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INTRODUCCION

Con el objetivo de alcanzar un adecuado abastecimiento de la demanda de energia eléctrica, la
UPME realiza una revision anual del plan de expansion de los recursos de generacion y de las redes de
transmision de electricidad. Los analisis de planeamiento realizados tienen un horizonte de largo plazo
y se fundamentan en informacion de la infraestructura eléctrica actual, los proyectos futuros y las pro-
yecciones de demanda de energia eléctrica.

Este documento contiene una revision de las diferentes variables economicas del pais, tales como
el crecimiento de la economia, el Indice de Precios al Consumidor - IPC, tasa de cambio, empleo, infla-
cién, sectores externo e interno, entre otros. Adicionalmente, incluye una revision a la evolucion de la
demanda, |la capacidad instalada del Pais y |a situacion mas reciente del mercado de electricidad.

Es de considerar que esta version del Plan de Expansion fue desarrollada durante el transcurso del
ano 2012 y parte del 2013, para la planeacion indicativa de la generacion se utilizo el escenario alto
de las proyecciones de demanda, revision a noviembre de 2012, y para la definicion de la red de trans-
mision se tuvo en cuenta el escenario alto de las proyecciones de demanda, revision julio 2012. Esta
diferencia de supuestos en la demanda a utilizar se debid basicamente al inicio de los ejercicios de
planificacion, ya que en lo referente a la definicion de la infraestructura de la red de transmision, se
llevaron a cabo estudios detallados de cada una de las areas operativas del Sistema Interconectado
Nacional - SIN, lo cual ameritd de analisis con mucha antelacion.

Encuanto alageneracion, serealizé un analisis de los recursos energéticos con los que cuenta el pais,
como son el carbon mineral, gas natural, combustibles liquidos e hidroelectricidad. Asi mismo, el docu-
mento presenta el registro de proyectos de generacion, hace una breve descripcion de las tecnologias
y costos a nivel mundial, e igualmente se incluye informacion de demanda y expansion considerada para
la formulacion de este plan, en relacion al sistema Colombiano, Centroamericano y Ecuatoriano.

Los resultados del plan de generacion indican que en el periodo comprendido entre los anos 2013
y 2018, se puede cumplir con los criterios de confiabilidad energética establecidos por la Regulacion,
lo anterior considerando las plantas definidas por el mecanismo del Cargo por Confiabilidad, aguellas
gue se encuentran en desarrollo, y los supuestos establecidos en este documento. En otras palabras,
en el corto plazo no se vislumbran reguerimientos de generacion adicional a los ya establecidos por el
mecanismo del Cargo, aun considerando el retiro de una planta y posibles atrasos de otras.

Por otro lado, para el horizonte 2018 - 2027 se identifica un incremento de la capacidad instalada
cercano a los 3,100 MW, ello con el objetivo de cumplir con los criterios de confiabilidad energética.
Dentro de lo que seria el Plan candidato de Expansion de Generacion, resalta laimportancia de contar
con la segunda etapa de Ituango, la construccién de dos proyectos hidroeléctricos, dos plantas a gas
en particular cierres de ciclo, y una planta a carbén. Toda esta expansion debe ejecutarse de manera
secuencial a partir del ano 2021, con el fin de disminuir la vulnerabilidad del sistema.
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Adicionalmente, se evaluaron dos estrategias de diversificacion de |la matriz, incorporando para la
primera opcion, 540 MW de generacién renovable, entre recurso edlico, geotermia y cogeneracion. La
segunda alternativa contempla solamente 300 MW edlicos en el Norte de la Guajira.

A partir de una metodologia desarrollada en la UPME, se establecen complementariedades impor-
tantes entre los recursos renovables de las Fuentes No Convencionales de Energia - FNCE, y las op-
ciones hidricas tradicionalmente consideradas. En particular, los resultados obtenidos muestran que la
energia renovable puede reducir el costo marginal, y por lo tanto, desplazar generacion mas costosa,
garantizando claro est3, la confiabilidad del sistema.

En este mismo sentido, se analizé también el efecto de la implementacién del Programa de Uso Ra-
cional y Eficiente de Energia y demas formas de energia no convencional - PROURE. Bajo estos es-
cenarios, se encontro gue el sistema no requeriria de la expansion prevista para el escenario base de
largo plazo, es decir, 3,100 MW de generacidn, ya que sin esta nueva capacidad y para los escenarios
de demanda estudiados, los indicadores de Confiabilidad Energética aun cumplen con los limites esta-
blecidos por la regulacion.

En el ejercicio de planificacion de la red de transmisidn se analizo el impacto de la conexién de cin-
co (5) grandes usuarios, especificamente los proyectos de generacién Ambeima, Termotasajero |1, San
Miguel e Ituango, al igual que el gran consumidor Drummond. Adicionalmente, se definieron obras de
infraestructura para mejorar la confiabilidad de lared, reducir las restricciones del sistema, y en general
asegurar el correcto abastecimiento de la demanda en todo el horizonte de planeamiento.

Como resultado del plan de transmisidn se recomienda la ejecucion de trece (13) proyectos en el
Sistema de Transmision Nacional - STN: Nueva subestacion Tuluni 230 kV y obras asociadas, “Refuerzo
de la subestacion Reforma’l 230 kV y “Refuerzo Caracoli” 220 kV, dos dispositivos FACTS en el area
Oriental, nueva subestacion La Loma 500 kV y su incorporacion al sistema, segundo transformador
Copey 500/220 kV - 450 MVA, nueva subestacion Rio Cérdoba 220 kV, conexion de la planta de ge-
neracion ltuango vy su red correspondiente, obras adicionales para garantizar la evacuacion de Porce
I,y nuevas lineas a nivel de 500 kV para incrementar las transferencias hacia las areas Caribe, Suroc-
cidental y Oriental. Se trata de una inversién superior a los 2,000 millones de ddlares, la cual se debera
ejecutar en los proximos 5 anos.

De esta manera la UPME hace entrega del Plan de Expansién de Referencia Generacion - Trans-
mision 2013 - 2027, el cual fue elaborado con la asesoria del Comité Asesor de Planeamiento de la
Transmision - CAPT, la participacion de diferentes agentes y el apoyo de XM. A todos ellos nuestros
agradecimientos.
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ENTORNO ECONOMICO
NACIONAL

La situacion economica mundial en los Gltimos anos ha presentado comportamientos de inestabi-
lidad, las principales zonas econémicas se vieron afectadas por la crisis, y apenas empiezan a mostrar
una leve recuperacion. Estados Unidos presentd un crecimiento cercano al 2.3% en 2012. mientras
que la Zona Europea ha disminuido considerablemente, pasando de una tasa de 1.5% en 2011, a ni-
veles incluso por debajo del 0% en los Ultimos 2 trimestres de 2012. En cuanto a las principales eco-
nomias asiaticas, se tienen que China redujo su crecimiento de 9.2% en 2011 a menos de 8%: Corea
del Sur presenta una situacién similar, con un crecimiento de 3.6% en 2011, comparado con niveles de
alrededor de 2% en la actualidad.

Sin embargo, la economia colombiana ha logrado mantenerse a flote, con un crecimiento econdmi-
co positivo, e incluso mayor al de otras economias importantes de Latinoamérica. De acuerdo con los
resultados del DANE, el PIB crecio 4.2% con respecto a de 2011, lo que refleja una desaceleracion
frente a lo observado en el afio inmediatamente anterior. No obstante, dicho nivel contintia estando
por encima del crecimiento mundial.

A continuacion se describe, en términos generales, la influencia que ha tenido la coyuntura econo-
mica en la demanda de electricidad, asi como la ocurrencia de otras externalidades que afectaron el
sistema eléctrico nacional.

1.1 PRODUCTO INTERNO BRUTO

El Producto Interno Bruto colombiano en 2012 crecié 4.2% segun los datos preliminares publicados
por el DANE, como se observaen la Gréfica 11. Este crecimiento es menor respecto al del afo anterior,
y se asocia con afectaciones por disminucion de la produccion industrial y la desaceleracion del creci-
miento de la actividad minera, que pasd de 14.6 % enel 2011 a3 5.9% en 2012.

Grdfica 1-1: Variacion anual de PIB y demanda de energia eléctrica en Colombia
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Por otro lado, los mayores aportes al PIB en 2012 fueron dados por el sector financiero, que tiene
una participacion cercana a 25% del crecimiento total, seguido por aporte los sectores de servicios so-
ciales, comunales y personales, con casi 20% del crecimiento, y luego comercio, restaurantes y hoteles,
que tiene una participacion de 12% en el PIB nacional.

Asimismo, al analizar el comportamiento trimestral del PIB, mostrado en la Grafica 1-2, se encuentra

que el menor crecimiento de 2012 se hizo mas notorio en los dos ultimos trimestres, con valores de
2.9% vy 3.3% respectivamente

Grdfica 1-2: Variacion trimestral PIB y demanda eléctrica
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Uno de los andlisis que se hace para medir la productividad de un pais, es larelacion entre las tasas de
crecimiento anual del PIBy lademanda de electricidad, como se muestraen la Grafica 1-3. Sinembargo,
en situaciones de crisis econdmica o con influencia de factores atipicos, el efecto que tiene una variable
sobre la otra se puede ver alterado. El caso mas notorio es el afio 2011, donde la salida de carga por
mantenimiento en las instalaciones de Cerromatoso y la afectacion por la temporada invernal, generd

un crecimiento anual en la demanda eléctrica de 1.8%, mientras el crecimiento econémico para el mis-
mo afo fue del 6.6%.
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Grafica 1-3: Elasticidad demanda eléctrica Vs PIB
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Por otro lado, al analizar el PIB por cada una de las ramas de actividad que lo componen, como se
describe en la Grafica 1-4, se encuentra que las actividades con mayor participacion son las asociadas
a bienes y servicios, estos sectores no son intensivos en consumo de energia eléctrica, generando una
‘desmaterializacion” atipica de la economia, y por ende, la teoria econdmica que relaciona directamente
el crecimiento econémico con el consumo de energia eléctrica, no es del todo aplicable en este caso.

