanal

Tabla 1: Casos de Estudio de la Programación Estacional Mayo - Octubre 2017.
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 2.1 Resultados Semanales – Caso Base 

2.1.1) Cota del lago de Rincón de Bonete.

 La Fig.1 muestra la evolución de la cota del lago de Rincón de Bonete (Terra) en valor es-
perado y para diferentes cortes de probabilidad para el Caso Base. Como se puede apreciar con
probabilidad de excedencia 5% la trayectoria del lago se mantiene en el entorno de 80 metros
durante el período estacional. Se observa además que con probabilidad 90% la cota se encuen-
tra por encima de 75,5 metros en todo el período.

Fig. 1: Evolución de la cota de Bonete.

2.1.2) Costo Marginal.

En la Fig.2 se muestra la evolución proyectada del costo marginal semanal del sistema
en promedio y con diferentes cortes de probabilidad para el Caso Base. Como se puede apre-
ciar en todo el período el costo marginal semanal en valor esperado presenta valores por debajo
de 60 USD/MWh, a partir de Junio por debajo de 40 USD/MWh y a partir de Agosto por debajo
de 20 USD/MWh .  
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Fig. 2: Costo Marginal de generación. 

2.1.3) Despacho promedio.

La Fig.3 muestra el despacho en valor esperado por fuente de generación en el período
estacional para el Caso Base. 

Se observa que en valor esperado en el período estacional la demanda va a ser cubierta casi en
su totalidad con fuentes renovables, requiriendo unicamente térmica para cubrir picos y además
en promedio se espera que los excedentes sean del orden del 20% al 25% de la demanda.
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2.1.4) Probabilidad de ocurrencia de cortes de energía (Falla 3+4).

La Fig.4 se muestra los cortes de probabilidad de la suma de energía de falla 3 y 4 acu-
mulada  para el conjunto de crónicas simuladas para el Caso Base. Como se puede apreciar,
para el 0,1%  de las crónicas simuladas la energía de falla acumulada 3+4 es del orden de
25 GWh (0,4% de la demanda en el período estacional Mayo - Octubre 2017) y para el 1% es
nula.
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Fig. 4:  Energía acumulada de falla 3 + 4 según cortes de probabilidad.

2.1.5) Costo Total.

El objetivo principal de la Programación Estacional es dar una valorización al agua del
lago de Rincón de Bonete y disponer de una estimación de los costos operativos y consecuente-
mente una proyección del costo marginal de generación. En forma adicional, se incluye una esti-
mación de los costos a nivel de generación para disponer de una referencia que debe ser consi-
derada como tal. Para ello se asumen los siguientes valores para los pagos a nivel de genera-
ción:

● Generación distribuida de biomasa que incluye UPM: Pago por energía 90 US$/MWh. 

● Generación eólica: Pago por energía 67 US$/MWh.

● Generación solar: Pago por energía 93 US$/MWh.

● Generación hidroeléctrica: Pago por energía 10 USD/MWh.

● Pago por potencia puesta a disposición de la generación térmica de 12 USD/MWh.

● Los escalones de falla se valoran según decreto vigente.

● Excedentes de exportación, se suponen como máximo 300 MW con disponibilidad 30% a
un costo de 18 USD/MWh y el resto valorizado a 6,3 USD/MWh por fuera de la optimiza-
ción.

Con las hipótesis descritas anteriormente, en la Fig.5 se muestra el costo total operativo 
acumulado para el período estacional Mayo - Octubre 2017.
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 3 Hipótesis detalladas.

Las hipótesis del estudio fueron definidas considerando su relevancia en función del im-
pacto estimado en el período estacional en curso. La representación de los detalles del sistema
en plazos superiores a 24 meses más allá del período de análisis fue realizada en forma aproxi-
mada, sin un análisis exhaustivo, tomando en consideración tanto su muy bajo impacto en el se-
mestre como también el grado de incertidumbre asociado a cada detalle. Las situaciones de ma-
yor impacto y más cercanas en el tiempo que no fueron representadas en detalle debido a su in-
certidumbre son las siguientes:

 Se asume que no se dispone de gas natural en el período de estudio.

