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1 Resumen Ejecutivo

En el presente informe se analiza las hipétesis y principales resultados de la Programa-
cion Estacional Mayo — Octubre 2018 .

Las principales hipotesis de la PES se detallan a continuacion:

* Para el modelado variable de la demanda se usa una CEGH (sintetizador CEGH “DP-
DL-DV”) que incorpora el efecto de la temperatura sobre cada uno de los bloques hora-
rios de la demanda (Pico, Llano, Valle).

* Proyeccion de demanda realizada por el Grupo de Demanda de UTE en Abril de 2018.

* Modelo exportacion: la exportacion a Brasil se modela como una venta siempre que el
costo marginal operativo (CMO) del patamar de carga pesada de la region sur de Brasil
supera el costo marginal de Uruguay y que éste ultimo esté por debajo de 30 USD/MWh
con una capacidad de interconexion de 500 MW y con un factor de disponibilidad de
0.95.
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Plan de expansion ajustado a los ultimos datos disponibles, tomando margenes de segu-
ridad en cuanto a las fechas de entrada sobre todo en los generadores que ingresan mas
temprano y por tanto afectan mas el despacho.

o Ciclo Combinado: entrada en servicio de la combinacion del ciclo el 01/12/2018.
El costo variable combustible se considera calibrado para un precio del barril de petréleo
WTI de 60 USD/Barril (siguiendo las proyecciones de EIA)

No se representan limitaciones en el abastecimiento de combustible durante el periodo
de tiempo a considerar.

Se modela el sistema con baja disponibilidad de importacién y costos a niveles de Falla.

Los principales resultados para el semestre analizado son:

CAD: EIl costo total de Abastecimiento de la Demanda en valor esperado es de 321
MUSD.

CMG: El valor esperado del Costo Marginal del Sistema en los meses de mayo y junio
esta por debajo de los 94 USD/MWh; en los meses de julio y agosto por debajo de los 71
USD/MWh; en los meses de setiembre y octubre por debajo de los 50 USD/MWh.

Cota de Bonete: En valor esperado la cota de Bonete se mantiene por arriba de los 73
m y con probabilidad de excedencia del 90 % se mantiene por encima de los 71,9 m.
Despacho Térmico y Falla Acumulado: El despacho de generacion térmica y ocurren-
cia de Falla en el semestre en valor esperado es de 256 GWh y con probabilidad de ex-
cedencia del 90 % es de 38 GWh en el semestre.

En resumen, desde un punto de vista energético los estudios indican que no existen ries-

gos importantes para el sistema que ameriten acciones correctivas.

2 Principales hipoétesis

Se detallan a continuacion las principales hipétesis consideradas para la realizacion de la

Programacion Estacional Mayo — Octubre 2018.

2.1

Demanda y Falla

Se presenta a continuacion la prevision de demanda en la Tabla 1. Los datos presenta-

dos corresponden a la proyeccion del grupo de demanda de UTE, realizada en abril de 2018.
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Incremento

8.995

2.45%

9.394

4.43%

9.805

4.38%

10.048

2.47%

10.315

2.66%

10.388

0.71%

10.513

1.21%

11.180

6.34%

10.784

-3.54%

11.229

4.13%

11.495

2.37%

11.818

2.81%

12.081

2.23%

12.398

2.63%

12.728

2.66%

Tabla 1: Demanda real y prevision del afio 2009 al 2023

En la Tabla 2 se muestra la duracion de los postes considerados. Los postes 1y 2 corres-
ponden al pico, el poste 3 al resto y los postes 4 y 5 al valle.

Poste Horas/semana
1 ]
2 30
3 a1
4 28
) 14

Tabla 2: Duracion en horas de los
postes de la sala SImMSEE
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En la Tabla 3 a continuacion se muestra la representacion de la Falla

Escalones de Falla | Costo de Falla | Costo de Falla
(% de demanda) (SU/MWh) (US$/MWh)
Entre 0 y 2 5.712 202
Entre 2 y 7 16.966 600
Entre 7 y 14.5 67.865 2400
Entre 14.5 y 100 113.108 4000

Tabla 3: Escalones y costo de Falla

Tipo de cambio: 28,277
BCU interbancario vendedor al 11/04/2018

2.1.1) Modelado de la demanda

Para la representacion de la demanda se utilizé el modelo CEGH presentado en Anexo
4.2

El crecimiento proyectado se represento a partir de los valores anuales que se muestran
en la Tabla 4. Dichos factores multiplican los correspondientes valores del modelo CEGH.

valle llano pico
01/01/2018] 10309 13727 1563 4
01/01/2019] 10540 1403.6 1588.5
01/01/2020] 10818 1440 .2 1629 5
01/01/2021 1107.8 1475.9 1669.7

Tabla 4: Valores anuales de la demanda para valle, llano y pico para los afios 2018 a 2021

Tal como se detalla en el mencionado anexo, la fuente CEGH produce valores de deman-
da pico, llano y valle escalados a dia habil. Luego la demanda detallada introduce el ciclo sema-
nal y los dias feriados que corresponden durante el periodo de la simulacion.

El nuevo modelo, al ser una representacion probabilistica de la demanda en funcién de las varia-
ciones de temperatura esperadas, mejora la representacion de la dispersion, contribuyendo de
esta manera a modelar mejora la demanda neta del sistema.
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En el Fig. 1 se observa comparativamente para ambos modelos (nuevo modelo CEGH y antiguo
modelo DET) el intervalo de 90% de confianza de los valores de demanda neta del poste 1.
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Fig. 1: Comparaciéon modelo DET vs modelo CEGH. Probabilidades de excedencia PE5S y PE95 para la demanda
neta del poste 1

En la Fig. 1 se puede observar que el caso del modelo DET presenta un comportamiento mas
particular debido a que de las tres variables que aparecen restadas en el calculo de demanda
neta (demanda y generacion solar y edlica), una de ella fue modelada de manera deterministica.

Asimismo, puede apreciarse en la Fig. 2 que la amplitud de la dispersion del histograma de De-
manda Neta es mayor para el caso del modelo CEGH durante todo el periodo observado. En
este caso oscila entre los 350 y los 580 MW mientras que en el caso del modelo DET oscila en-
tre los 250 y los 470 MW.
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Fig. 2: Comparaciéon modelo DET vs modelo CEGH. Diferencia entre las probabilidades de excedencia PE5 y
PE95 para la demanda neta del poste 1.
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2.2 Situacién hidrolégica y clima

Se presenta en este apartado la situacion actual y proyecciones climaticas para los me-
ses venideros

El sistema se encuentra (semana 15 de 2018) en clase hidroldgica 4 y continuara en ese
nivel al menos por 2 semanas, pasando luego a clase 3 de no ocurrir lluvias.

En las Fig. 3, Fig. 4 y Fig. 5 se observan las excedencias de la energia afluente al Rio
Uruguay, al Rio Negro y el total hidraulico.

Energia SGU-semana a 14

Excedencia SGU-2018 = 63.3%, ublicada an ol lugar ndmero 70 de la serka de crénkcas 1909 - 2017
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Fig. 3: Excedencia de energia afluente del Rio Uruguay
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Energia Terra- semana 1 a 14

Excedencia Terra-2018 = 16.5%, ubicada en el lugar nimero 19 de la serie de crdnicas 1909 - 2017
10 méis secas : 1945,1943,1957,1965,1926,1928,1927,1922,196,1950
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Fig. 4: Excedencia de energia afluente del Rio Negro
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Energia Tot Hid- semana 1 a 14

Excedencia Tot Hid-2018 = 46.8%, ubicada en el lugar nimere 52 de la serie de cronicas 1908 - 2017
10 mis secas : 1945,1943,1965,1950,1979,2005,1957,1927,1911,1968
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Fig. 5: Excedencia de energia afluente total hidraulico

La Fig. 6 muestra el agua disponible en suelos y agua no retenida (Fuente Marzo 2018 ')

1 http://www.inia.uy/Publicaciones/Documentos%20compartidos/Informe-agroclimatico-INIA-
GRAS-Marzo-de-2018.pdf
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Fig. 6: Agua disponible y agua no retenida. (Fuente INIA, marzo 2018)

Segun CPTEC (ver Fig. 7), para la regién Sur se indican lluvias dentro del rango normal
con una probabilidad de estar 25% por encima de lo normal , un 35% dentro de lo normal y un

40% debajo de lo normal.

Abr [ Mai / Jun 2018

g

Fig. 7: Pronéstico de lluvias BRASIL.

Para el trimestre abril a junio la mayoria de los modelos océano-atmdsfera (62%) indican
condiciones de neutralidad para el fenédmeno La Nifa.
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La Fig. 8 muestra la proyeccion de

largo alcance del IRI, que presenta estadisticas y proyeccio-

nes de mayor alcance temporal del indice N34 y las probabilidades de configuracién de una

Nifa o Nifo.
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Fig. 8: Prevision del Nifio/Nifia.
2.3 Combustibles.
2.4 Proyeccion de precios.
El pronéstico de precio
del barril de petroleo se obtiene West Texas Intermediate (WTI) crude oil price )
Il r ban Cla
de la pagina de la EIA (US G "™
€ 1a paglna .e a .. ( 140 Historical spot price
Energy Information Administra- )  ——STEO price forecast
. . —— NYMEX futures price
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Nete: Confidence interval derved from options market information for the 5 trading days ending Apr 5
2018. Intarvals not calculated for months with sparse trading in near-the-money options contracts.