Grdfica 1-4: Composicion del PIB por rama de la actividad econémica
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La participacion de actividades econdmicas con uso intensivo de energia eléctrica ha disminuido en
los tltimos 5 anos, enla Grafica 1-5 se evidencia la tendencia que tiene el sector de Industrias Manufac-
tureras adisminuir su participacion dentro del PIB, mientras que, como se menciond anteriormente, los
sectores de servicios aumentan su participacion, ubicandose en 54.11%, y si se incluye los impuestos,
se tiene una participacion cercana al 69% para 2012, mientras que el sector industrial aporta el 12%
del PIB.
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No obstante |a situacion actual, es importante resaltar que durante la Gltima década el PIB del sector
Industrial pasé de US$13,900 millones en el 2000 a cerca de US$47,700 millones en el 2012, con en-
foque hacia la atencién de mercados externos y exportaciones de productos de altay media tecnologia,
las cuales pasaron de US$2,251 millones en 2002 a U5$6,357 en 2012.

1.2 PRECIOS

La implementacién de politicas monetarias por parte del gobierno nacional, ha propiciado que la in-
flacion se mantenga con tendencia decreciente en la Gltima década, exceptuando los afios 2007 y 2008,
en los que se presentd un crecimiento asociado a burbujas econdmicas que afectaron laeconomia mun-
dial: como muestra la Grafica 1-6, en 2009 la inflacion de 2.0% se asocia con la crisis economica. En el
Gltimo ano, el valor de inflacion retomd a la tendencia que venia presentando antes de la fluctuacion
econdmicay se ubicd en 2.4%, valor inferior al fijado por el Banco de la Republica como meta para 2012.

Grdfica 1-6: Variacion anual del indice de Precios al Consumidor
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1.3 TASA DE CAMBIO

La crisis economica afectd los mercados de divisas a nivel mundial y Colombia no fue ajena a esta
situacion, ya que, como describe la Grafica 1-7, la Tasa Representativa del Mercado, TRM, presentd
gran variabilidad en el periodo 2009 - 2011 pasando de $2,500 por délar al inicio de 2009 a $1,934 por
ddlar finalizando 2011. La TRM promedio mensual del délar a diciembre de 2012 tuvo una disminucion
de 7.25% respecto al mismo mes de 2011, ubicandose en $1,794.

La tendencia decreciente en la TRM gue se ha mantenido hasta los Ultimos meses, no se puede atri-
buir a una tinica causa, ya que esta se ve fuertemente influenciada por factores externos de la economia
global, en muchos casos debido a especulacion de los mercados.

Grdfica 1-7: Tasa Representativa del Mercado mensual
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1.4 EMPLEQ

A pesar de la coyuntura econdmica mundial y la desaceleracidn de importantes sectores econdmicos
del pais, en |la Grafica 1-8 se muestra que la tasa de desempleo no se vio afectada en el Gltimo afo, por
el contrario, disminuy® levemente entre 2011 y 2012 al pasar de 10.8% a 10.4% promedio anual, y
la tasa de ocupacion promedio anual paso de 56.8% en 2011 a 57.8% en 2012. Cabe recordar que la
metodologia para el cdlculo de estas tasas fue modificada en el tercer trimestre de 2006, por lo que a
partir de ese periodo |la tendencia tanto de la tasa de ocupacion como de la de desempleo, se modificd
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Grdfica 1-8: Tasa de Ocupacion y Desempleo
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1.5 SECTOR EXTERNO

La balanza comercial colombiana, mostrada en la Grafica 1-9, presentd un valor positivo de
US$4,032.8 millones en 2012 con un crecimiento negativo de -24.7% respecto a 2011, donde se
obtu-vo un valor de US$5,358.4 millones. Este comportamiento refleja la disminucion de la diferen-
cia entre exportaciones e importaciones, pues aunque las exportaciones crecieron 5.6% pasando de
US$56,915 millones en 2011 a US$60,125 millones en 2012; las importaciones crecieron 8.8%, pa-
sandode US$ 51.556 millones en 2011 a US$56,092 millones en 2012.

Grdfica 1-9: Balanza Comercial Nacional
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Fuente de grdfica: UPME
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Los principales sectores de exportacion siguen siendo los de petroleoy derivados, carbon y café, con
valores de US$31,559, US$7,805 y US$1,910 millones respectivamente. Seguidos por las exportacio-
nes del sector industrial, con un valor agregado de US$23,198 millones (Ver Grafica 1-10).

Grdfica 1-10: Exportaciones por sector econoémico
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Si bien, las exportaciones totales de nuestro pais en 2012 crecieron respecto al ano anterior, la dis-
tribucion porcentual de participacion por sector econémico no se conservé en la misma proporcion.
Mientras que el sector minero aumento su participacion de 54.9% a 56.9%, el sector industrial dismi-
nuyo su participacion 40.9% a 38.6%. Por su parte el sector agropecuario aumento su participacion
pasandode 4.0% a 4.4%.

En cuanto a los paises destino para las exportaciones colombianas, el principal receptor sigue siendo
Estados Unidos con US$21,833 millones, disminuyendo su participacion de 38.6% a 36.3% en el total
de exportaciones; el segundo destino de la exportacién continua siendo Venezuela con una participa-
cion de 4.3%. Asimismo, se puede deducir una diversificacion de los paises destino al presentar 50.2%
en la participacion del grupo denominado Resto de paises, lo que equivale a US$30,165 millones. Ello
compensaria la disminucion de exportaciones hacia Estados Unidos.

La participacion total de los paises destino de las exportaciones colombianas se muestra en la Grafica
1-11.
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Grdfica 1-11: Principales paises destino de exportaciones
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Elotroladode labalanza comercial es el de las importaciones, que como se menciono anteriormente,
en 2012 tuvo un incremento de 8.8% respecto a 2011. Analizando los sectores economicos, ver Grafi-
ca 1-12, se observa que la participacion no presento variaciones notables respecto al ano anterior; se
destaca el sector industrial con una participacion del 95% en el total de importaciones.

Grdfica 1-12: Participacion de las importaciones por sector econémico
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La diversificacion del comercio exterior colombiano también se nota en los paises de origen de las im-
portaciones. En 2012 se destaca el gran auge de bienes traidos desde China y México con incrementos
del 20.1% vy 6.5% en el valor de las importaciones respectivamente, convirtiéndose, después de Estados
Unidos, en los principales origenes de las importaciones colombianas.

Asimismo, se destaca el aumento de 28.6% en el valor de |los bienes importados de Japony de 16.7%
en el total de importaciones de origen Espanol. El comportamiento de los demdas paises se describe en
la Gréfica 1-13, donde se aprecian las variaciones historicas del valor de las importaciones totales y pos
cada uno de los origenes.

Grdfica 1-13: Importaciones segun pais de origen
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1.6 SECTOR PUBLICO

Por otra parte, teniendo en cuenta la relevancia que ha tomado la actividad petrolera durante el Ul-
timo ano, que conllevo al establecimiento de politicas para incrementar la produccion hasta lograr un
millon de barriles por dia, y siendo el Estado el socio mayoritario de Ecopetrol, la Grafica 114 presenta
la participacion que tienen los dividendos de Ecopetrol respecto al total de ingresos del Gobierno Na-
cional Central - GNC para 2012. Los valores graficados incluyen también los dividendos generados por
ISA, que es propiedad mayoritaria del Estado.
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El pico de la grafica en 2009 se debe a que en ese afo, Ecopetrol pagd dividendos a sus socios, y el
Estado siendo duefio del 0% de las acciones, recibio las mayores utilidades.

Grdfica 1-14: Dividendos de ISA y Ecopetrol respecto a los ingresos del GNC
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DEMANDA DE ENERGIA
ELECTRICA EN COLOMBIA

Estaversiondel Plan de Expansion de Referencia Generacidn - Transmision fue desarrollada durante
el transcurso del afio 2012 y parte del 2013. Para la planeacion indicativa de la generacion se utilizo el
escenario alto de las proyecciones de demanda, revisién a noviembre de 2012, y para la definicion de
la red de transmision se tuvo en cuenta el escenario alto de las proyecciones de demanda, revision julio
2012.

A continuacion se presentan los escenarios de proyeccion de potenciay energia. Asi mismo, se anali-
zala evolucion histérica de lademanda de energia y potencia, al igual que los supuestos considerados y
la metodologia empleada por la UPME para sus proyecciones.

2.1 EVOLUCION HISTORICA DE LA DEMANDA DE ENERGIA

Durante el periodo comprendido entre enero de 2011 vy diciembre de 2012, se presentd un com-
portamiento poco comun en relacion a la evolucion de la demanda de energia, ya que se desarrollo el
fenomeno de La Nifia en dos periodos, el primero desde julio de 2010 hasta abril de 2011, y el segundo
desde septiembre de 2011 hasta marzo de 2012. En este Ultimo periodo se presentaron altas lluvias,
las cuales motivaron desconexion de cargas debido a inundaciones.