 Los términos del intercambio con Argentina están siendo revisados por ambos países. No
hay al momento de realizar este estudio una resolución al respecto. Para la optimización,
en el caso base se optó por suponer una exportación con una disponibilidad de 30% a
18USD/MWh. Estos valores se toman en base al comportamiento de la exportación en
los últimos meses. Se analiza además un caso alternativo en que no se valora la exporta-
ción en la optimización. 

Teniendo en cuenta las dos funciones principales de la Programación Estacional (PES),
valorizar el lago de Terra y tener escenarios base para estimar los costos operativos 2 de abaste-
cimiento de la demanda, se resuelve seguir el criterio habitual de usar hipótesis conservadoras
en cuanto a la expansión y disponibilidad de recursos en general. Estas hipótesis conservadoras
aplican especialmente a la optimización y de entre ellas se destacan las siguientes:

2 Costos originados en decisiones del operador del sistema asociados al despacho de genera-
ción 
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 Plan de expansión ajustado a los últimos datos disponibles, tomando márgenes de segu-
ridad en cuanto a las fechas de entrada sobre todo en los generadores que ingresan más
temprano y por tanto afectan más el despacho. 

 Ciclo Combinado: entrada en servicio el 01/05/2017 para la primera turbina, y la
segunda el 01/07/2017, con la combinación del ciclo el 01/12/2018. 

 Cronograma de expansión eólica actualizado a Marzo de 2017 
 Proyección de demanda realizada por el Grupo de Demanda de UTE en Marzo de 2017. 
 El costo variable combustible se considera calibrado para un precio del barril de petróleo

WTI de 52 USD/Barril. 
 No se representan limitaciones en el abastecimiento de combustible durante el período

de tiempo a considerar. 
 Dada la situación de los países vecinos, se modela el sistema con baja disponibilidad de

importación y costos a niveles de Falla.  

Se utiliza la versión 153_Barumi de SimSEE. Se usa el sintetizador de aportes CEGH “Sin-
tetizadorCEGH_BPS_iN34_cmoBR” que incorpora una señal para el fenómeno ENSO y una se-
rie de costos marginales de Brasil a los efectos de modelar el intercambio con ese país.

El costo variable combustible se indexa al precio de petróleo (índice “iPetroleo” en SimSEE) que
se genera dentro de las Salas como el producto entre una Fuente del tipo Constante que da la
tendencia (la proyección del valor esperado) y una Fuente del tipo Sintetizador CEGH que da la
volatilidad (variación en torno a la tendencia). 
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 3.1 Demanda y Falla

3.1.1) Previsión de demanda actualizada

Los datos presentados corresponden a la proyección del grupo de demanda, realizada en
marzo 2017.

Con respecto a la duración de  los postes, 1 y 2 corresponden al pico, 3 al resto, 4 y 5 al
valle.

Los escenarios Alto y Bajo son los que determinan una banda de confianza del 70% de
probabilidad.

3.1.2)  Representación de la falla
Se muestra a continuación la representación de la falla (el valor de Falla 1 se ajustará un 

10% superior al costo de generación de CTR).
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Tipo de cambio: 28.544

BCU interbancario vendedor al 31/03/2017

 3.2 Situación hidrológica y clima
Se presenta en este apartado la situación actual y proyecciones climáticas para los me-

ses venideros.

El sistema se encuentra en clase hidrológica 5 y continuará en ese nivel por 4 semanas. 

Siguen gráficos con las excedencias de la energía afluente al río Negro y al río Uruguay:

Agua disponible en suelos y agua no retenida (Fuente INIA, febrero de 2017 3) 

3 http://www.inia.uy/Publicaciones/Documentos%20compartidos/Informe%20agroclimatico
%20INIA-GRAS%20Febrero%20de%202017.pdf
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Según CPTEC, para la región Sur se indican lluvias con una probabilidad de estar 35% por enci-
ma de lo normal, un 40% dentro de lo normal y un 25% debajo de lo normal. Para el trimestre 
abril a junio la mayoría de los modelos océano-atmósfera indican condiciones de neutralidad con
probabilidad de ocurrencia del fenómeno de El Niño para los próximos trimestres. Se adjunta 
también la última proyección del IRI que presenta estadísticas y proyecciones de mayor alcance 
temporal. 
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 3.3 Combustibles.

3.3.1) Proyección de precios.
El pronóstico de precio del  barril  de petróleo se obtiene de la página de la  EIA (US

Energy Information Administration). Hoy el barril de crudo WTI se encuentra aproximadamente a
52 USD/barril. Se resuelve considerar un valor base de 52 USD/barril, evolucionando con ten-
dencia según proyecciones de EIA. Se supondrá disponibilidad nula de gas natural argentino
para PTA.