Source: Short-Term Energy Outlock, Apnl 2018, and CME Group.

Fig. 9: Proyeccion precio WTI. (fuente EIA)
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Combustibles U$S/m3 Densidad ussim
Gasoil 1.0 0.845 628.4
Fueloil Motores 446.4 1.010 442.0

Tabla 5: Precio de combustible derivado

A partir del precio del barril de petréleo, se estima un diferencial por tipo de combustible
derivado y se incorporan los costos de internacion proporcionados por ANCAP resultando los va-
lores que se muestran en la Tabla 5.

La referencia para el valor del crudo Brent se toma igual que el WTI, segun valores ac-
tuales.

Gas Natural.

G.N. para 2018 y 2019 se supondra que no hay disponibilidad de GN. Proveniente de Argentina
no estan las condiciones dadas como para tener disponibles volumenes significativos y los pre-
cios a los que se ofrece son similares a los del Gas Oil. No habria aun disponibilidad de otro ori-
gen.

2.5 Parque térmico

2.5.1) Datos técnicos.

La representacion corresponde a la potencia que efectivamente las unidades entregan al
sistema de trasmisién descontando los consumos propios.

Ciclo Combinado:

Se considera la planta

, ) ) Potencia por turbina (MW)  01/01/2018 01122018 01/03/2019
de ciclo combinado a instalar

en Punta del Tigre segun el TG1. 181 85% 85% 85%
cronograma de incorporacion y 162 181 85% 85% 85%
disponibilidad  proporcionado TV: 181 0% 70% 85%
por UTE que se muestra en la

Tabla 6. Tabla 6: Cronograma de disponibilidad del Ciclo Combinado.

Se considera una vida
uatil del CC de 20 arios, costos operacion y mantenimiento aproximadamente 5 US$/MWh ope-
rando con gas oil. El cronograma podria sufrir cambios que modifiquen las fechas propuestas,
pero las mismas son la mejor estimacion disponible al dia de hoy.

En la Tabla 7 se muestran los costos variables para el despacho para un precio del barril
de petréleo de 60 USD/MWh y suponiendo generacién en base a Gas Oil y Fuel QOil.
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Valores a ingresar en el modelo, WTI 60 US S/bbl
Potencia plno :‘5“"'5:;‘; :‘:“" T:_':; Variable Variable Variable Variable
Unkiad s {H':N] PminT H MV} w"“ A "‘:’nhim Combustible | Mo Combustible | Total pleno | Total minimo
a2p @ U$5MWh U$SMWh USSMWH | USSMWh
grikiWh grikiWh
C.Batlle Motores 100 1.0 72462 22482 933 122 115 115
PTA 1S 480 150 72464 34819 1412 87 149.9 2275
CTR 104.0 200 28575 58579 1795 432 1818 3723
PTATyS 240 0.3 24440 £04890 1536 100 1626 3114
PTE - CC abiertn 1813 293 24570 48100 154.4 5.0 158.4 3073
PTE -GG cerado 5393 713 16380 35100 1029 5.0 107.9 2256

Tabla 7: Costos variables para el despacho. (@WTI = 60 USD/bbl)

2.5.2) Coeficiente de disponibilidad de las unidades generadoras

Dado que durante 2017 la convocatoria de las unidades térmicas ha sido baja debido a la
alta hidraulicidad, se mantiene el modelado usado en Programaciones anteriores.

La Tabla 8 muestra los valores de indisponibilidad fortuita (dichos valores se van redu-
ciendo porque no se dispone de planes de mantenimiento programado ajustados mas alla de
2019):
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Coef de Disponibilidad 75% B0% 90% 7%
Desde el 1/4/2018 72% B0% B0% 7a%
Desde el 1/1/2020 63% 70% B0% 0%

Tabla 8: Coeficientes de disponibilidad de unidades térmicas

2.5.3) Mantenimiento programado
Se utiliza el PAM vigente de abril 2018.

2.6 Generacion Distribuida

2.6.1) Biomasa

Los valores de la Tabla 9 corresponden a una aproximacion en base su generacion a los efectos
de simular la energia disponible de cada recurso en el periodo estacional y no son validos como
determinantes de la disponibilidad real de las respectivas centrales de generacion.

Para el caso de Bioener y Fenirol, como dichas centrales tienen acuerdos con UTE por
los cuales, pueden reducir la generacion cuando a ambas partes les resulta conveniente, se
opté por modelar dichas centrales como un recurso despachable con costo variable de
30 USD/MWh y con un pago por disponibilidad de 60 USD/MWh.

Para los generadores que figuran con factor de disponibilidad f.d.=1 la potencia disponi-
ble, se determind con la generacion entregada a la red durante el 2016 (excluyendo los periodos
de mantenimiento declarados).

Para los generadores Ponlar, Liderdat y Fenirol la potencia disponible, queda determinada por
los valores calculados en estudios previos. Los valores considerados en las simulaciones son los
que se muestran en la Tabla 9.
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Generador Potencia Efectiva{MW) | f.d. {p.u.) fortuita | TMR (horas) | cv (USDf/MWh)
Weyerhaeuser 1.2 1 1] 0
UPM 20 0.9 72 ]
Fenirol 8.93 1 72 30
Bioener 10 0.9 72 30
Montes del Plata 80 0.9 72 0
Galofer 8.9 1 0 0
Ponlar 4.4 0.78 72 0
Alur 3.1 1 0 0
Lanas Trinidad 0.3 1 (1] 0
Las Rosas 0.2 1 0 0
Liderdat 2.45 0.82 1] 165

Tabla 9: Parametros considerados para los generadores en base a biomasa.

2.6.2) Eolica

En la Tabla 10 se muestra la generacion edlica existente.
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Fedha de inicio

Central Generadora

Agente Generador

Departamento

Potenda Sarbori zada (MW

Central Gene mdoa

Agente Generador

Potencia Autorizada  Afo

Semana
inicio 1

Potenda
inicio 1

CARACOLES 1dal PARGLUE EGLICO ING. EMANUELE CAMBILARGIL  UTE MALDONADD 0.0 10H12-2009
CARACOLES 2 del PARDUE EGLICO ING. EMANUELE CAMBILARGIL  UTE MALDOHADD 10.0 23-06-2010
CUCHILLA DELPERALTA I PALMATIR 5.4 T (L REMBG 50.0 13-05-2014
ENGRAW EW GRAW EXPORT & IMPORT COL5. 4. FLORIDA R 25-10-2012
JUAN PABLD TERRA UTE ARTHSAS 67.2 13-04-2015
L& BETTINA AGROLANDS.A. MALDONADD 03 3A0-04-2008
LLE DELOMA LLEZ DE LOMA 5.4, [FLORIDA 20.0 07-11-2014
LLE DEMAR LLZ DE MAR 5.4, FLORIDA 18.0 27-08-2014
LLE DE RiD LLZ DERID 5.8 [FLORIDA 50.0 01-08-2014
MELDWIND ESTRELLADA 5.A. CERRO LARGD 50.0 10-11-2015
MINAS | GENERA CION EGLICA MINAS S A - GEMSA LV ALLEIA 420 15-09-2014
HUEVO MANANTIAL CENTRAL 2 HUEW O MANANTIALS A, ROCHA 440 01-12-2003
PALOMAS NICERELD 5.4, SALTO 00 07-02-2017
PAMPA UTE + Acd onistas T (L REMBG 1316 13-12-2016
PARQUE EQUCO 18 DE JULID IKEROLCOMPANY 5.4, ROCHA 0.0 02-02-2017
PARDUE ESUCD ARTILLERDS UTE + El=trobras COLONIA 5.1 24-12-2014
PARDUE EQUCD CARAPE | FINGANO S A MALDONADD 50.0 23-08-2015
PARCUE EQUCO CARARE Il VENGAND 5.A. MALDOHADD 40.0 04-12-2015
PARDUE EQUCD FLORDA L POLESINES A . [FLORIDA 50.0 23-09-2014
PARDUE EQUCD FLORIDAN GLYMIONTS.A. FLORIDA 4335 11-08-2016
PARGUE EGLICD JULIETA I'"WERYL 5.8 DURAZNG 6 22-02-2016
PARDUE EQUCO KINVD COBRA INGEMIERL: URUGUAYS.A, AN JOSE 486 20-01-2017
PARDUE EOUCD UEERTAD TOGELY COMPANY 5.4 SAN JOSE T 22-07-2014
PARDUE EQUICO LOMA ALTA- CENTRAL 1 HUEW D MANANTIALS &, ROCHA 78 25-06-2008
PARDUE EQUICD MAGDALENA KENTILUXS.A. SAN JOSE 7.2 02-01-2013
PARQUE EOUCO MALDONADD RDELSUR 5.4, MALDOHADD 30.0 10-04-2014
PARGUE EGUCD MALDONADD Il RDELESTES.A. MALDONADD 50.0 16-06-2016
PARQUE EOUCO MARA LLE TOGELY COMPANY 5.4 SAN JOsE 348 11-05-2016
PARDUE EQUCO ROSAR D TOGELY COMPANY 5 4. COLONIA 9.0 29-12-2015
PARDUE EQUCD SOUE DE MATADID POSADAS EVECIND 5.4, CAN ELONES 10.0 05-11-2016
PARGUE EQUCD VENTUS | R=paibdic Administradora de Fondos de Inversidn 5.4,  COLONIA 9.0 15-10-2015
PARDUE EQUCD VILLA RODRIGUEZ TOGELY COMPANY 5 4. AN JOSE 10.0 10-02-2017
[PERALTA | GCEE AGUALEGUASS. A Ta (U REMBO 30.0 01-10-2015
PERALTA Il GCEE AGUALEGUASS A T (L REMBG 50.0 01-10-2015
SANTA FE LAVADERD DE LANAS BLENGIO 5.A. SAN JOSE 03 2407-2013
TALAS DELMACIEL ] ASTIDEY 5.4, FLORES 30.0 07-12-2015
TALAS DELMACIEL N CADDMALS A [FLORES 50.0 12-02-2015
VALENTINES UTE + Acd onistas FLORIDA 0.0 05-01-2017
PARQUE EOUCO NUEVD PASTORALE | VIEN TOS DE PASTORALES A, [FLORES 432 2405-2017
ARIAS UTE + Acd onistas FLORES 0.0 17-04-2017
TOTAL 1424