Adicionalmente, la salida de casi el 50% de |la carga asociada a Cerromatoso debido al mantenimiento
realizado entre febrero y agosto de 2011, afectd las tasas de crecimiento en la demanda eléctrica.

La demanda anual de energia en 2012 fue de 59,366 GWHh, con crecimiento de 3.9% respecto a
2011; afectada principalmente por |la desaceleracion econdmicay la ocurrencia de fenomenos climati-
cos extremos durante el transcurso del ano.

En el primer trimestre se presento la fase de maduracion del fenémeno La Nina, con altas precipi-
taciones y temperaturas menores a las promedio. En la Grafica 2-1, se muestra la demanda eléctrica
mensual durante 2011y 2012, notandose que la demanda maxima de energia se presento en el mes de
agosto para ambos anos.
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Grdfica 2-1: Demanda de Energia Eléctrica mensual, 2011 - 2012
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En términos de crecimiento anual, en los Ultimos 7 anos la demanda ha presentado un crecimiento
promedio de 3.0%, con fluctuaciones asociadas a la crisis economica mundial de 2008 y 2009. La Grafi-
ca 2-2 muestra las magnitudes anuales de la demanda eléctrica total de 2003 a 2012.

Grdfica 2-2: Evolucion anual de demanda de energia eléctrica
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Las variaciones de demanda eléctrica durante 2012, se pueden analizar mejor en la Grafica 2-3, don-
de se incluye los indices de variacion mensual, acumulada en 12 meses, y acumulada durante el afo.

La variacion mensual en 2012 presentd valores cercanos al 4% en la mayor parte del afio, para alcan-
zar al final el crecimiento anual de 3.9%. No obstante, este crecimiento esta afectado por la baja deman-
da presentadaen 2011. Como se observaen la misma grafica, el crecimiento de lademanda eléctricaen
2011 es bajo, y al comparar la demanda mensual de 2012 respecto a este ano, se obtiene valores muy
altos, especialmente en el primer semestre de 2012, conllevando a que los indices de variacién acumu-
lada, tanto en los ultimos 12 meses como en lo corrido del ano, presenten un valor creciente hasta el
segundo trimestre de 2012 (sin embargo se mantienen constantes durante todo el segundo semestre).

Grafica 2-3: Seguimiento mensual de la Demanda de energia eléctrica
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En cuanto a las proyecciones realizadas, en general la demanda real estuvo dentro de los escenarios
establecidos en cada una de las revisiones (lineas verticales punteadas de la Grafica 2-4). En febrero de
2012 la demanda de energia tuvo un crecimiento muy superior al esperado, ya que se compara con el
mismo mes de 2011, en el que inicié el mantenimiento de Cerromatoso.
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Grdfica 2-4: Desviacién de las proyecciones respecto a la demanda real
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Asimismo, como se muestra en la Grafica 2-4, en junio y julio de 2012 se presentaron desviaciones
respecto al pronostico para el escenario medio, mientras que para el resto del periodo analizado, el

comportamiento real de la demanda eléctrica se situ6 muy cerca del escenario medio de las proyeccio-
nes realizadas.

2.2 EVOLUCION HISTORICA DE LA POTENCIA MAXIMA

La potencia maxima mensual, mostrada en la Grafica 2-5, presentd un comportamiento similar a la
demanda de energia, con un crecimiento atipico en el primer semestre de 2012 y una gran variacion en
el Gltimo trimestre, pasando de valores de 0% en noviembre, a 6.6% en diciembre.

Es de resaltar, que luego de varios afios de comportamiento atipico, en 2012 la potencia maxima
mensual presentd una estacionalidad similar a la histérica, volviendo a tener el pico maximo en el mes
de diciembre, no obstante que el valor esta afectado por la potencia maxima del mismo mes en 2011,
en el gue lainfluencia de La Nifa provoco un descenso anormal para la época.
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Grdfica 2-5: Demanda de potencia maxima y variacion mensual
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La potencia maxima en 2012 fue de 9,504 MW y se presentd en el mes de diciembre. como histérica-
mente se venia dando. La variacion en potencia maxima fue de 6.58% respecto a 2011,

La evolucion histérica anual mostrada en la Gréfica 2-6, describe que, en magnitud, la potencia maxi-
ma presentada en 2012 muestra un crecimiento real respecto a los ultimos afios, dandose fin al es-
tancamiento que se dio durante 4 afos consecutivos, donde no hubo crecimiento significativo de la
potencia maxima anual.

Grdfica 2-6: Potencia maxima anual
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El comportamiento de la potencia maxima mensual real, respecto a los escenarios proyectados, pre-
sentd variaciones notables: como se muestra en la Grafica 2-7, en el primer trimestre de 2010 la po-

tencia maxima estuvo por encima del escenario alto, pero para el resto del horizonte, se mantuvo muy
cercano al escenario bajo.

Grdfica 2-7: Desviacién de las proyecciones respecto a la potencia real maxima
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2.3 PARTICIPACION REGIONAL EN LA DEMANDA DE ENERGIA ELECTRICA

La variacion anual de la demanda de energia eléctrica nacional y por region se describe en la Grafica
2-8, donde se puede apreciar claramente un comportamiento diferente por zona, y se evidencia que la
tasa de crecimiento de cada region tiene su propia razon de cambio, ya sea creciente o decreciente, y
no necesariamente similar al comportamiento de lademanda eléctrica nacional. Adicionalmente, se evi-
dencia la diferencia de crecimiento de cada una de las regiones respecto al crecimiento de la demanda
total nacional.

Grdfica 2-8: Variacion Demanda Energia Eléctrica Regional 2005 - 2011
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Asimismo, la participacion de cada una de las regiones ha variado en la Gltima década. En la Grafica
2-9 se muestra como ha cambiado la participacion de cada una de las regiones respecto a la demanda
nacional de energia eléctrica.

En algunos casos como en las regiones Oriente, Centro, Costa y Caribe, ha aumentado su participa-
cion, mientras que en otros, como la regién Valle y la region Noroeste, ha disminuido. La disminucion de
la participacion de demanda para las Cargas Especiales en 2011 se debe al mantenimiento realizado en
la planta de Cerromatoso, el cual durd aproximadamente 5 meses.

Grdfica 2-9: Evolucién histérica de la participacion regional en la Demanda de Energia Eléctrica Nacional.
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2.4 PROYECCIONES NACIONALES DE DEMANDA ELECTRICA

A continuacion se presentan los escenarios de proyeccion de la demanda de energia y potencia, revi-
sion noviembre de 2012, junto con los supuestos considerados, asi como la metodologia empleada por
la UPME para llevar a cabo este ejercicio de planificacion.

2.4.1 Metodologia

Para la elaboracién de las proyecciones de demanda de energia eléctrica y potencia se emplea una
combinacion de diferentes modelos, con el fiin de obtener la mejor aproximacion a través del horizonte
de prondstico. La demanda de energia eléctrica nacional (sin considerar transacciones internacionales)
esta constituida por la suma de las ventas de energia reportadas por las empresas distribuidoras, la
demanda de las cargas industriales especiales, y las pérdidas de transmision y distribucion.

Demanda = Ventas (distribuidoras) + Cargas Especiales + Perdidas

Utilizando modelos econométricos, se analiza el comportamiento anual de |as series de ventas tota-
les de energia, ventas sectoriales y demanda de energia con relacion a diferentes variables como Pro-
ducto Interno Bruto - PIB, valores agregados sectoriales nacionales, valor agregado total de la econo-
mia, consumo final de la economia, indices de precios, poblacion, etc.

Con los modelos econométricos se proyectan magnitudes de ventas de energia a escala anual. A ellos
es necesario agregar posteriormente las pérdidas de energia a nivel de distribucion, sub transmision y
transmision. Ademds, se consideran las demandas de energia de cargas industriales especiales, (Occi-
dental de Colombia OXY, Cerrejon, Cerromatoso, y para la revision de noviembre de 2012 se adiciona
Cira-Infantas, Rubiales, Ecopetrol y Drummond), obteniendo asi el total de demanda nacional anual.

De otra parte, utilizando datos mensuales de demanda de energia eléctrica nacional, se realiza un
analisis mediante series de tiempo, considerando efectos calendario, que permite la obtencion de una
proyeccion mensual de lademanda de electricidad, la cual se agrega para llevarla a escala anual. Adicio-
nalmente, se incluye como variable incidente la temperatura promedio mensual, debido a que su varia-
cidn asociada a fendmenos climaticos como El Nino y La Nifa provoca que los consumos de energia se
afecten notablemente, y la informacion actual sobre desconexién de carga parcial de Cerromatoso. La
metodologia general para la proyeccion de la demanda de energia y potencia se presenta en la Grafica
2-10.
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Las proyecciones anuales de demanda de energia para todo el horizonte de prondstico se obtienen
aplicando, de manera complementaria, ambas metodologias descritas anteriormente.