A partir de este valor se estima un diferencial por tipo de combustible derivado y se incor-
poran los costos de internación proporcionados por ANCAP.

Valores resultantes: 

 

La referencia para el valor del crudo Brent se toma igual que el WTI, según valores actuales.
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3.3.2) Gas Natural.
Dado que aún no se cuenta con definiciones respecto al suministro de GNL se propone

no representar disponibilidad de GN.4

 3.4 Casos a analizar

Se analizan los casos especificados en la Tabla 1.

 3.5 Parque térmico

3.5.1) Datos técnicos.
La representación corresponde a la potencia que efectivamente las unidades entregan al

sistema de trasmisión descontando los consumos propios. 

Ciclo Combinado: 

Se considera la planta de ciclo combinado a instalar en Punta del Tigre según el siguiente crono-
grama de incorporación y disponibilidad proporcionado por UTE.

Se considera una vida útil del CC de 20 años, costos operación y mantenimiento aproxi-
madamente 5 US$/MWh operando con gas oil. El cronograma podría sufrir cambios que modifi-
quen las fechas propuestas, pero las mismas son la mejor estimación disponible al día de hoy.

En la tabla siguiente se supone generación en base a Gas Oil y Fuel Oil. 

En el caso del PTB en ciclo abierto, el valor usado como mínimo técnico corresponde al valor al-
canzado durante el ensayo de rendimiento. No se cuenta aún con un valor de mínimo técnico
oficialmente informado.

4 El suministro desde Argentina, tanto por su escasa disponibilidad como por el precio, que re-
sulta en costos de generación similares a la generación con Gas Oil, no incide en la opera-
ción óptima del sistema en el período estacional. 

Yaguarón 1407 – Oficina 809 Tel. 2901 1630 -  Fax: 2901 1630 Int.112.  WEB.: www.adme.com.uy



   ADMINISTRACIÓN DEL MERCADO ELÉCTRICO               DNC201704251445   Pág. 15/34

3.5.2) Coeficiente de disponibilidad de las unidades generadoras:
• Dado que durante 2016 la convocatoria de las unidades térmicas ha sido baja debido
a la alta hidraulicidad, se presentan los factores de respuesta para el período enero 2015 a ene-
ro de 2016.

En rojo se muestran los valores aplicados en los modelos como disponibilidad fortuita (los
usados en el PAM vigente).

Se adoptó la siguiente tabla de valores base para la indisponibilidad fortuita debido a que el
valor real calculado no es representativo al tener muy baja convocatoria. Dichos valores se van
reduciendo a medida que la información sobre los mantenimientos programados pierde detalle:

 3.6 Mantenimiento programado

Se utiliza el PAM vigente (de Abril 2017).
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 3.7 Generación Distribuida
Se muestra a continuación los valores de potencia equivalente utilizados. Se representó

la generación prevista descontados los consumos propios. La política seguida al considerar las
ampliaciones del parque generador es incluir únicamente proyectos con una intención clara de
ejecución.

BIOMASA:

 3.8 Eólica.
Existente
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Expansión:

3.8.1) Potencia Eólica acumulada: 

 3.9 Solar fotovoltaica.
En servicio:
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Expansión:

Potencia Solar acumulada: 

 3.10 Red de Trasmisión.
Para 2017 están planificados trabajos sobre interruptores de 500kV que afectan la Cen-

tral Palmar, con 5 días de indisponibilidad por interruptor a coordinar en función de la situación 
energética.

 Estación GIS Ciclo Combinado: no necesitaría indisponer la generación por períodos de 
varios días seguidos. En cuanto a la ampliación de dos transformadores en PT5 involucrarán in-
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disponibilidades en la generación, está prevista para 2017 pero no se cuenta aún con fechas fir-
mes ni con un plan de trabajos que permita anticipar indisponibilidades.

 Transformador de MVA para antes de Agosto con 6 días de mantenimiento pero no conti-
nuos y a coordinar.

 Dichos mantenimientos no se representaron en el modelo por no tener fechas fijas y se 
considera posible la coordinación para evitar que afecten significativamente el despacho.