Ano Semana Potenda

inicio 2 inido 2 inicio 2

PARCQUECERRO GRANDE

(M) inido 1

50.00 2018 1

25

2018 4 5

Tabla 10: Generacion edlica existente

2.6.3) Solar

En la Tabla 11y la Tabla 12 se muestra la generacion solar fotovoltaica existente y la expansion

esperada.
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Central Generadora Agente Generador Potenda Comprometida [ MW)
ASAHI MIEM-UTE 05
LA JACINTA JACINTA SOLAR FARMS.R.L. 50
RADITON RADITON 5.A. de TECMNOVA RENOVABLES a8
ALTO CIELOD ALTO CIELO 5.A. 20
CASALKOD CASALKO S A.de TECMOVA RENOWVABLES i’ 1.5
MATELU MATELUS AL 9.5
YARMEL YARMELS A 95
DELUTORAL JOUPARK 5.4, 16
DICANG DICANO 5.A. de TECNOV A RENOVABLES 11.25
FEMIMA FEMIMA 5.4 . de TECNOVA RENOVABLES 95
MEMAFRA SOLAR GIACOTE 5.A. 20
PETILCORAM PETILCORAM 5. A, de TECNOV A RENOVABLES 95
ARAPEY SOLAR GIACOTE 5.A. 10
TS LAFEMIR 5.4, 1
ABRIL ACCONSTRUCTORA S.A. 1
VINGANO VINGANO 5.A. 1
EL MARAMJAL COUDIM 5.4, 50
[TOTAL 226.75

Tabla 11: Generacioén solar existente

Agente Generador Potencia Comprometida (MW) FechaEstimadaE/S

MIEM-UTE 0.28 12-02-2018

Tabla 12: Expansion de la generacion solar

2.7 Red de Transmision

No se recibié informacién sobre trabajos en la red de trasmisién que afecten la disponibi-
lidad de generacién. Se asume que no se daran situaciones de este tipo o que las mismas po-
dran coordinarse de modo que coincidan con las salidas programadas para mantenimiento de
las unidades generadoras afectadas
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2.8 Intercambios de Energia

A continuacion se detallan los distintos intercambios considerados.

2.8.1) Importacion
Con Argentina
Fuera de las semanas 48 a 10 (verano) y semanas 18 a 40 (invierno).

200MW a Costo Variable como fallal — 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.

Con Brasil

A través de Melo una potencia maxima de 300MW. Se usa una CEGH que modela los PLDs del
sistema Brasilero, permitiendo la oferta de exportacion a Uruguay sélo cuando el PLD esta por
debajo de 145 USD/MWh y con un sobrecosto de 300 USD/MWh. En la practica equivale a ener-
gia disponible para asistencia ante emergencias a costos superiores a Falla 1.

2.8.2) Exportacion

La representacion propuesta para el comercio internacional con Brasil es la siguiente:

1. El costo marginal de la region sur de Brasil se representa considerando la correla-
cion entre el correspondiente Costo Marginal Operativo y el IN3.4. Este costo
marginal es topeado con un maximo de 30 USD/MWh, de forma que no exista
exportacion si el costo marginal de Uruguay es superior a dicho maximo.

2. Se considera una potencia media de exportacion de 500 MW y un factor de dispo-
nibilidad de 0.95.

3. Se considera que durante el mantenimiento de Candiota (de octubre a diciembre
2018 inclusive) la potencia media de exportacién es 300 MW.

Se presenta en la Fig. 10 la potencia media trimestral exportada a Brasil en el periodo si-
mulado, ordenada de forma creciente en funciéon del indice IN3.4. Se puede observar que existe
una correlaciéon entre la potencia exportada y la anomalia climatica, destacandose mayores volu-
menes de exportacion durante los trimestres (Agosto, Setiembre, Octubre) del afio 2019 con res-
pecto al del 2018 debido a la permanencia de la condicion inicial (IN3.4 -0.3) del sistema al co-
mienzo de la simulacion.
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Exportaciones Spot 3m Ordenado IN34
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Fig. 10: Potencia media trimestral exportada a Brasil en el periodo simulado, ordenada de forma creciente en funcion
del indice IN3.4

En la Fig. 11 se muestran los intercambios internacionales del SIN del afio 2016 a marzo 2018.

Si miramos de Agosto2017 a marzo 2018 (desde que pudimos exportar a Brasil) y comparamos
con el marginal medio de Uy, podriamos concluir que cuando el cmg medio mensual esta por de-
bajo de 30 USD/MWh exportamos 311 MW medios y muy poco si nuestro cmg esta por encima
de 30.
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Intercambics internacionales 2016-2018
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Fig. 11: Intercambios internacionales del afio 2016 a marzo 2018

Los intercambios con Argentina se han limitado a las exportaciones de VECODESA a un precio
equivalente de 25 USD/MWh.

De lo anterior, la propuesta técnica de ADME es modelar la exportacion a Brasil como
una venta siempre que el costo marginal operativo (CMO) del patamar de carga pesada de la re-
gién sur de Brasil supera el costo marginal de Uruguay y que éste ultimo esté por debajo de 30
USD/MWh con una capacidad de interconexién de 500 MW y con un factor de disponibilidad de
0.95.

El mantenimiento de Candiota se representa, segun datos recibidos de ONS, de Octubre
a Diciembre de 2018, lo que limita la transferencia por Conversora Melo. En ese periodo se re-
duce la potencia maxima de intercambio a 300 MW.

2.8.3) Excedentes

Se identifican como excedentes la energia hidraulica no embalsable y autodespachados
(mayoritariamente edlica). Se modela como una exportacion con potencia maxima 4000 MW en
todos los postes y precio 0,1 USD/MWh.
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2.9 Estado inicial del sistema.
Se utiliza la version v_178 (GPLv3, IIE-FING).
Fecha de optimizacion: 28/04/2018 — 31/12/2021
Fecha de la simulacion: 28/04/2018 — 01/01/2020
Fecha de guarda de la simulacion: 28/04/2018 — Semana 18 del 2018
La cota minima operativa de Central Terra se establece en 70m.
La cota inicial del lago Bonete se estima en 73,9 m.
Aportes al inicio, Bonete= 270 m3/s, Palmar= 30 m3/s, SGU= 883 m3/s.
Valor inicial del iN3.4: - 0,3

El costo “variable combustible” se considera calibrado para un precio del barril de petréleo WTI
de 60 USD/Barril e indexado al precio de petréleo (indice “iPetroleo” en SImSEE) que se genera
dentro de las Salas como el producto entre una Fuente del tipo Constante que da la tendencia
(la proyeccién del valor esperado) y una Fuente del tipo Sintetizador CEGH que da la volatilidad
(variacion en torno a la tendencia).

Se realiza la simulacion con 1000 crénicas sintéticas.
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2.10 Respaldo no hidraulico del sistema

La Fig. 12 muestra la potencia media mensual resultante de aplicar el PAM y bajo las hipo-
tesis de importacién y expansion utilizadas (unidades no hidraulicas):

I
RESPALDO NACIONAL NO HIDRAULICO DEL SISTEMA

BLUPM + MPL

DE&Hca, Solary
Biomasa sin UPM-
MaP

. WPTATy @&

" ®Punia del Tigne

47 | 48 | 49

155 | 155 | 155

& S BB 2 I\ 2GR
’ﬁ Q ] e
FFES sﬁ’ FEEES @*‘" S

Fig. 12: Evolucion prevista del respaldo nacional no-hidraulico.
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3 Principales resultados

En esta seccion se muestran los principales resultados aplicables a la operacion en el
Periodo de la Programacion Estacional, con paso de tiempo semanal.

3.1.1) Evolucion de la cota de Bonete

En la sala se activa el control de cota en Bonete en 72,3 metros, lo que implica que se
penaliza econdmicamente (300 USD/MWh) si la cota de Bonete se encuentra por debajo de la
mencionada cota.