Posteriormente, se procede a realizar la desagregacion a escala mensual de cada afio de proyeccion.
Para ello, en el corto plazo se emplea la estructura de distribucién porcentual de los modelos de series
de tiempo, y para el largo plazo la distribucién media mensual de los datos histéricos, aplicando Ia dis-
tribucion mensual descrita por el comportamiento de la serie de demanda de los afios 1999 - 2012.
Finalmente, a este prondstico mensual se adicionan elementos exdgenos como efectos calendario par-
ticulares causados por afios bisiestos, dias festivos, etc., obteniendo la proyeccién de demanda de ener-
giaelectrica en el horizonte definido.
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Parala obtencién de la potencia, y dada la dificultad de proyectar un evento que se presenta durante
una hora al mes, se parte de la demanda de energia eléctrica mensual, a la que se aplica el factor de car-
ga mensual, el cual se obtiene con base en la informacion de los Ultimos anos. Igualmente, se introduce
una sensibilidad en variacién sobre este factor para lo cual se considera gue puede cambiar tanto hacia
abajo como hacia arriba. Este aspecto, junto con los escenarios de demanda de energia, permite com-
pletar la definicidn de los escenarios alto, medio y bajo de potencia.

Una vez obtenidas las proyecciones de potencia mensual, para cada ano, se selecciona el valor maxi-
mo que sera el valor de potencia maxima anual nacional.
2.4.2 Supuestos de la presente revision

Para la revision de noviembre de 2012 se utilizaron los siguientes supuestos.

2.4.2.1 PIB y Poblacion

Los escenarios empleados para las variables macroecondmicas tuvieron como fuente el Ministerio
de Hacienda y Crédito Publico - MHCP, Grafica 2-11, informacién remitida en marzo de 2012, y el De-
partamento Nacional de Planeacion - DNP. Las proyecciones poblacionales tienen su origen en in-for-
macion del Departamento Administrativo Nacional de Estadisticas - DANE.

Grdfica 2-11: Escenarios proyectados del PIB
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2.4.2.2 Pérdidas de Energia Eléctrica del Sistema de Transmision Nacional - STN

Las pérdidas de energia eléctrica mostradas en la Grafica 2-12, asociadas al STN, mantienen su com-
portamiento historico cuantificado en 1.9% del total de las ventas de energia eléctrica. Este valor se
estima constante a lo largo del horizonte de proyeccion.
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Grafica 2-12: Pérdidas de Energiaen el STN

2.4%
% Pérdidas
2.2%
5{’2-0%
P
=
w
w 0,
<1,8/n
=}
(=)
o
*a_-’16%
1.4%
1.2%
P~ I~ I~ I~ O ® w DD » O O o NN ™
Ooooqogoqogcvvex—‘j:l:;‘-,_ﬁ,‘f‘_
e R I Y
5(1:""05m'—'OSm‘—‘O%m'—‘OSM_‘Ogm‘—‘OS
]

2.4.2.3 Pérdidas de energia eléctrica en el sistema de distribucion

Las pérdidas de energia eléctrica en el sistema de distribucion corresponden al agregado de pérdidas
técnicas y no técnicas que se presentan en estos niveles de tension.

El escenario de pérdidas, que se mantiene de la revisidn anterior, se obtiene a partir de la actualiza-
cion de las series historicas de ventas en el Sistema Unico de Informacién - SUL. En la Grafica 2-13 se

describe el comportamiento de las pérdidas del sistema de distribucién, vistas desde las ventas y desde
lademanda.

La evolucion histérica de las pérdidas en los sistemas de distribucion muestra una notable disminu-
cion en la ultima década, llegando a casi la mitad de su valor en porcentaje. De esta revisién se aprecia

que las pérdidas se estiman de manera preliminar en el 2012 en 13.2% vistas desde la demanda, y en
15.75% vistas desde |as ventas.
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Grdfica 2-13: Pérdidas de Energia en Sistemas de Distribucion

35%
- % Pérdidas Vistas
desde la Oferta

- % Pérdidas Vistas
desde la Demanda

30%

25%

20%

distribucion

15%

10%

% pérdidas de energia en sistemas de

5%

1998
1999
2000
2001
2002
2003
2004
2005
2006
2007
2008
2009
2010
201
2012

2.4.2.4 Cargas Especiales

Las demandas para las cargas especiales, de acuerdo con la perspectiva de los agentes y la posibili-
dad de satisfacer la demanda con la infraestructura disponible, se muestra en la Tabla 2-1 para todo el
horizonte de pronostico.

Ademas de las cargas industriales especiales actuales (Occidental de Colombia OXY, Cerrejon, Ce-
rromatoso), para la revision de noviembre de 2012 se adiciona Cira-Infantas, Rubiales, Ecopetrol y
Drummond, obteniendo asi el total de demanda nacional anual segun el ano estimado de entrada en
operacion de cada cargay la energia equivalente asociada.

Tabla 2-1: Proyeccion de Demanda para las cargas especiales

Ano Alto Medio Bajo
2010 2,716 2,716 2,716
2011 2,333 2,333 2,333
2012 2,818 2,683 2,504
2013 4224 3,847 3,365
2014 5513 4,968 4,280
2015 5,749 5,081 4319
2016 9315 7,964 6,859
2017 9061 7,805 6,747
2018 8,840 7,557 6,498
2019 9,339 8,103 7,015
2020 2399 8,201 7057

Continua
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2021 9428 8216 7,005

2022 9.505 8,274 7,081
2023 9.5%3 8,359 7,143
2024 9,681 8,445 7.206
2025 9,769 8,530 7.268
2026 9,857 8,616 7,330
2027 2,945 8,701 7,392
2028 10,033 8,787 7,454
2029 10,120 8,872 £:o17
2030 10,208 8,958 7,279
2031 10,296 2.043 7,641
2032 10,384 92,129 7,703

2.4.3 Escenarios de proyeccion de energia eléctrica y potencia en el corto plazo

La Gréfica 2-14 y la Grafica 2-15 presentan las proyecciones de demanda de energia eléctrica y po-
tencia maxima del Sistema Interconectado Nacional para el corto plazo, el cual comprende los anos
2012 -2015.

Grdfica 2-14: Banda de proyeccion de demanda nacional de energia eléctrica 2012 - 2015
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Grdfica 2-15: Banda de proyeccion nacional de potencia maxima 2012 - 2015
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2.4.4 Escenarios de proyeccion de energia y potencia en el largo plazo

La Grafica 2-16 vy la Grafica 2-17, presentan las proyecciones de demanda de energia eléctrica y po-

tencia maxima del Sistema Interconectado Nacional para el largo plazo, con un horizonte hasta el ano
2031.

Tanto en los escenarios de energia como en los de potencia, se observa que en los anos 2013y 2015
hay un cambio de comportamiento en las tendencias, esto se debe principalmente a que dentro los su-
puestos considerados hay un incremento en el consumo de energia a partir 2014 por parte de Rubiales,

la posible entrada de las cargas de Ecopetrol y Drummond en 2015, y la declinacion en la produccion
de OXY vy La Cira-Infantas.

En cuanto a potencia maxima, en 2013 se prevé una variacion en los escenarios, ya que segun la
curva de produccion encontrada para La Cira-Infantas, en ese afno, estaria iniciando su proceso de de-
clinacion desde su maximo historico.

Grdfica 2-16: Banda de proyeccion de demanda nacional de energia eléctrica 2010 - 2031
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Grdfica 2-17: Crecimiento anual proyectado de la Demanda eléctrica
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Fuente de grafica: UPME

Teniendo en cuenta las proyecciones del IDEAM, en los que esta entidad pronostica condiciones
neutrales para el resto del afo, y asumiendo que no ocurrird nuevos mantenimientos en las grandes
cargas, se realizaron ajustes a los supuestos para corto plazo, obteniendo un escenario medio en donde
se espera para los anos 2013y 2014 crecimientos de la demanda de energia eléctrica de 2.9%.

Entre los anos 2010y 2020 se espera una tasa media de crecimiento de 3.6%, y de 3.5% en el perio-
do 2021 a 2030. La Grafica 2-18 describe los crecimientos estimados en cada uno de los escenarios
para los proximos veinte anos.

Grdfica 2-18: Banda de proyeccion nacional de potencia eléctrica 2010 - 2031
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A nivel regional, y como se explica detalladamente en el documento “Proyecciones Regionales de De-
manda de Energia Eléctrica y Potencia Maxima en Colombia”. Revision, Septiembre de 2012, se realiza

una proyeccion a mediano plazo, con horizonte a 10 anos.

Enla Grafica 2-19 se describe la participacion regional dentro de |la proyeccion nacional de demanda
de energia eléctrica, siguiendo los supuestos considerados tanto a nivel nacional como regional.

Grdfica 2-19: Proyeccion de demanda eléctrica a nivel regional
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Finalmente, en el capitulo 19, anexo Xl|, se presenta una comparacion entre la proyeccion de deman-
da del mes de noviembre de 2012, utilizada para la formulacion del Plan indicativo de generacion, y la

proyeccion mas reciente de la Unidad, es decir, noviembre de 2013.
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SITUACION DEL MERCADO
DE ELECTRICIDAD

A continuacion se presenta una abreve descripcion del Mercado de Electricidad Colombiano. Se ana-
liza la composicion del mismo, la oferta, la demanday otras variables de interés, como son los intercam-
bios internacionales con nuestros paises vecinos, las restricciones y generaciones fuera de mérito en el
SIN, asi como las principales novedades regulatorias que impactan la expansion de la generacion.

3.1 MERCADO ELECTRICO COLOMBIANO

La composicion del sector eléctrico colombiano a diciembre de 2012 presentd variacion positiva en
el nimero de agentes comercializadores, pasando de 80 a 92, mientras que los agentes generadores
disminuyeron de 53 a 50, v los distribuidores de 32 a 30. En la Grafica 3-1 se muestra la evolucion his-
térica del numero de agentes del sector eléctrico colombiano seguin su tipo.