 3.11 Intercambio de Energía

Con Argentina:
• Importación Argentina: 

Fuera de las semanas 48 a 10 (verano) y semanas 18 a 40 (invierno).

200MW a Costo Variable como falla1 – 1 USD/MWh (el valor de falla 1 se establece 
como el de CTR+10%). Con 65% de disponibilidad en todos los postes de demanda.

• Exportación a Argentina:
Se modela una potencia máxima de 300 MW con un 30% de disponibilidad a un costo de
18 USD/MWh. En el caso 3 esta exportación no se considera. 

 Con Brasil
• A través de Melo una potencia máxima de 300MW. Se usa una CEGH que modela los 

PLDs del sistema Brasilero, permitiendo la oferta de exportación a Uruguay sólo cuando 
el PLD está por debajo de 145 USD/MWh y con un sobrecosto de 300 USD/MWh. En la 
práctica equivale a energía disponible para asistencia ante emergencias a costos supe-
riores a Falla 1.

• Exportación Brasil: 

Se considera una situación de colocación de excedentes, se valoran a 0,1 USD/MWh 
tanto en optimización como en simulación. La potencia a considerar es de 300MW por 
Melo y 45MW por Rivera.

Excedentes
Se identifican como excedentes la energía hidráulica no embalsable y autodespachados

(mayoritariamente eólica). Se modela como una exportación con potencia máxima 2500 MW en
todos los postes y precio 0,1 USD/MWh.

En los balances económicos, parte de los excedentes se consideran energía vertida y 
parte se valora como ingresos por exportación. 
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 3.12 Estado inicial del sistema.
Se utiliza la versión 153_Barumi de SimSEE. 

Fecha de optimización: 20/04/2016 – 31/12/2020 

Fecha de la simulación: 20/04/2017 – 01/01/2019 

Fecha de guarda de la simulación: 29/04/2017 – semana 18 de 2017

La cota mínima operativa de Central Terra se establece en 70m.

La cota inicial del lago Bonete se estima en 80 m.

Aportes al inicio, Bonete= 500 m3/s, Palmar= 0 m3/s, Salto= 6500m3/s.

Valor inicial del iN3.4: 0.3

 Se usa el sintetizador de aportes CEGH “SintetizadorCEGH_BPS_iN34_cmoBR”, que in-
corpora una señal para el fenómeno ENSO y una serie de costos marginales de Brasil a los
efectos de modelar el intercambio con ese país. 

Demanda: Se utilizará como demanda base la del año 2016, considerando la demanda real de
ese año sin las demandas propias de UPM ni MdP. Se conservan los valores proyectados de
energía en marzo por el grupo de Demanda de UTE para los años siguientes.

El costo “variable combustible” se considera calibrado para un precio del barril de petró-
leo WTI de 52 USD/Barril e indexado al precio de petróleo (índice “iPetroleo” en SimSEE) que se
genera dentro de las Salas como el producto entre una Fuente del tipo Constante que da la ten-
dencia (la proyección del valor esperado) y una Fuente del tipo Sintetizador CEGH que da la vo-
latilidad (variación en torno a la tendencia).

Se realiza la simulación con 1000 crónicas sintéticas 
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 3.13 Respaldo no hidráulico del sistema

Se muestra a continuación un gráfico con la potencia media mensual resultante de aplicar
el PAM y bajo las hipótesis de importación y expansión utilizadas (unidades no hidráulicas):
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Anexo I: Proyección de convocatoria e ingresos al 
Spot.

Convocatoria para recurso con costo variable mayor o igual a 30 USD/MWh.

En la Fig. 6 se presenta los resultados, para el Caso Base de la convocatoria promedio semanal
en el período estacional, lo que es equivalente a la fracción del tiempo en que en promedio el
costo marginal es mayor que 30USD/MWh. Como se puede apreciar el valor esperado semanal
de ser convocado en todo el período es del orden del 20%. 
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Fig. 6: Convocatoria cmg > 30 USD/MWh.
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Proyección del precio visto semanal al Spot acumulados desde el inicio del perío-
do por tipo de fuente.

Las Fig. 7,Fig. 8,  Fig. 9,  Fig. 10 y Fig. 11 muestran la proyección de los ingresos acumulados
desde el inicio del período estacional para centrales de biomasa, eólica, solar, centrales del Río
Negro y Salto Grande respectivamente que vendan su energía al mercado Spot.