Evolucion de la cota de Bonete

81.00 - : - ‘ - ‘ . : _ mSimSEE___
| | | | | : | o Prom
1 1 ¢ Pe50%
i o + Pe100%
§ § x Pel5.0%
5 : o Pe20.0%
Z ; o Pef0.0%
E : + PeB5.0%
5 ; Pe90.0%
5 | x Peg5.0%

£ : :

71.00 - : ‘ ‘ :
(] (=] o [l w [~ [~ [e] 0 un
i 0 by Q Q by N N Q N
i) n 0 ~ w o (o] — ] —
. e 2 @ 2 2 5 I B Q
[14] [19] w [49] w w w w [14] @
o o 3 o o) 3 5 o) o o
(8] o [ (8] o [ o (&) Il

p
PES_ABR2018_plantilla ADME_DemVar_base (v 178@2018-04.28)

Fig. 13: Evolucién de la cota de Bonete - Sala semanal

3.1.2) Costo Marginal del Sistema

En la Fig. 14 se muestra la evolucion del costo marginal del Sistema hasta fin del afo
2018.
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Evolucion del costo marginal del sistema
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Fig. 14: Evolucién del costo marginal del Sistema - Paso semanal

3.1.3) Despacho Promedio

En la Fig. 15 se muestra la generacion por fuente hasta fines del afio 2018.
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Generacion por fuente - Promedio Semanal
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Fig. 15: Generacion por fuente - Promedio Semanal

3.1.4) Despacho Térmico y Falla Acumulados

PBiomasa_sem_Prom
Peolica_sem_Prom
Psolar_sem_Prom
P_Hidro_serm_Prom
P_Termico_sem_Prom
P_ImpMelo_sem_Prom
P_arcoVecodesa_sem_Prom
P_Falla_sem_Prom
P_dem_Prom
P_excedentes_sem_Prom
PlntercambioSpot_ser_Prom

i
PES_ABR2015 plantilla ADME_ DemVar_base v_175@2015.04.25)

En la Fig. 16 se muestra el despacho térmico y falla acumulados hasta fines del afio 2018.

Yaguarén 1407 — Oficina 809 Tel. 2901 1630 WEB.: www.adme.com.uy



ADMINISTRACION DEL MERCADO ELECTRICO DNC201804301445 Pag. 26/65

Despacho Termico + Falla Acumulado
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Fig. 16: Despacho térmico y falla acumulados - Sala Semanal

3.1.5) Evolucion del Costo de Abastecimiento de la Demanda

El objetivo principal de la Programacién Estacional es dar una valorizacion al agua del
lago de Rincon de Bonete y disponer de una estimacion de los costos operativos y consecuente-
mente una proyeccion del costo marginal de generacién. En forma adicional, se incluye una esti-
macién de los costos a nivel de generacién 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-
cion:

® Generacion distribuida de biomasa salvo UPM vy Liderdat: Pago por energia
90 USD/MWh.

UPM: Pago por energia 100 USD/MWh

Generacion edlica, salvo la generacion asociada a VECODESA: Pago por energia
67 USD/MWh.

Generacion solar: Pago por energia 93 USD/MWh.

Generacion hidroeléctrica: Pago por disponibilidad 5 USD/MWh.
Pago por potencia puesta a disposicion de la generacion térmica de 12 USD/MWh.
Los escalones de falla se valoran segun decreto vigente.

Exportacion Spot (cmg menor o igual a 30 USD/MWh): 500 MW con f.d. = 0,95, salvo los
meses desde octubre a diciembre (inclusive) de 2018 en que la potencia maxima expor-
table en esta modalidad disminuye a 300 MW.
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® Exportacion de Excedentes a 0,1 USD/MWh.
® La generacién de VECODESA:
Si cmg < 40 USD/MWh la energia se exporta y no se considera para el CAD.

Si cmg >= 40 USD/MWh la energia abastece a la demanda Nacional. La energia
se valoriza al costo marginal del sistema uruguayo y se considera para el CAD.

Con las hipotesis descritas anteriormente, en la Fig.17 se muestra el costo total operativo
acumulado para el periodo Mayo 2018 — Diciembre 2018.

Evolucion del costo de abastecimiento de la demanda
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Fig. 17: Costo de abastecimiento de la demanda acumulado- Sala Semanal
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4 Anexo I: Modelados

4.1 Modelado del comercio con Brasil

Ing. Ruben Chaer. Mayo 2018.

4.1.1) Modelo de Costo Marginal Operativo.
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En el afio 2012 se realizé un trabajo conjunto con ONS [1] por el cual se obtuvo un mo-
delo del tipo CEGH que permite considerar las dependencias estadisticas entre el Costo Margi-
nal Operativo (CMO) de la regién sur de Brasil y los aportes hidraulicos a las represas de Salto
Grande y del Rio Negro. Este modelo también refleja la dependencia de estas variables con el
indice de la anomalia de la temperatura del Océano Pacifico que determina la ocurrencia de el

fendbmeno El Nifo o La Nifa.

Para la calibracién de los parametros del modelo es

necesario dar un CMO esperado. Al tratarse de realizar una Tabla 13: Proyecciénes CMO3 Brasil
calibracién para los préximos 6 meses se considero las pro- Sul (fuente CCEE).

yecciones de precio de la CCEE [2]. Para proyecciones de
mayor horizonte temporal debiera considerarse la informa-
cion del Plan Decenar de Energia[3]. Al momento de calibrar
le modelo se disponia de dos proyecciones del CMO para la
region SUL de Brasil. Estas proyecciones son realizada por
la CCEE y se muestran en la tabla 13. La informacién
“CMO_PPT” es un poco mas reciente que la “CMO_DAT".
En base a estas proyecciones se fijo en 60 USD/MWh el
CMO esperado.

Y se utilizaron los valores de la tabla para fijar la guia
del cono de prondsticos de precios en el CEGH. Fijada esta
guia, se fijaron los parametros que regulan la apertura de la
incerticumbre y se simularon 1000 cronicas para reproducir
los histogramas del CMO. Para el mes de Setiembre 2018
(de los meses donde es mas probable que se exporte) se
compararon el histograma del modelo CEGH calibrado con
el correspondiente histograma que surge de los resultados
de las simulaciones de la CCEE. La Fig.18 muestra las cur-
vas de permanencia del CMO para la region
SUR de Brasil en el patamar de carga leve obte-
nidos del modelo CEGH y de los resultados de 1w
simulaciones bajados del sitio de CCEE. Como
se puede apreciar la coincidencia es buena y se 32
produce un apartamiento para los valores bajos e
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Fig. 18: Comparacion curvas de permanencias del CMO

para setiembre 2018.
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del CMO. Para compensar este apartamiento, se impuso en la sala SIimSEE que si el CMO baja
de 30 USD/MWh se imponga en 0 USD/MWh.

Ademas de observar la curva de permanencia para setiembre, se observo el abanico de
trayectorias posibles de las series sintéticas del CEGH y de las proyecciones disponibles. Esta
comparacion es la que se muestra en la Fig.19.

200
180
160

140
s P25, 0%
— Pe10.0%
e P20.0%
e P8O, 0%
Pe90.0%
Pe9s.0%
[ CMO_PPT
CMO_DAT
1IN Prom

120

100

80

CMO3 [USD/MWh]

60

40

20

Fig. 19: Abanico de trayectorias del CEGH y proyecciones disponibles.

4.1.2) Modelo de precios.

Como ya se menciong, se calibré un CEGH para tener una fuente de valores del CMO de
la regién sur de Brasil. A estos valores hay que descontarles los costos de introduccién de la
energia en el mercado brasilefio para disponer asi de un valor que pueda ser considerado como
conveniente la exportacion a Brasil. En base a la experiencia de las exportaciones realizadas en
el segundo semestre de 2017 se optd por modelar estos costos como un variable de 12% mas
12 USD/MWh.

Adicionalmente se limitd la exportacion en las condiciones en que el costo marginal de
Uruguay supere los 30 USD/MWh. Este limite se impone para no valorizar el agua del lago de
Rincon de Bonete en base a eventuales exportaciones a costos elevados en Brasil. Por la via de
los hechos, si el CMO con los descuentos supera el valor 30 seguramente puedan despacharse
centrales térmicas para exportacion sin llegar a encarecer el mercado interno.

Es asi que el precio visto podria representarse por el siguiente procedimiento:

1) y=CEGH * 60 (esto es salida del CEGH multiplicado por 60 USD/MWh)
2) siy < 30 entonces p =y sinoy =0 (imponemos que de bajar de 30 el CMO va a cero)
3) precio_visto =min( 30, (y-12)/1.12)

[1] Hermes Chipp, Marcelo Prais, Alberto Sergio Kligerman, Maria Helena Teles de Azevedo,
Luiz Augusto Lattari Barretto, Gonzalo Casaravilla, Ruben Chaer, Jorge Cabrera, Ana Casulo.
Estabelecimento das condi¢des para determinacao dos beneficios da integragao elétrica entre o
Brasil e o Uruguai. Simpdsio de Especialistas en Planejamento da Operacéo e Expanséao Elétri-
ca, Xll SEPOPE. Rio de Janeiro, RJ, Brasil, page SP094 - 2012
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https://iie.fing.edu.uy/publicaciones/2012/CPKABCCCC12/CPKABCCCC12.pdf
[2] Presentacién InfoPLD (Mayo 2018) CCEE.
http://www.ccee.org.br/ccee/documentos/CCEE_640431.

[3] http://www.epe.gov.br/sites-pt/publicacoes-dados-
abertos/publicacoes/PublicacoesArquivos/publicacao-40/PDE2026.pdf
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4.2 Modelo Estocastico de la Demanda
Eliana Cornalino
Octubre 2017

4.2.1) Consideraciones previas

Se listan a continuacion una serie de consideraciones previas que podrian leerse como li-
mitaciones del modelado debidas a la informacién de base disponible y el tratamiento escogido
para ésta.