Grdfica 3-1: Agentes del Sector Eléctrico Registrados por Actividad.
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A diciembre de 2012 Emgesa tenia la mayor capacidad con 2,880 MW, seguida por EPM con 2,600
MW, Isagen con 2,100 MW, Gecelca con 1,380 MW vy Epsa con 1,070 MW (ver Grafica 3-2) Se destaca
que entre estos 5 agentes suman el 76% de la capacidad efectiva neta de generacion del pais.
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Grdfica 3-2: Capacidad Efectiva Neta por Agente
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3.2 OFERTA

A continuacion se presenta la situacion actual y la evolucién de algunas variables que se relacionan
con laoferta eléctricaen Colombia. Estas variables tiene una gran influencia en el desempeno del siste-
ma eléctrico nacional, y su comportamiento se ve reflejado en la evolucion de otras variables, como es
el precio de bolsa de electricidad y la disponibilidad de recursos para la actividad de generacion.

3.2.1 Capacidad instalada

La capacidad instalada del sistema eléctrico nacional se ha incrementado gradualmente en los ulti-
mos 20 afos, gracias a iniciativas publicas y privadas para el desarrollo de nuevas plantas de generacion
(ver Grafica 3-3). Entre los proyectos que iniciaron su operacion comercial durante este periodo desta-
can, por capacidad, TEBSA, Porce Il, Miel |, Termoflores y Porce Ill.
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Grdfica 3-3: Capacidad instalada del SIN.
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Segun los datos del sistema de informacion Nedn de XM, en octubre del afio 2013 el Sistema Inter-
conectado Nacional - SIN contaba con 14,426.5 MW instalados, lo que representa un crecimiento del
46.58% respecto a la capacidad instalada del mes de diciembre del afio 1993. (ver Tabla 3-1).

Tabla 3-1: Evolucién de |a capacidad instalada.

| Capacidad instalada

(MW) Incremento (MW) | Variacion

dic-93 9,842 -
dic-03 13,200 3,358.0 34.12%
oct-13 14,426.5 192265 9.29%

Fuente de datos: NEON - XM

El sistema eléctrico colombiano a octubre de 2013 contaba con una capacidad efectiva neta, distri-

buidaen 2,265 MW hidroeléctricos, 4,426 MW termoeléctricos, 674.2 MW en plantas menoresy 61.3
MW de cogeneracién. Ver Tabla 3-2.

Tabla 3-2: Capacidad efectiva neta promedio por tecnologia [MW].

Tipo de planta generadora

Participacion (%) Participacion (%)

Hidraulica 9,185 64.2% 9,265 64.0%
Térmica 4,536 31% 4426 30.8%
Menores 674.9 4.4% 674.2 4.8%
Cogeneradores 54.8 0.4% 61.3 0.4%
Total Capacidad Efectiva Neta 14,450.7 100% 14,426.5 100%

Como se ilustra en la Grafica 3-4, la matriz eléctrica colombiana tiene como tecnologia dominante la
hidroelectricidad, con cerca del 64% de la capacidad instalada, seguida por las centrales térmicas (gas
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y carbén) con cerca de 31%. Estas tecnologias representan alrededor del 95% del total de |la capacidad
instalada del sistema.

Grdfica 3-4: Participacion por tipo de planta generadora. Octubre 2013.
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3.2.2 Generacion por tecnologia

Enla Grafica 3-5 seilustra la evolucion de la generacion real, asi como |a participacion de cada tecno-
logia desde 1996. En ella se identifican algunos eventos que han impactado al pais durante las ultimas
dos décadas. En los afios 1998 y 1999, por ejemplo, se observa una reduccion en la demanda energé-
tica, lo cual se relaciona directamente con la crisis financiera que afrontd el pais durante este periodo.
igualmente, en los anos 2009 y 2010 se identifica un incremento en la generacion térmica, asociado
este a la reduccion de los aportes hidricos causados por el fenémeno de El Nifo.

A pesar de estas situaciones, durante los Ultimos 20 afios el Sistema Eléctrico Colombiano no se ha
visto abocado a ninglin racionamiento programado, lo cual refleja en cierta manera, un incremento sus-
tancial de la confiabilidad del suministro de energia.

Grdfica 3-5: Generacion real por tecnologia.
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En la Tabla 3-3 se presenta la evolucion de la generacion de energia en el periodo 1996 - 2012, e
cual esta determinado por el comportamiento de la demanda eléctrica y sus variaciones. Se identifica
unincremento del 20.1% en la generacion real de 2004 respectoa 1996, y del 23.4 % en 2012 respecto
a 2004. En total se tiene un incremento aproximado del 50% desde 1996 hasta 2012.

Tabla 3-3: Evolucién de |la Generacidn de Energia.

Generacion real (GWh) Incremento (GWh) Variacion
1996 40,480.7 - -
2004 48,617.9 8,137.1 20.1%
2012 59,9953 11,377.4 23.4%
3.2.3 Aportes Hidricos

Acorde con lo descrito en la Grafica 3-5, la participacion hidrica en la generacion total ha sido ma-
yoritaria en todo el periodo analizado. Sin embargo, en los periodos 1997 - 1998, 2000 - 2001 y 2009
- 2010, dicha participacion se redujo notoriamente. Estos periodos coinciden con la ocurrencia del fe-
noémeno El Nino, el cual ocasiond una disminucion en el recurso hidrico disponible para la generacion
de energia eléctrica.

Asi mismo, los aportes totales al SIN respecto a la media historica mensual, presentada en términos
porcentuales, indican coincidencia con los periodos de ocurrencia del fendmeno de La Nina. Esto se
puede evidenciar en la Grafica 3-6 para los afios 1999y 201 1.

Grdfica 3-6: Evolucion mensual de aportes totales al SIN (%).
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3.2.4 Consumo de combustible en el SIN

En la Grafica 3-7 se observa la evolucion del consumo de combustibles para la generacion de energia
eléctrica. Se destaca el pico del ano 2010, el cual esta relacionado con el fenémeno de El Nifio y las res-
tricciones de transporte en el sector gas, eventos que se presentaron durante ese ano. Todo lo anterior
represento un incremento en los requerimientos de generacion térmica para dicho periodo.
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Grdfica 3-7: Consumo histdrico de combustibles para generacion eléctrica.
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3.3 EVOLUCION DE LA DEMANDA ELECTRICA EN COLOMBIA

Historicamente la demanda de energia eléctrica ha tenido un comportamiento creciente. Si bien en
los Ultimos 16 anos se presentd un crecimiento promedio aproximado de 2.15% anual, en alguno anos
esta tendencia se havisto afectada, principalmente por factores economicos. En los anos 1999 y 2008,
por ejemplo, la demanda de energia eléctrica tuvo una variacion anual de -5.10% y 1.92%, respecti-
va-mente (ver Tabla 3-4).

Tabla 3-4: Demanda Anual Energia Eléctrica.

Demanda de Energia Eléctrica GWh Variacién Anual

1996 42,299.8

1997 43,6333 3.15%
1998 43,7336 0.23%
1999 41,502.6 -5.10%
2000 42,2455 1.79%
2001 432149 2.29%
2002 44,499.2 2.97%
2003 45,7679 2.85%
2004 47,017.3 2.73%
2005 48,828.9 3.85%
2006 50,814.6 4.07%
2007 52,853.4 4.01%
2008 53,870.0 1.92%
2009 54,678.9 1.50%
2010 56,147.6 2.69%
2011 57.150.3 1.79%
2012 59.369.6  388%
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Enelano 2012 lademanda de energia eléctrica anual fue de 59,36%.6 GWh, con un crecimiento del
3.88 % respecto al ano anterior. Esto implicd una variacién de la tendencia de los Gltimos 4 afios, en
donde este crecimiento estuvo por debajo del 3.0%. Cabe aclarar que este comportamiento esta rela-
cionado con el mantenimiento llevado a cabo durante el ano 2011 en la mina Cerromatoso, el cual tuvo
una duracion de casi 5 meses.

En relacion a la potencia maxima, en el mes de diciembre del afio 2012 se presentd un consumo de
9.504 MW, representando un crecimiento del 2.25% respecto al ano 2011. Se evidencia que el creci-
miento anual de potencia maxima tuvo un estancamiento entre el periodo 2009 - 201 1. Esto se debid
al fendmeno de La Nifa que se presentd en el afo 2010, el cual provocd un incremento en las precipi-
taciones del pais (lluvias), que subsecuentemente implicaron un menor uso en los equipos para acon-
dicionamiento de ambientes, y la desconexion de cargas en algunas subestaciones por inundaciones.

Asi mismo, en el 2011 se presentaron varias situaciones: i) la desconexion parcial de carga en Ce-
rromatoso, la cual redujo la demanda de potencia en el SIN entre febrero y agosto del mismo afo; y
ii) la reactivacion del fenomeno de La Nifa en el mes de diciembre. Por todo lo anterior, se observa un
crecimiento anual de potenciadel 2.3% en el afo 2012, respecto al 2009.

3.4 INTERCONEXIONES INTERNACIONALES

El Sistema eléctrico colombiano se encuentra interconectado con Ecuador a través de las 4 lineas de
transmision Jamondino - Pomansqui 220 kV, y un enlace a nivel de 138 kV denominado Panamericana -
Tulcan. Adicionalmente, se enlaza con Venezuela a través de los circuitos Cuestecitas - Cuatricentenrio
220 kV en el norte del pais, y San Mateo - Corozo 220 kV en el oriente colombiano. En la Grafica 3-8
se presenta la curva agregada de exportaciones e importaciones con dichos paises, destacandose la
vocacion exportadora de nuestro pais.