Se define el Ingreso Spot Medio como el Ingreso por la Energía generada valorizada al precio
Spot en todo el período (acumulado) dividido la Energía generada en todo el período (acumula-
do) por tipo de fuente.

En el caso de la generación con biomasa se asume que el factor de disponibilidad es 85%.
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Fig. 7: Ingreso Spot Medio Biomasa.
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Fig. 8: Ingreso Spot Medio Solar Fotovoltaica.

Fig. 9: Ingreso Spot Medio Eólica.
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Fig. 10: Ingreso Spot Medio Río Negro.
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En la Tabla 2 se muestra el Ingreso Medio por MWh y el Costo Marginal medio en el período Es-
tacional de cada una de las tecnologías para el Caso Base.

Tecnología Ingreso Medio Estacional (USD/MWh)

Eólica 19,3

Solar 29,3

Biomasa 29,0

Río Negro 36,1

Salto Grande 24,3

Costo marginal 21,0

Tabla 2: Ingreso y Costo Marginal Medio en el período Estacional.
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Fig. 11: Ingreso Spot Medio Salto Grande.
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Anexo II: Comparación resultados Caso Base Sema-
nal y Horario

Diferencias en el modelado

A diferencia de la sala de paso semanal, en la sala de paso horario se consideran los embalses 
de Salto Grande y Palmar.

La CEGH de aportes hidrológicos horario se construyó utilizando la CEGH de aportes hidrológi-
cos de paso semanal y la herramienta “Fraccionador”.

De los resultados obtenidos, se observa que las únicas diferencias significativas se presentan en
los primeros meses del período en los resultados de los costos marginales promedios del poste 
1 son bastante mayores a los costos marginales horarios.

Costos totales
En la tabla a continuación se muestran los resultados de los costos totales acumulados en el pe-
ríodo estacional con la sala modelada con paso semanal y horario. Se observa que las diferen-
cias oscilan entre 2% y 3%.

Evolución de la Cota de Bonete
En la Fig. 12 se muestra la comparación de la evolución de la cota de Bonete. Se observa que el
andamiento de la cota es análogo en ambos casos.
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Energía de Falla 3 + 4.
En la Fig. 13 se muestra la comparación de la energía de falla 3+4 acumulada. Se observa que 
es ligeramente mayor en el caso horario, aunque con Pe1% es menor al 0,1% de la demanda.
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Fig. 12: Comparación de la Evolución de la Cota de Bonete.

Fig. 13: Comparación de la Evolución de la Energía de Falla 3+4 acumulada.
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Evolución de los costos marginales del sistema.
En la Fig. 14 se muestra la comparación de los costos promedios marginales del sistema hora-
rios y semanales promedios y en los postes 1 y 5. 

Se observa que en los primeros meses los resultados del poste 1 presenta valores bastante ma-
yores a los valores máximos horarios.

En la Fig. 15 se muestra la comparación de los costos marginales del sistema horarios y sema-
nales promedio semanal y en los postes 1 y 5 con Pe5% y Pe50%. 

Se observa que con Pe5% el costo marginal horario se encuentra dentro de la banda de los pos-
tes 1 y 5 semanal. Análogamente para el caso con Pe50%.
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Fig. 14: Comparación del costo marginal promedio horario y semanal en el poste 1 y 5.
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Fig. 15: Comparación del costo marginal horario y semanal en el poste 1 y 5 con Pe5% y Pe50%.
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Anexo III: Comparación resultados casos semanales.

En las Fig. 16 ,  Fig. 17 y Fig. 19 se observan las comparaciones de las evolución de la cota 
de Bonete, Costo Marginal y Costo Total Acumulado, en valor esperado para los tres casos 
analizados.
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Fig. 16: Comparación Evolución Cota de Bonete para Caso Base, Caso 2 Demanda alta y Caso 3 Sin Exportación 
de 300 MW
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En la Fig. 18 se observa la energía de Falla acumulada de los escalones 3 y 4 con probabilidad 
de excedencia del 0,1 %.
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Fig. 17: Comparación Evolución del Costo Marginal para los tres casos analizados

Fig. 18: Comparación Energía de Falla 3 +4  acumulada Pe 0,1% para los tres casos analizados.
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Fig. 19: Evolución del costo total acumulado en valor esperado para los tres casos analizados
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