4.2.1.1 Informacioén base

La informacién de partida utilizada son datos histéricos de demanda del periodo 1 de julio
de 2012 a 30 de abril de 2017 y datos diarios de temperaturas maxima y minima para el mismo
periodo, correspondientes a la estacién meteorolégica de Carrasco en Montevideo.

En los ensayos previos a la definicion del modelo se utilizaron también series de veloci-
dad de viento y radiacion solar pero finalmente estos datos fueron descartados debido a que su
aporte no era significativo para la determinacién de la demanda, al menos con el nivel de preci-
sion actualmente alcanzado. No se descarta que en base a estudios mas pormenorizados de ca-
sos particulares pueda detectarse una eventual influencia de estas variables que permita mejo-
rar la prediccion en casos particulares concretos.

4.2.1.2 Horario de verano

Dentro del conjunto de datos utilizado se encuentran tres periodos donde se aplicé el
cambio de horario de verano, que dejo de aplicarse a partir de marzo de 2015. Es dificil determi-
nar con exactitud los efectos de este cambio sobre el monto de energia diaria y sobre la forma
de la curva horaria.

Para poder proceder a la identificacién de un modelo, en esta instancia se desprecié el
efecto del cambio de horario sobre el monto de energia diaria, es decir, se tomaron en cuenta
los valores reales de energia diaria sin modificacién alguna.

En cuanto a la forma de la curva horaria se observé que los efectos eran significativos
debido al desplazamiento horario que se registra en la mayoria de las actividades humanas aso-
ciadas al consumo eléctrico. En este sentido lo que se hizo fue eliminar los datos correspondien-
tes al periodo de cambio de horario a los efectos de la identificacién de las curvas base horarias.

4.2.1.3 Sabados domingos y feriados

Dentro del modelado se representa el ciclo semanal incluyendo sabados y domingos
pero no se ha especificado un procesamiento especial para los dias feriados laborables y no la-
borables para lo cual se plantea a futuro realizar un analisis pormenorizado del comportamiento
de cada tipo de feriado, en relacion también con el dia de la semana en que se registra, para in-
corporar estos detalles al modelo. Actualmente se representan los feriados no laborables como
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dias domingos vy los feriados laborables como dias sabados, independientemente del dia de la
semana en que caen.

4.2.2) Metodologia para la identificacion del comportamiento diario

Previo a la seleccion del modelo que aqui se presenta se realizaron diversos estudios de
covarianzas entre las variables disponibles buscando identificar la mejor forma de predecir la po-
tencia media horaria de la demanda. Finalmente se optd por la metodologia aqui presentada
consistente en un modelo CEGH de paso diario, a partir de las temperaturas maxima y minima
pronosticadas para el propio dia y la demanda del dia anterior. El andamiento horario se modeld
separadamente como se presenta en el siguiente punto.

Se realizaron multiples analisis de covarianzas entre las series de demanda, temperatura
(media, maxima y minima), series simuladas de generacion edlica y solar y series medidas de
velocidad de viento y radiacion solar. Se variaron los pasos de tiempo de las series (promedios
horarios, diarios, semanales) y también se buscaron relaciones no lineales entre las variables
utilizando distintas potencias de la temperatura.

También se analizaron los ciclos mas relevantes de la serie de demandas identificando
que ademas del ciclo anual vinculado a las estaciones y sus respectivos cambios de temperatu-
ra, el ciclo semanal, que responde a los diferentes niveles de actividad que se registran y que
afectan los niveles de consumo de potencia eléctrica, es muy relevante pero indudablemente no
tiene relacién ninguna con la temperatura por lo cual se opt6 finalmente por independizar la serie
de este ciclo previo a la identificacion de covarianzas respecto de la temperatura.

Mediante los diversos analisis realizados se detectd que se podia ser mas especifico en
la determinacién de las variaciones de la energia diaria de la demanda en funcién de las varia-
ciones de la temperatura si se separaba esta energia en tres tramos horarios. Estos tres tramos
corresponden a los tradicionalmente denominados Pico, Valle y Llano los cuales ademas de re-
presentar tramos diferenciados en cuanto a la forma de la curva horaria que presenta la deman-
da, representan tramos del dia donde las actividades que gobiernan el uso de la energia eléctri-
ca son bien diferentes y por lo tanto también es diferente su dependencia con la temperatura en
el corto plazo y su evolucion a lo largo del ano.

4.2.3) Tratamiento de datos

Los datos utilizados corresponden al periodo 1 de julio de 2012 a 30 de abril de 2017 ob-
tenidos de la base de datos de ADME. Inicialmente, sobre la serie de datos horaria se calculd la
tendencia creciente en los datos para luego quitarla y obtener como resultado una serie estacio-
naria, con valores de energia equivalentes a julio de 2012.

Para quitar la tendencia se calculo el factor de crecimiento
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i promedio demanda 2016

;=

promedio demanda 2012

y el factor de crecimiento horario
1

[, = fm
- .
Luego se multiplicé cada dato horario de demanda por

ﬁi{l—hara]

obteniéndose entonces la serie sin tendencia.

De dicho periodo a su vez se eliminaron los dias feriados a menos que coincidieran con
un dia domingo.

Se realizé un control basico de los datos eliminando datos fuera de rango y eventos ex-
trafios con apariencia de fallas. También se corrigieron los registros erréneos que se dan en el
principio y el fin del cambio de horario de verano. Como se mencioné anteriormente, se despre-
ciaron los posibles efectos de reduccidén de demanda con el cambio de horario.

Se obtuvieron series de 1765 dias de duracion, con 66 dias anulados por feriado, y 7
dias anulados por ser erroneos.
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Demanda diaria vs Temperatura
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Fig. 20: Demanda diaria en funcién de la temperatura
En la Fig. 20 se muestra el conjunto de datos de demanda diaria utilizado, en funcion de
la temperatura media diaria.

La conocida forma de U del grafico anterior se debe a que el aumento de la demanda se
da tanto por la necesidad de calefaccion en épocas de temperaturas bajas, como por la necesi-
dad de refrigeracion en épocas de temperaturas elevadas, ademas de los niveles basicos de
consumo no influenciados, o no tan directamente influenciados por la temperatura.

En la Fig. 21 se observa el mismo conjunto de datos pero separado segun las diferentes
estaciones del afio e identificando el tipo de dia segun sea laboral, sabado o domingo.

Al separar por estaciones se observa como para las estaciones de maximas y minimas
temperaturas el comportamiento es bien diferenciado y opuesto, mientras que para las estacio-
nes intermedias el comportamiento es variable, sobretodo en la primavera en que se mantiene la
forma de U.
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Fig. 21: Demanda diaria en funcién de la temperatura para las 4 estaciones del afio e identificando dias laborales
(azul), sabados (rojo) y domingos (amarillos)

De esto se desprende que las relaciones buscadas entre la demanda y la temperatura
para predecir su comportamiento son diferentes a lo largo del afio, y las variaciones de la de-
manda no dependen exclusivamente del valor de la temperatura sino que, por ejemplo, la pen-
diente de la demanda entre los 20° y los 25° es de 0,4 GW/dia/°C en primavera aproximadamen-
te (va de 25 a 27 GW/dia) y de 0,8 GW/dia/°C en verano aproximadamente (va de 24,5 a 28,5
GWi/dia). Algo similar sucede al comparar una diferencia de 5 grados de temperatura en otofio e
invierno, por ejemplo, entre 10° y 15°.

En conclusién, el modelo a identificar debera tener en cuenta la estacionalidad y no solo
la temperatura aisladamente. En base a esto se analizé primero la identificacion de modelos di-
ferentes para cada estacion del afio para luego concluir en un modelo CEGH con filtro variable
de 365 pasos. Es decir, el modelo identifica un filtro para cada dia del afio de modo que de ma-
nera continua los coeficientes de la matriz de correlacion a aplicar van cambiando a lo largo del
afo.
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4.2.4) Separacion en valle llano y pico

Se descompuso la serie de demanda en tres series de energias de valle, llano y pico,
segun los tramos horarios que se detallan en la Tabla 14.

TRAMO HORARIO
Vvalle 0a5s
Llano 6al7
Pico 18a23

Tabla 14: tramos horarios de demandas Valle, Llano y Pico

En la Fig. 22 se muestra la evolucion de cada una de las series de demanda obtenidas
durante todo el periodo de datos utilizado. Alli puede observarse que la estacionalidad anual de
cada serie respecto de su valor medio es diferente para cada tramo horario. Por ejemplo se ob-
serva que los mayores valores de demanda Pico se dan durante el invierno mientras que los
mayores valores de demanda Valle se dan durante el verano.

115

Energia Demanda p.u.

i h f ! f o il | |
095 V) , | A . | L

08

GBS | I 1 1
7 & 1012 2 4 6 8 1012 2 4 6 8 1012 2 4 6 8 W12 2 4 6 & 10 12 2

mes

Fig. 22: Promedio movil de 45 dias de las series (por unidad) de demanda Pico, Llano y Valle, para el conjunto com-
pleto de datos.

Por otro lado, de la observacion del grafico de la Fig. 21 surgen dudas respeto del
modo en que se quitd la tendencia creciente a la serie, el cual se hizo sin tener en cuenta la
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division entre las tres series de demanda ni los comportamientos estacionales. Si se presta
atencion a los minimos de las tres series, que corresponden a los otofios y primaveras, pa-
recen presentar un descenso con el avance del tiempo. Esto podria deberse a que la ener-
gia consumida en estas estaciones del afio se esté manteniendo en un valor similar y lo uni-
co que se esta incrementando es la energia de los picos de invierno y verano.