Grdfica 3-8: Agregado de intercambios eléctricos.
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Comparando la Grafica 3-8 y la Grafica 3-6, especificamente el periodo julio 2010 - enero 2011, se
puede observar una correlacién entre las exportaciones y la disponibilidad del recurso hidrico en Co-
lombia, gue a su vez esta asociado con el precio de |a electricidad. Se observa para el primer semestre
del afio 2011, por ejemplo, un valor maximo de exportacion de 250 GWh. Esto también se debe a que
endicho periodo se presentd el fenémeno de La Nifa.
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3.5 EVOLUCION DE PRECIO DE ELECTRICIDAD (BOLSA Y CONTRATO)

Los precios de electricidad mostrados en la Grafica 3-2 han tenido un incremento sostenido en el pe-
riodo analizado, tal y como se observa en la tendencia de los precios promedio de contratos, los cuales
pasaronde 34.06 COP/kWhenenerode 1997 a 126.36 COP/kWh en octubre de 2013. Respecto alos
precios mensuales promedio en bolsa, los mismos han presentado un comportamiento fluctuante, y se

puede identificar que los incrementos o disminuciones estan asociados a las épocas de ocurrencia de
fendmeno de El Nifno o La Nifa.

Grdfica 3-9: Precio de electricidad.

250
—Bolsa
— Contratos
No Regulados 200
— Promedio

de contratos
— Contratos Regulados 150

=
4
= 10
& 100
@]
&)
50
0
NN 0 DO - NN OMY W ONN®OO T NN®
AT IRTRTTRELET ST
¢ > a5 2= 0 2 a5 2= 0 2 a5 s d S a
c o o 2 ® 8 c 0 020 ® c oo 2o ®c 0O 0O
® C v € E O € n € E o € v £ E o € o

3.6 RESTRICCIONES

Para atender la demanda objetivo del Sistema Interconectado Nacional - SIN, el Centro Nacional de
Despacho - CND realiza un despacho econémico en orden de mérito, donde en primera instancia se
considera un sistema uninodal, es decir, se contempla un Unico nodo de generacion y demanda, y no se
tienen limitaciones a la capacidad de transporte en la red de transmision y sub transmisién. En la prac-
tica lainfraestructura eléctrica representa una restriccion natural, donde se deben respetar los limites
térmicos de transporte de energia, la regulacion de tension y los limites de excursion de la frecuencia.

Es asi como el CND valida eléctricamente si la red eléctrica disponible es capaz de garantizar el des-
pacho economico. De no ser posible, se establecen medidas operativas, como limitar la generacion de
una planta (reconciliacion negativa), o re-despachar unidades de otra para soportar las tensiones del
sistema (reconciliacion positiva).

Las plantas que reconcilian positivamente habitualmente no estan en |la base del despacho, razén por
la cual la potencia que generan por seguridad es liquidada a un valor superior del precio de bolsa. Es
en este sentido que la demanda veria materializada una restriccién, la cual refleja en cierta manera los
sobrecostos operativos asociados a la seguridad e integridad de todo el SIN.

Durante el 2012 el costo total de restricciones a cargo de la demanda fue de $642.5 mil millones de
pesaos, 7.2% menos que en 2011. El costo unitario de las restricciones, es decir, el costo total del afio

dividido por la demanda comercial, fue de 10.8 $/kWh para 2012 y de 11.9 $/kWh para 2011 (ver Gra-
fica 3-10y Tabla 3-5).
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Respecto a la evolucidn del costo de restricciones en los anos 2011 y 2012, ésta se vio influenciada
principalmente por el comportamiento del precio de bolsa y la indisponibilidad de las lineas Porce |1 -
Cerromatoso 500 kV y Cerromatoso - Primavera 500 kV, debido a frecuentes atentados sobre estas.
Durante el ano 2012 el mayor valor de restricciones se presento en enero, asociado con la restriccion
de suministro de gas en el area Caribe, causada por el evento del gasoducto Barranquilla - Cartagena,
al igual gue la indisponibilidad de |as lineas de 500 kV Cerromatoso - Primaveray Bacata - Primavera.

Grdfica 3-10: Evolucion del costo unitario de las restricciones.
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Tabla 3-5: Evolucion del costo unitario de restricciones

Fecha
ene-11
feb-11
mar-11
abr-11
may-11
jun-11
jul-11
ago-11
sep-11
oct-11
nov-11
dic-11
ene-12
feb-12
mar-12
abr-12
may-12

| Costo Unitario de las restricciones ($/kWh)
8.3
5.27
7.83
8.87
11.44
11.51
12.6
11.82
12.96
18.38
17.53
17.91
2512
12.04
7.23
16.97
13.6

Continua
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Fecha l Costo Unitario de las restricciones ($/kWh)

jun-12 s
jul-12 1571
ago-12 6.86
sep-12 735
oct-12 4.53
nov-12 5.38
dic-12 499

3.7 AVANCES REGULATORIOS 2012 - 2013

A continuacién se describen las principales novedades regulatorias que se desarrollaron en el pe-
riodo Enero 2012 - Junio 2013, las cuales tienen una alta incidencia en el mecanismo del Cargo por
Confiabilidad.

3.7.1 Circular CREG 044 de 2012

Enestacircular se publicé el documento donde se hace el andlisis de asignacién de OEF parael perio-
do 2016-2017,y se recomend6 la no necesidad de hacer subastas para este periodo.

3.7.2 Resolucion CREG 051 de 2012

Esta normativa definio las reglas de las subastas de Reconfiguracion como parte de los Anillos de
Seguridad del Cargo por Confiabilidad (Mercado secundario, Demanda Desconectable, Generacion de
ultima instancia y subastas de reconfiguracion). Basicamente se establecen dos tipos de subastas, de
Reconfiguracion de Venta (SRCFV) y de Reconfiguracion de Compra (SRCFC).

* Subastas de Reconfiguracién de Ventas: Es el mecanismo mediante el cual se puede ajustar un
exceso de cobertura con Obligaciones de Energia Firme - OEF por cambios en las proyecciones
de demanda de energia. Los participantes en este tipo de subastas como compradores, son los
generadores con OEF vigentes para el periodo de vigencia de la obligacion que se subaste, y que
se encuentren registrado en el Mercado de Energia Mayorista.

= Subastas de Reconfiguracién de Compra: Es el mecanismo mediante el cual se ajusta el déficit
de cobertura con Obligaciones de Energia Firme por cambios en las proyecciones de demanda
de energia. Quienes resulten con asignaciones en este tipo de subastas, se obligan y adquieren
derechos en los mismos términos de la Resolucion CREG Q71 de 2006. Los participantes en este
tipo de subastas como vendedores, son los generadores con ENFICC no comprometida.

Es importante mencionar que durante el afio 2012 la actividad regulatoria se concentro en la reali-
zacion de las subastas de reconfiguracion del Cargo por Confiabilidad, mediante las cuales se asignaron
obligaciones de Energia Firme para el periodo comprendido entre el 1 de diciembre de 2012y el 30 de
noviembre de 2013.

3.7.3 Resolucion CREG 053 de 2012

Mediante esta Resolucion la CREG convoco a una Subasta de Reconfiguracion de Venta para el pe-
riodo 2012-2013. Lo anterior una vez analizado el balance las OEF para dicho periodo vy las proyeccio-
nes de demanda de energia eléctrica de la UPME, revisién marzo de 2012,
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3.7.4 Resolucion CREG 054 de 2012

La CREG publico el proyecto de resolucion 054 de 2012, por la cual se establecen los criterios de
confiabilidad, se fijan las reglas para la evaluacion y la remuneracién de los proyectos de inversion en
confiabilidad del servicio publico de gas natural. Este determina las disposiciones aplicables a los pro-
yectos de inversion en confiabilidad, las plantas de Gas Natural Importado - GNI del atlantico y del
pacifico.

3.7.5 Circular CREG 066 de 2012

Endichacircular se publicé el documento CREG 080 de 2012 que hace el anélisis de ajuste al merca-
do del Control Automatico de Generacion (AGC) con el objetivo de incrementar su competencia.

3.7.6 Resolucion CREG 113 de 2012

Mediante esta resolucion se sometid a consulta la regulacion que reglamenta los aspectos comercia-
les del mercado de energia de gas natural.

3.7.7 Resolucion CREG 115 de 2012

Mediante esta normativa la CREG modificé los articulos 5y 6 de la Resolucion CREG 051 de 2012,
Especificamente se amplian las condiciones de convocatoria de las Subastas de Reconfiguracion de
Venta, permitiendo llamar a otra subasta cuando la cantidad de energia subastada no haya sido asigna-
da completamente, o al menos uno de los generadores que representan plantas y/o unidades de gene-
racion, y que cumplan con las condiciones de compradores establecidas en la Resolucion CREG 051 de
2013, manifiesten el interés de participar en una Subasta de reconfiguracion de Venta adicional.

Asi mismo, se dictan otras disposiciones en relacion a las caracteristicas de las Subastas de Reconfi-
guracion de Venta.

Una vez realizada la subasta de reconfiguracion, se obtuvo la asignacion descrita en la Tabla 3-6

Tabla 3-6: Resultados Subastas de Reconfiguracion

OEFV PRECIO PRIMA
AGENTE PLANTA
(kw-DIA) (USD/MWHh) (USD/MWHh)
Grupo Poliobras SAES.P. Termocol 4596475 14.7 0.6
ISAGEN SA.ESP Amoya 587,031 14.7 0.6

GECELCASAES.P Gecelca 3 3,060,000 14.7 0.7

Fuente de tabla: (JPME

3.7.8 Resolucion CREG 116 de 2012

A través de esta resolucion se ajustaron las asignaciones de los costos por coberturas cambiarias,
con el objeto de fortalecer la integracion de los mercados eléctricos entre Colombia y Ecuador

3.7.9 Resoluciones CREG 121, 122 y 123 de 2012

Estas Resoluciones establecieron los cargos regulados para el sistema de transporte de las compa-
nias TGI, Promigas, vy el gasoducto Yumbo - Cali, propiedad de Transoccidente. Dicha normatividad se
tuvo en cuenta para la proyeccion de precios de Gas Natural, insumo fundamental para la elaboracidn
del Plan de Expansion de Referencia de Generacidn (Ver numeral 4.2.3.3).
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3.7.10 Resolucion CREG 124 de 2012

Mediante esta normativa la CREG modificé las resoluciones CREG 019 y 071 de 2006, y 051 de
2012, enrelacion con la liquidacion de las OEF de Ventay las garantias del Mercado Mayorista.

3.7.11 Resoluciones CREG 076, 138 y 150 de 2012

Enrelacion con el Reglamento de riesgo de abastecimiento la CREG expidio las resolucion 076y 150
de 2012 para comentarios y la resolucion CREG 138 de 2012 que ajusto las pruebas de disponibilidad.

3.7.12 Resolucion CREG 155 de 2012

A través de esta resolucion la Comision sometio a consulta las reglas para seleccion del gestor del
mercado de gas natural

3.7.13 Resoluciones CREG 089 y 156 de 2012

Con estas resoluciones la Comision presento a consulta y aprobd una regulacion para definir la ca-
pacidad de respaldo de operaciones del mercado de energia mayorista, con el fin de disminuir el riesgo
que aparece con la salida de un agente del mercado que puede ocasionar la salida de otros.

3.7.14 Resolucion CREG 062 de 2013

Esta normatividad establece un ingreso regulado por el uso de Gas Natural Importado en genera-
ciones de seguridad. El objetivo de esta resolucion fue definir la metodologia para establecer el ingreso
regulado a un Grupo de Generadores Térmicos gue utilicen el Gas Natural Importado para cubrir ge-
neraciones de seguridad.

Eseneste sentidoque se prevé que la generacion de seguridad con combustibles liquidos sea minima,
dada la disponibilidad de este nuevo recurso una vez se ponga en operacion la planta de regasificacion.

3.7.15 Resoluciones CREG 088 y 089 de 2013

Esta regulacion liberd el precio del gas natural puesto en Punto de Entrada al Sistema Nacional de
Transporte, y reglamento aspectos comerciales del mercado mayorista de gas natural, gue hacen parte
del reglamento de operacion.
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DISPONIBILIDAD DE RECURSOS
Y PROYECCION DE PRECIOS

Soai s

Dos de los insumos mas importantes para la formulacion del Plan de Expansion de Generacion, son la
proyeccion de precios de cada uno de los recursos v la verificacion de disponibilidad de los mismos. Lo
anterior, junto con el registro de proyectos de la UPME, le permite a la Unidad establecer las alterna-
tivas de expansion del parque generador a corto, mediano y largo plazo. A continuacion se presenta la
situacion actual y esperada de |a disponibilidad de los recursos hidricos y térmicos, listando los supues-
tos considerados para su proyeccion de precios.

4.1 RECURSO HIDRICO

La disponibilidad del recurso hidrico para generacion de electricidad en nuestro pais esta determi-
nada, entre otros aspectos, por la ubicacion geografica y su interaccion con la zona de confluencia in-
tertropical (ZCIT), que determina los regimenes anuales de lluvias en cada regién. Por o anterior gran
parte del territorio nacional cuenta con 2 temporadas de lluvias, lo cual garantiza un continuo abaste-
cimiento de agua que, combinado con las condiciones orograficas, facilita la construccion de centrales
hidroeléctricas a diferente escala.

Sin embargo esta posicion geografica privilegiada, también genera que nuestro pais esté expues-
to a las alteraciones producidas por eventos macroclimaticos asociados con la Oscilacion de El Nino
(ENSQ). En la Grafica 4-1 se presenta la evolucién del embalse agregado en GWh para los ultimos 20
anos, y la variacion del indice ONI* en el mismo periodo.

Grdfica 4-1: Embalse Agregado Vs ONI.
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1 El Indice Ocednico de El Nifio (ONI) es calculado como la media maévil de tres puntos de la serie mensual de anomalias en /a
temperatura de la superficie del mar en la Region Nifio 3-4, para el monitoreo, evaluacion y prediccion del ENSO.
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De la misma grafica se puede intuir que ante un aumento del ONI (El Nifio), el embalse agregado dis-
minuye, y para valores negativos del ONI (La Nina), el embalse agregado se incrementa. Esta relacion
se hace muy importante, principalmente en los modelos de prediccién, pero se ve distorsionada por la
operacion propia de cada central (aspectos de mercado). Debido a esta situacion es necesario recurrir

a otras variables para explicar el comportamiento de la disponibilidad hidrica ante la variabilidad clima-
tica.

Adicionalmente, se debe tener en cuenta que la capacidad del embalse agregado vy los aportes hidri-
cos para generacion eléctrica, no han sido constantes. Por lo contrario, han venido aumentando en los
ultimos anos debido a la entrada en operacion de nuevas centrales eléctricas.

Teniendo en cuenta la definicion del ONI v sus valores historicos, en la Grafica 4-2 se identifican los
periodos de ocurrencia para las alteraciones que indican eventos El Nifio? (1991-1992, 1997-1998,
2002-2003, 2004-2005, 2005-2006 y 2009-2010), y La Nina® (1995-1996, 1998-2001, 2005-2006,
2007-2008, 2010-2011, 2011-2012), los cuales incidieron en las precipitaciones, alterando el caudal
de los rios asociados con embalses y por ende, también el volumen de los mismos.

Grdfica 4-2: Condiciones de la alteracién ENSO de acuerdo al ONI.
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Otra conclusion que se puede inferir de la Grafica 4-1 vy la Grafica 4-2, es que la ocurrencia de los
eventos ENSO no es periodica ni tiene la misma intensidad y duracion, por lo que los anélisis deben

2 El Centro de Prediccion Climatica de la NOAA, declara el inicio de un episodio de El Nino cuando la media movil trimestral de la
temperatura superficial del mar en el Pacifico (indice ONI), aumenta 0,5 oC o mas.

3 Unepisodio de La Nina se inicia cuando la media movil trimestral de la temperatura superficial del mar en el Pacifico (indice ONI),
disminuye 0,5 oC o mas.

Plan de Expansion de Referencia

racion Transmision

D013-2027 wrmeees .



considerar ventanas de tiempo mayores, que permitan identificar condiciones predominantes en el
comportamiento hidroldgico.

4.2 GAS NATURAL

4.2.1 Reservas gas natural

De acuerdo con la informacion de la Agencia Nacional de Hidrocarburos - ANH, a diciembre 31 de
2011 el pais disponia de 6.63 Tera pies cubicos - TPC de reservas de gas natural, las cuales incluyen re-
servas probadas, probables y posibles. Del total de las reservas de gas natural, 5.46 TPC corresponden
ala categoria de reservas probadas (ver Grafica 4-3).

Grdfica 4-3: Reservas de gas Natural.
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4.2.2 Produccion de gas natural

La produccion de gas natural durante el afio 2011 estuvo en promedio en 1,060 MPCD, de los cuales
aproximadamente el 80% se destind para atender la demanda nacional, y el 20% fue con destino a las
exportaciones. Las principales fuentes de produccion nacional de gas natural se siguen concentrando
en los campos de |la Guajira (Ballenay Chuchupa), La Creciente en la Costa Atlantica y en Cusiana, Cu-
piaguay Gibraltar en el Interior del pais.

La Grafica 4-4 presenta el potencial de produccion del pais hasta el ano 2021, considerando la infor-
macion reportada por los productores de gas natural en abril de 2012, y de acuerdo con la Resolucion
del Ministerio de Minas y Energia No. 124419 del mismo afo
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Grdfica 4-4: Declaracion produccién gas natural. 2012-2021.
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La capacidad de produccién de gas natural en Colombia muestra una tendencia creciente durante
el ano 2012, con una tasa promedio anual del 2%; dicha tasa estd asociada a la incorporacion de gas
adicional proveniente de diferentes fuentes, pero en especial de los campos de la Guajira, Cusiana y
Cupiagua. Enel afno 2013 se estima ocurra el pico maximo de produccion, alcanzando los 1,286 MPCD.
Después de este ano, 2013, se inicia la declinacion de la produccién de gas natural en Colombia, fina-
lizando el periodo de andlisis, en promedio, con una capacidad de produccién de 771 MPCD, lo que
significa una tasa anual de declinacion del 0.3% hasta 2021.