4.2.5) Ciclo semanal

Se analizo el ciclo semanal, es decir, la afectacién sobre la demanda de la sucesién de
semanas con sus dias habiles y fines de semana. A partir de este analisis se pudo observar que
el ciclo semanal en relacion a la energia diaria de cada tramo horario se mantiene independien-
temente de la estacionalidad anual, es decir, no se ve afectado por los cambios de temperatura,
o lo hace en grado despreciable. Esto se puede observar en la Fig. 23 donde se muestran los
coeficientes promedio para cada dia de la semana (y para cada estacion del afo) en funcién de
la demanda media de los dias habiles (lunes a viernes) del periodo del ano correspondiente. Es
decir, los coeficientes correspondientes a los dias lunes a viernes promedian uno, pues comple-
tan la base de referencia, mientras que sabado y domingo estan por fuera de esta base.
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Fig. 23: multiplicadores de la demanda segtn dia de la semana referido al dia habil promedio del tramo horario y es-
tacién del afio correspondientes.

Esto permite establecer coeficientes multiplicadores de cada tramo de demanda para lle-
var los valores de energia de cada dia de la semana a una referencia unica de energia de dia
habil medio, definiéndose a partir de alli las relaciones demanda-temperatura para la definicion
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dom lun mar mie jue vie sab
valle 0.9453 0.9645 1.0071 1.0064 1.0082 1.0098 1.0021
llano 0.7909 0.9926 1.0006 0.9996 0.9948 0.9927 0.8967
pico 0.8935% 1.0006 1.0020 1.0048 0.9997 0.9844 0.9226

Tabla 15: multiplicadores de la demanda segun dia de la semana referido al dia habil promedio del tramo horario co-
rrespondiente.

Los valores hallados son casi coincidentes con los presentados en [] donde se trabajo
con datos hasta el afio 2010 expresando “En cuanto a la estacionalidad semanal, no se
aprecia un cambio en este patron a lo largo del periodo analizado. Mas precisamente, para
el total de la muestra el consumo promedio de sabado y domingo representa el 93% y 84%
del promedio del consumo en de los dias habiles respectivamente, cifras que continuan re-
presentando el patrén de consumo intra semanal en 2010.” Los valores presentados en la
Tabla 15 prorrateados segun cantidad de horas de participacion en la demanda equivalen a
93% para el sabado y 86% para el domingo, lo que mostraria que esencialmente se mantie-
ne el mismo comportamiento con un muy leve aumento para el consumo del domingo.

4.2.6) Configuracion del Modelo CEGH

Con las series de datos transformadas a energias de dia habil medio con los coeficientes
mostrados en la Tabla 15, se realizé la identificacion del modelo CEGH.

El encabezado del archivo de datos utilizado se muestra en la Fig. 24.

VERSION_FORMATO_SERIES: 2
5 NSeries
2012 7 1 e 30 e
24 // Periodo de muestreo en horas
1765 NPuntos
365 Puntos por ciclo
YYYxX
DP DL DV Tmax Tmin
1 3001 14357 5513 1/ 8.3
2 8735 15297 5352 10 6.2

Fig. 24: Encabezado del archivo de serie de datos de entrada

Los dias feriados, tanto laborables como no laborables, excepto los que coincidieran con
dia domingo, fueron considerados datos invalidos para no interferir con la identificacion de las
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relaciones de dependencia de las variables. Posteriormente, los feriados laborales se represen-
tardn como dias sabado y los no laborales como dia domingo.

El seteo del Analisis Serial se realiz6 como se muestra en la Fig. 25. Como puede obser-
varse, se utilizo la opcién de Filtro Lineal VARIABLE para representar correctamente a lo largo
del afo los cambios en la relacién demanda-temperatura. De esta manera se identifica una ma-
triz de correlacion para cada punto del ciclo, en este caso, una matriz por dia.

pm Analisis Senial - ldentificador de modelos CEGH - ({ SimSEE )( IIE-FING )

CEGH N34 Afios andlogos  Rellenado  Experimental Modelador

Buscar Archivo de Series de Datos
Archivo de series: ||ANDA\mayo2017\CEGH\superCEGH_2DEM\CEGH4\3dem2tem_cic-sem.tf|

Orden del filtro; l1 J [Cantidad de pasos de memornia del Filtro Linea)
Ovetlapping Traslapping| 0 NPuntosPoriMinicicho: | g
Horas entre muestras: E Filtrar Walores Menores quEet 1111 NP_DBfﬂmBS: 200
[ Filtear al Gaussinizar menores que: 10 ] [] Firado [Ik0<0.2 par:

[[J Usar informacién parcial en & B [[] Completar huecos con mida blanco,

[ Fillro Lineal VARIABLE Formato: [3 | : |3
Tipo de modelo Célcula de B
(®) ¥[k+1] = sum[ Ah =[k-h] ;=1 .. MR )+ B RIK] Algebraica 4
(O)Y[k] = suml Ah¥[k-h] :h=0...NR ]+ B R[K] Rudio + Gra

Ruida + Che

Varianza de lo no explicado: | 7777

Huwst Autoco H2(f Crear modelo CEGH

Fig. 25: Seteo del programa Anélisis Serial para identificacion del modelo CEGH

El modelo utilizado es X[k+1]=AX[k] + BR[k], es decir, se predice el valor mas probable
del paso k+1 en base a todos los valores del paso anterior y utilizando orden del filtro igual a 1
(NR=1). Sin embargo, en la construccion del conjunto de series se desplazo la temperatura un
paso de tiempo hacia adelante, de manera que la temperatura de la fila k, en base a la cual se
estimara el valor de la demanda del paso k+1 corresponde en realidad a la temperatura registra-
da en el paso k+1. De esta manera el modelo predice el valor mas probable de demanda para el
dia k en funcién de la demanda registrada en el dia k-1 y la temperatura maxima y minima pro-
nosticadas para el dia k.

Se observa también que se seted un overlapping de 45 dias. Dicho valor se encontrd
adecuado para poblar suficientemente los histogramas y buscar reducir las oscilaciones de alta
frecuencia en la evolucion de los coeficientes del filtro. Con el overlapping seleccionado se logra
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una evolucién bastante suave de estos coeficientes lo cual se muestra en la Fig. 25 para las tres
series de demanda por horario.

El Traslapping se seted en cero pues al haber eliminado el ciclo semanal con la aplica-
cion de los coeficientes antes mostrados para uniformizar las energias a las de dia habil prome-
dio, no se detectd otro miniciclo relevante en la serie de datos.

Filtro A- PICO

100
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0.60
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0.20
0.00
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e [|P-DIP s P DL =DP-DV DP-DIMay s [P -Tmin

Filtro A - LLANO
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0.B0
0.60
070 s g
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s V=DV o DV-DF = -DV-DL DV-DEMaK  se—D-Tmin

Fig. 26: coeficientes del Filtro A para las deman-
das Pico, Valle y Llano graficados en funcién del
dia del afio

Luego de identificado el modelo CEGH, se editaron las matrices de los deformadores
para llevarlos a “por unidad de energia” ya que las series de entrada utilizadas corresponden a
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berle quitado la tendencia creciente segun se explicd anteriormente).

Para cada una de las matrices del deformador de las series (DP, DL y DV) se divide cada
término de la matriz entre el promedio total de ésta, obteniéndose los deformadores por unidad
de energia o potencia media de cada tramo con lo cual puede luego escalarse la demanda sali-
da del modelo a los valores correspondientes al afio de interés, multiplicando los valores por la

energia o potencia media anual correspondiente de cada tramo horario.

Los valores medios base, referidos al afno 2012, correspondientes a las series de entra-
da, los cuales dividieron cada una de las matrices de los deformadores para generar los calores

por unidad son los que se muestran en la Tabla 16.

Energia media (MWh) | horas | Potencia media (MW)
Pico T875.6 6 13126
Llano 14334.5 12 1194.5
Valle 5578.6 6 929.8

Tabla 16: Promedios de los deformadores, divisores para escalar a p.u.

En la Fig. 27 se muestran los promedios de los deformadores ya pasados a p.u. para las

variables demanda pico (DP), llano (DL) y valle (DV).
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Promedio de los deformadores
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Fig. 27: promedio de los deformadores del CEGH para las variables DP, DL y DV

4.2.7) Metodologia para la identificacion del comportamiento horario

El modelo CEGH elaborado genera valores diarios de demanda de cada uno de los tres
horarios elegidos. Para representar el comportamiento horario de la demanda se distribuye la
energia de acuerdo a la forma esperada de la curva horaria con el método que se describe aqui.

La forma de la curva horaria de la demanda es muy estable es decir, no presenta oscila-
ciones de baja frecuencia y se puede describir basicamente en tres tramos. Para el caso de los
dias habiles, el primer tramo, desde las cero horas hasta las 5 0 6 de la mafana, presenta con-
cavidad positiva alcanzando el minimo entre las 3 y 4 de la mafiana. El segundo tramo presenta
concavidad negativa en su mayor parte y en algunas estaciones presenta un cambio de concavi-
dad sobre las ultimas horas (13 o 14 horas). El ultimo tramo presenta también concavidad nega-
tiva mayor que la del tramo anterior, y alcanza el maximo entre las 20 y las 21 horas, dependien-
do de la época del afio.

Esta diferenciacion de la curva en tres tramos es lo que sugirié realizar el modelado de la
energia diaria en tres tramos ya que evidentemente, los tres tramos tienen un forzante principal
diferente en cada caso, que responde a diferentes actividades humanas principales en cada ho-
rario y por lo tanto se esperaba que la relacion con la temperatura pudiera ser diferenciada.
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Dias hibiles Dias domingo

S A~

Fig. 28: curvas horarias medias por estacion para dias habiles y dias domingo

Dada la baja variabilidad de la forma de la curva horaria, la representacion elegida se
basé en un procedimiento de agrupamiento de curvas histéricas y seleccion e interpolacion a
partir de este indice de curvas histéricas y las variables conocidas vinculadas que en este caso
son, la temperatura media, el tipo de dia (habil, feriado, semiferiado) y el dia de la semana.

El procedimiento se realizé6 mediante la aplicacion Cluster_dem.Ipi.

Previo al agrupamiento de curvas se realizé la misma division por tramos horarios que
para el modelo CEGH, pico, valle y llano. A partir de esa divisién se identificaron 4 curvas repre-
sentantes para cada tramo. En la Tabla 17 se muestran la cantidad de individuos agrupados jun-
to a cada curva representante y las distancias maxima y media de los individuos del grupo a di-

cha curva.

VALLE
curva # individuos  |distancia media |distancia maxima
0 19% 0.16 5.9
1 34% 057 8.0
2 14% 210 6.4
3 4% 0.25 8.3
LLANO
curva # individuos  |distancia media |distancia maxima
0 38% 027 220
1 27% 018 19.0
2 9% 0.35 8.5
3 26% 0.33 165.9
PUNTA
curva # individuos |distancia media |distancia maxima
0 31% 0.11 10.7
1 37% 0.07 10.6
2 8% 014 4.0
3 24% 0.10 8.4

Tabla 17: resultados de los agrupamientos de curvas para cada tramo.
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En la Fig. 29 se muestran las formas de las curvas representantes de cada agrupamiento
y para cada horario.

Analizando la participacion a lo largo del ano de cada curva se observa que para el hora-
rio de punta, la preponderancia de las curvas se ordena basicamente por el desplazamiento ho-
rario de la puesta de sol que se adelanta con el avance del otofio e invierno, adelantandose y
ensanchandose el pico de consumo. Es decir, ordenadas segun mayor participacion desde el
comienzo del afo, el orden de las curvas de punta seria 2, 3, 0y 1 (ver Fig. 29).

Para el horario de valle la mayor parte de los dias se reparten entre las curvas 3 y 1,
siendo la diferencia entre estas el movimiento entre un consumo mas alto al inicio del horario (fi-
nal del pico del dia anterior) y mas bajo al final (comienzo del consumo diurno) que se da princi-
palmente en invierno y primavera (curva 1), y un consumo levemente desplazado hacia la mafa-
na que se da principalmente durante el verano (curva 3). Las curvas 0 y 2 representan mayorita-
riamente los dias sabados y domingos, siendo la curva 2, que presenta mayor consumo al co-
mienzo, mas representativa en invierno y la curva 0 mas representativa en verano.

Las curvas del horario de llano muestran mayor preponderancia de las curvas 0, 1y 3,
centrandose sobre todo la curva 1 en los dias domingos y sabados y dias de verano. Mientras
que en el invierno es mas preponderante la curva 3. Sin embargo la curva 2 que inicialmente
tiene una participacion muy menor en dias domingos, comienza a tener cada vez mayor prepon-
derancia en dias habiles en el ultimo periodo de datos, es decir, desde el afio 2015 en adelante.
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Fig. 29: curvas representantes de los agrupamientos de cur-
vas para cada tramo horario

Como se mencioné anteriormente, el procedimiento de seleccion de curvas para cada tramo ho-
rario se realiza en base al dia del afio y la temperatura media del dia correspondiente, y también
al tipo de dia. El procedimiento se realiza tomando 20 dia en torno al dia del afio en cuestion, fil-
trando de alli los dias que no correspondan con el tipo de dia del dia en cuestion e interpolando
linealmente entre las curvas resultantes segun su temperatura media correspondiente y la tem-
peratura media del dia en cuestion.
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Para la generacion de prondsticos de demanda de los siguientes 14 dias esta seleccion
se realiza a partir de prondsticos de temperatura utilizando el programa “selectcurva_vates_pv-
l.m”

4.2.1) Configuracion de la sala y el actor Demanda

Para la configuracion del actor Demanda dentro de la Sala SimSEE se deben seguir los
siguientes pasos:

1. Ingreso de la fuente CEGH y fuentes “producto” para multiplicar cada borne de la fuente
por el valor medio anual del periodo de interés.

2. Ingreso de valores de partida del dia inicial de la corrida:

a) Demanda de cada tramo horario, en por unidad y llevado al equivalente de dia habil
segun los coeficientes de la Tabla 15.

b) Temperaturas maxima y minima del dia siguiente al primer dia de la corrida (debido al
que el CEGH esta construido con las temperaturas del dia k+1)

3. Configuracion de tres actores de demanda detallada, PICO, VALLE y LLANO, ingresando
en cada actor el archivo correspondiente con los parametros de forma de la curva en por
unidad el horario correspondiente y ceros en las horas no correspondientes. La demanda
total del sistema sera la suma de las tres demandas.

4. Conexion de cada una de las tres demandas a la fuente de ruido correspondiente (sin su-
mar ruido), es decir a la fuente resultante de multiplicar el borne del CEGH del horario co-
rrespondiente por el valor de potencia media anual correspondiente.

En caso de que la corrida sea de largo plazo se utiliza un actor tipo “Demanda generada
a partir de un afo base y vector de energias anuales” teniendo en cuenta que el escalado del
crecimiento anual debe hacerse en base a la energia ficticia que aparece en el formulario calcu-
lada como la suma de las energias del afio base (que en este caso no sera una energia ya que
los valores del afio base seran por unidad). Ver Fig. 30
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Fig. 30: Ejemplo de ingreso de actor Demanda en corrida de largo plazo
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4.2.1.1 Resultados
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5 ANEXO: Consideraciones sobre el modelo esto-
castico de demanda.
Programacion Estacional Abril 2018.

E. Cornalino y R. Chaer.

30 de abril de 2018
Montevideo - Uruguay

5.1 Introduccion.

Durante 2017 se desarrollé un modelo estocastico de Demanda que tiene por objetivo re-
presentar la variabilidad de la Demanda captando su dependencia con la temperatura. Este mo-
delo se basa en la metodologia de Correlaciones en Espacio Gaussiano con Histograma
(CEGH) [1]. Dicha metodologia permite obtener modelos capaces de sintetizar series de datos
con los mismos histogramas de amplitudes de las series originales y con las mismas dependen-
cias de correlaciones entre las series entre si y con sus pasados. Dependiendo de la cantidad
retardos temporales (cantidad de parametros del modelo) que se utilicen sera mejor o por la
aproximacién del esquema de correlaciones.

Por construccion, el modelado CEGH impone una muy buena aproximacion a los histo-
gramas de amplitudes de las sefiales modeladas y una aproximacién al esquema de correlacio-
nes entre las sefales entre si y con sus pasados que puede mejorarse aumentando la cantidad
de retardos considerados en el modelo.

Para la identificacion del modelo estocastico es necesario primero quitar las tendencias
que puedan tener las series para poder suponer que el proceso estocastico modelado esta en
estado estacionario (condicion necesaria para poder suponer que es ergodico y poder realizar
una identificacion sobre la Unica realizacion historica).
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5.2 Representacion de la variabilidad.

La operacion del SIN implica el calculo de una Politica de Operacion (PO) 6ptima. Dado
que siempre es necesario realizar simplificaciones para poder modelar y calcular, la PO obtenida
es necesariamente sub-6ptima (o imperfecta). Si las simplificaciones realizadas consisten en
omitir representar la variabilidad (de los
aportes, de la demanda, de la generacion 025
edlica, etc.) la PO obtenida sera menos
adversa a llevar la operacion a situacio-
nes extremas resultando posteriormente
en un sobre costo en la operacion.

El modelo de demanda incorpora-
do mejora la representacion de la variabi-
lidad. La Fig. 31 muestra el resultado de
la simulacién con paso horario del afio
2018 con 1000 realizaciones posibles.

Las dos nubes de puntos corresponden s os 07 08 00 1 11 12 13 14 1s
para cada una de las 8760 horas a los emands hrara en .. el valor esperado anul

valores del Desvio de la potencia en por  Fig. 31: Desvios horarios con confianza 90%.

unidad del valor esperado de la potencia

de la hora. En las ordenadas se repre-

senta el valor esperado de la potencia de la hora en por unidad del valor esperado anual. Como
se puede apreciar, con confianza 90% las
variaciones representadas estaran entre
+/-10% de la potencia esperada de la
hora. Por ej. en una hora de 1800 MW
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Desvios con confianza 90% en p.u. de la demanda horaria
(=)

(punta) las variaciones representadas
agregar una incertidumbre de +/-180 MW. o oo

La Fig.31 muestra la variabilidad - it NN
representada a nivel horario. o

?L 002 g AP AL i

También es importante identificar oo
al variabilidad de la energia acumulada a0
en diferentes ventanas de integracion. 008
Por ej. una pregunta valida es cual sera 91+ T : T T - - " -
la dispersion anual de la energia de la meses e negracion
demanda basada solamente en la estruc- Flg 32: Desvios P5 y P95% para diferentes meses de integra-
tura del modelo. La Fig.32 muestra el clon.

desvio de la integral de la energia para

diferentes tiempos de integracion (eje x en meses). Con probabilidades de excedencia 95 y 5%.
Es de esperar que del +/-10% del nivel horario, se reduzca el desvio (con igual banda de con-
fianza) en la medida en que se aumenta el tiempo de integracién. En la Fig.32 se observa que a
nivel semanal (primer valor del grafico) se tiene un desvio del orden del +/-7% y que se valor se
reduce a +/-2% al integrar 12 mese. Observar que la variabilidad representada introduce enton-
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ces variaciones a diferentes escalas temporales y que en particular el desvio anual es del mismo
orden que el crecimiento previsto de la demanda.

Ambas figuras muestran claramente la importacion de introducir esta variabilidad dentro
del modelado tanto a nivel de simulaciones de paso horario para la programacion diaria y sema-
nal como en simulaciones de mayor paso de tiempo como es el caso de la Programacion Esta-
cional.

5.3 Chequeos contra la serie historica.

Como ya se menciond, el modelo fue entrenado con los ultimos 5 anos de datos y por
tanto la comparacién con los mismos datos es razonable que sea adecuada. En el futuro, cuan-
do se dispongan de nuevos datos se podran realizar mejores comparaciones y re-calibrar el mo-
delo si es necesario.

Para la comparacién de los valores de demanda que surgen del modelo con valores rea-
les se tomo un periodo de datos comprendido entre el 1/1/2016 y el 30/04/2017.

El periodo comprende 486 dias de los cuales dos fueron descartados por tratarse de da-
tos espurios de demanda.

En la Fig. 33 se observa la serie de demanda diaria medida (datos SCADA ADME) con-
juntamente con las curvas correspondientes a las probabilidades de excedencia de 5% y 95%
arrojadas por el modelo.

En este caso el modelo se corrié en una sala SImSEE sin introducir informacién de la
temperatura, es decir que el modelo sortea también los valores de temperatura maxima y mini-
ma esperados. Se realizaron 100 simulaciones.
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Fig. 33 Demanda de energia diaria real y banda de probabilidad 5%-95% de la salida del modelo CEGH.

Los resultados arrojados para este periodo en particular muestran un apartamiento del
18% de los casos respecto de la banda de confianza del 90%, es decir que 18% de los dias eva-
luados estuvieron por fuera de los limites de PE95% y PE5%.
Mas precisamente se registraron 4% de los dias por encima de dicha banda de confianza'y 14%
de los dias por debajo.
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Lo observado para este periodo muestra que la variabilidad de la demanda es significati-
va Yy que el modelo subestima levemente esta variabilidad en cuanto a los valores minimos regis-
trados.

Se realizo otra corrida del modelo ahora introduciendo informacion de temperatura, es
decir, poniendo como pronéstico de temperatura la serie de temperaturas reales registradas du-
rante el periodo. En este caso el periodo fue de 44 dias comprendidos entre el 7/2/2016 y el
20/3/2016.
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Fig. 34 Demanda de energia diaria real y banda de probabilidad 5%-95% de la salida del modelo CEGH
con y sin dato de temperatura.

Como era de esperar el ancho de la banda de confianza de 90% se redujo y los eventos
por fuera de dicha banda también.

Los eventos por fuera de las bandas para el caso sin temperatura en este periodo ascen-
dieron al 19% y con temperatura al 14%.

Los que superaron la PE5% fueron en el caso sin temperatura 5% y en el caso con tem-
peratura ningun evento. Esto quiere decir nuevamente que el modelo subestima levemente los
valores minimos de la demanda diaria.

A partir de estas observaciones puede concluirse que el modelo representa razonable-
mente bien la variabilidad de la demanda y no sobrestima su dispersion ni subestima los eventos
de altas demandas diarias.

Andalogamente a lo realizado para la comparacion de las energias diarias se realizé la
comparacion de las energias mensuales para el periodo comprendido entre enero de 2016 y
abril de 2017. En la Fig. 35 se presentan los resultados.

Cuantitativamente se registraron un 18% de los meses con energias medias por encima
de la banda de PE5% y un 18% por debajo de la banda de PE95%.
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Demanda Mensual (GWh)
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Fig. 35 Demanda de energia mensual real y banda de probabilidad 5%-95% de la salida del modelo
CEGH

La Fig.36 muestra la banda de confianza de 90% vy 4 realizaciones posibles de la deman-
da, siendo la superior izquierda la correspondiente a la cronica histérica y las otras 3 resultados
de simulacion con diferentes semillas aleatorias. Como se puede apreciar, en general la curva
historica (roja) podria haber sido una de las curvas azules (sintéticas). Mirando con mas detalle
se observa que las curvas sintéticas (azules) son un poco mas “crespas” que la roja. Esto se
debe a que al utilizar una representacion aproximada del conjunto de correlaciones se pierde (en
la aproximacion) parte de “la inercia” (0 memoria) del proceso estocastico representado.
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Fig. 36 Demanda de energia mensual real y 3 crénicas de la salida del CEGH al azar junto con las bandas
de probabilidad 5%-95% del modelo.
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5.4 Curvas horarias.

La Fig.37 muestra la salida de la aplicacién VATES para 7 dias con diferentes cortes de
probabilidad. Esto refuerza lo ya indicado respecto de la variabilidad horaria con un ejemplo con-
creto.
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©18-05-08 80

alida_sr3 (v_178320fH-p4-30 14:06)

Fig. 37: Salida del VATES 7 dias.

En cuanto a los saltos que pueden aparecer en la forma de la curva horaria en algunos
casos al cambiar el tramo horario (hora 0, 6 y 18), se considera mas que nada un inconveniente
visual pero que no afecta las estimaciones de potencia o energéticas de las simulaciones en los
lugares mas relevantes (centro de los tramos horarios).

Se esta probando una nueva version del modelo que resume las formas de las curvas
por tramo horario en 12 curvas tipo, mientras que en la primera version se usaban sélo 4 curvas
por tramo. Se espera que esta modificacién ademas de mejorar la representacion de la curvatu-
ra del pico diurno en algunas épocas del afio mejore también los saltos en las uniones de los tra-
mos.

5.5 Referencias.
[1] Chaer, Ruben. (2015). Fundamentos del modelado CEGH de procesos aleatorios.

10.13140/RG.2.1.4637.8081.
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6 Anexo ll: Caso con demanda fija y modelado de la
exportacion como PES anteriores

Se conservan las hipotesis ya mencionadas, con los siguientes cambios en el modelado:
® Demanda: se utiliza una demanda detallada fija, como se venia haciendo hasta ahora.

@ [ntegracion Spot: se modela como un actor que paga un valor fijo de 30 USD/MWh, utili-
zando el actor spot de mercado de SImSEE, con las siguientes hipotesis:

O 800 MW con 70% de disponibilidad en el periodo de Marzo a Julio (se consideran
activos los mercados Argentino y Brasilero)

O 600 MW con 70% de disponibilidad en el periodo de Agosto a mediados de No-
viembre (en primavera solo esta activo el mercado Brasilero).

O El mantenimiento de Candiota se representa, segun datos recibidos de ONS, de
Octubre a Diciembre de 2018, lo que limita la transferencia por Conversora Melo.
En ese periodo se reduce la potencia maxima de intercambio a 300 MW.

O 0 MW de mediados de Noviembre a Febrero (los excedentes a costo inferior a
30USD/MWh en el sistema nacional son escasos y en su mayoria en los valles,
por lo que habria pocas posibilidades de colocacién de los mismos).

6.1 Principales Resultados

6.1.1) Probabilidad de excedencia de Falla

En la Fig. 38 y en la Fig. 39 puede observarse la excedencia de Falla como porcentaje de la de-
manda y como energia de Falla.

Se observa que con probabilidad 4,5% la Falla en relaciéon con la demanda es del orden del 0,1
% y la energia de Falla es del orden de 5 GWh en el periodo estacional.
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Fig. 38: Excedencia de Falla Semestral como porcentaje de la demanda
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Fig. 39: Excedencia de Energia de Falla

6.1.2) Evolucion de la cota de Bonete

En la Fig. 40 se puede observar la evolucion de la cota de Bonete.
Observando los resultados de la evolucién de la cota por cronica se ve que hay 495 cro-

nicas que bajan de 72.3 m y 41 crénicas que superan 80.1 m para alguna semana dentro del pe-
riodo estacional
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Fig. 40: Evolucién de la cota de Bonete

6.1.3) Evolucion del Costo Marginal

En la Fig. 41 y en la Fig. 42 se muestra la evolucion del Costo Marginal medio semanales
y en el Poste 1.

Se observa que el Costo Marginal del Sistema no supera los 150 USD/MWh en valor es-
perado en el periodo estacional.
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Fig. 41: Evolucién del Costo Marginal Medio Semanal

Yaguarén 1407 — Oficina 809 Tel. 2901 1630 WEB.: www.adme.com.uy



ADMINISTRACION DEL MERCADO ELECTRICO

Costo marginal
Poste 1, pico de demanda
450.0
400.0
3150.0
300.0 A\
v Illl,_—..h_\_-__/-"\/\/‘\/-— - fll L-‘_'#
4 /
2 2500 f \/\/ \ JA
£ | oV
? 2000 //
150.0
100.0
50.0
0.0
5] A I
o & @s? o &
S & S & S
" + + "+ "

Fig. 42: Evolucién del costo marginal en el Poste 1
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