4.2.3 Precios de gas natural

La sefal de precios de gas natural tiene gran incertidumbre, la cual esta asociada a las condiciones
nacionales e internacionales. Adicionalmente, si bien hay claridad sobre el marco definitivo de comer-
cializacion de gas natural en Colombia, la liberalizacion del precio de entrada al sistema de transporte
(campo Guajira) exige igualmente una referencia, que permita establecer los acuerdos bilaterales entre
compradores y vendedores. Lo anterior también esta relacionado con la falta de informacion de pre-
cios y cantidades historica de los contratos. Estos factores nacionales se acompanan de un panorama
internacional, como la incorporacién de reservas de recursos no convencionales en Estados Unidos
(shale gas), el reciente desarrollo del mercado “spot” del Gas Natural Licuado - GNL, y la sustitucion de
plantas de generacion nuclear por plantas de gas natural y carbon.

Supuestos de Proyeccion Precios Boca de pozo:

A continuacion se listan las principales consideraciones para la proyecciones de precios en boca de
pOZo:

i. Precioregulado, Resoluciones CREG 119 de 2005, 187 de 2010y 199 de 2011, en el perio-
do enero-diciembre de 2013.

ii. Sibienyase liberdel precio del gas natural en boca de pazo en el campo Guajira, se considera
esta condicion a partir de enero de 2014. Lo anterior teniendo en cuenta que al momento de
llevar a cabo estas proyecciones, la citada resolucion no se habia adoptado.
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iii. Entradade la planta de regasificacion a partir del ano 2018.

iv. Preciode referencia Henry Hub*y punto probable de incorporacion en la Costa Atlantica.

4.2.3.1 Precio del gas natural Guajira

Se asumio que el precio de esta fuente de produccion se mantiene regulado hasta diciembre de
2013, razon por la cual la estimacion de enero a diciembre de este mismo ano se realiza de acuerdo alo
establecido en las Resoluciones CREG 187 de 2010y 199 de 2011.

Considerando la liberacion del precio del gas natural de Guajira a partir de enero de 2014, se evalud
el comportamiento del precio regulado, comparandolo con la serie historica del Henry Hub y el indice
“U.S Natural Gas Exports”, lo anterior buscando una mejor correlacion entre precios. Asimismo, se rea-
lizaron ejercicios que pudieran reflejar el proceso de formacion de precios de un mercado competitivo
de este gas bajo las nuevas caracteristicas de “Commodity” que proporciona el GNL.

Primer caso

Se tomd el precio Guajira del segundo semestre de 2013, y la estimacion se construyo con las ten-
dencias del indice “Henry Hub" del escenario de referencia AEQ® 2013 y STEOQ® de enero de 2013 del
DOE EIA’. El calculo de los escenarios alto y bajo considero las tendencias de precios de AEO 2012,
debido aque el DOE EIA, a la fecha de calculo, no habia publicado la informacion correspondiente a los
escenarios altoy bajo del ano 2013.

Segundo caso

Se tomo nuevamente el precio regulado de Guajira del segundo semestre de 2013, y se proyecté con
las tendencias del Henry Hub y el indice “Residual Fuel No. 6 1%" del escenario de referencia incluido
en AEO 2013 y del STEO de enero de 2013. |gualmente, la construccion de los escenarios alto y bajo
tomaron en consideracion las tendencias de los precios presentados en AEQ 2012.

Tercer caso

Se considerd que el precio de Guajira después del 2013 tiende a precios de paridad de importacion,
por lo que fue necesario revisar mercados de GNL con informacion disponible como son el NBP® (Na-
tional Balancing Point o punto hipotético en la red de gas Britanica donde se desarrolla el mercado
spot) y GNL Japén? La tendencia del precio del mercado de Inglaterra (NBP) es caracterizada por tres
momentos; el primero al alza desde el ano 2009 y hasta el 2015, el segundo a la bajadesde 2015 y hasta
2019, y luego nuevamente al alza pero de manera moderada para el periodo siguiente al ano 2020.

En cuanto al GNL-Japon, la tendencia es a la baja para todo el periodo de analisis, de acuerdo a lo pu-
blicado por el Banco Mundial en enero de 2013. Esto se debe a los excedentes en capacidad mundial de
licuefaccion, consecuencia de las menores importaciones de Estados Unidos, y el mayor uso del carbon
en Europa para generacion de electricidad.

4 El Henry Hub es un centro de distribucion en el sistema de ductos de gas natural en Erath, Louisiana, Estados Unidos, propiedad
de Sabine Pipe Line LLC, una subsidiaria de Chevron Corporation. Comunmente se utiliza el precio del Henry Hub como un precio de
referencia para transacciones Spot del Gas Natural.

5 Annual Energy Outlook.

6  Short-Term Energy Outlook.

7  U.S. Energy Information Administration.
8  Argus, Wood Mackenzie.
)

Banco Mundial.
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Conclusion

Teniendo en cuenta que las tendencias de precios entre el Banco Mundial y las demas fuentes de
informacion consideradas son divergentes, la UPME estimé pertinente tomar como referencia para la
proyeccion de precios de gas natural guajira, los mercados de Henry Hub, NBP en Inglaterra, y el valor
del sustituto inmediato (Fuel Oil). Ademas de lo anterior, se analizaron las ventas de GNL de Trinidad y
Tobago, evidenciando que este pais vende GNL a Estados Unidos a un precio con tendencia al referente
Henry Hub, y a Europa a un precio cercano al del NBP. Adicionalmente, el precio del GNL Japon al ser
un mercado que responde a atras necesidades, se estima que regionalmente no es un referente apro-
piado para la prospeccion de los precios colombianos de gas natural.

Bajo esta dindmica, los escenarios de precios de gas seleccionados marcan una tendencia del largo
plazo al alza, no solo por seguir al indice Henry Hub, sino porque el precio de GNL denota un incremen-
to sostenido desde el 2019. A continuacion se presenta la descripcion de cada uno de los escenarios
considerados:

s Escenario de referencia: Este fluctlia entre la continuidad de la metodologia regulada por la
CREG entre los anos 2012 y 2014; a partir de 2014 y hasta el 2018, se considera la proyeccion
del precio de Guajira siguiendo el comportamiento del mercado Henry Hub en su escenario base,
y desde el 2018, sigue las sefales del mercado NBP europeo.

= Escenario bajo: Corresponde al comportamiento del Henry Hub puesto en puerto colombiano
parael periodo 2014 - 2036: los afos anteriores al 2014 se estiman cansiderando la metodologia
del precio regulado con el escenario base del Fuel Oil.

= Escenario alto: Se construyé aplicando la metodologia de precio regulado hasta diciembre del
ano 2013, luego siguiendo las tasas de crecimiento del precio de Henry Hub, y en el largo plazo el
precio sigue la tendencia del precio marcador NBP de Inglaterra (ver Grafica 4-5).

Grdfica 4-5: Proyeccién precio gas natural Guajira. 2013 - 2021.
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4.2.3.2 Precio del gas natural Cusiana

El precio en boca de pozo del gas de Cusiana es libre desde que su capacidad de produccidn supero
los 180 MPCD, situacion que se dio en junio del ano 2006, de conformidad con lo establecido en el
articulo 1 de la Resolucion CREG 119 de 2005. En consecuencia, para determinar los precios futuros
de mediano vy largo plazo, se aplica la metodologia *“Netback”, lo anterior con el propésito de establecer
la competitividad del precio del gas Cusiana en relacion con el de Guajira, en un punto determinado del
sistema.

Con dicha metodologia se proyectan los precios de gas en boca de pozo de Cusiana, y para calcular el
precio final en las plantas de generacion, se adicionan los costos de transporte correspondientes desde
el campo Cusiana.

Al margen de lo anterior, la expedicion de la Resolucion CREG 118 de 2011 definio el esquema de
subastas para la comercializacion del gas proveniente de campos no regulados. Los resultados de las
negociaciones desarrolladas a finales del 2011 para la venta del gas de Cusiana y Cupiagua (2012 y
2013), mostraron precios a la entrada del sistema nacional de transporte con tendencia a la baja, fluc-
tuando entre los US$2.7294/MBTU para la demanda No Regulada, y los US$ 3.9645 /MBTU para la
demanda Regulada.

A partir de los resultados obtenidos en las subastas del ano 2011, se proyectaron los precios del
gas natural del campo Cusiana, considerando que las dos grandes fuentes de abastecimiento compiten
entre si. Una vez estimados los precios de mediano y largo plazo del campo Guajira, se realiza el anali-
sis “Netback” para realizar las proyecciones de Cusiana con punto de referencia Vasconia y pareja de
cargos 50-50, en aquellos tramos asociados a estos puntos de inyeccion al sistema. De esta manera se
considera la senal de precio de paridad de importacion por la instalacion de la planta de regasificacion
en la Costa Atlantica y punto de arbitraje en Vasconia, suponiendo que en dicho punto el precio de Cu-
siana no puede ser superior al precio del gas de la Guajira.

La Grafica 4-6 presenta la estimacion del precio en tres escenarios, los cuales guardan analogia con
los calculados para el gas de la Guajira, dado que se espera una competencia gas-gas entre las fuentes
provenientes de la Costa Atlanticay las del interior.

Grdfica 4-6: Proyeccion precio gas natural Cusiana. 2013 - 2021
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A continuacion se describe la metodologia de construccion de cada uno de los escenarios de proyec-
cion del Gas Natural de Cusiana:

« Fl escenario de referencia se construyd a partir de los precios de las subastas, indexadas con
Henry Hub desde el 2014, y a partir del 2018, se considera precio de paridad de importacion
Costa Atlantica, complementada por la competencia con el precio de la Guajira en el punto de
Vasconia. La tasa de crecimiento promedio afo es del 4.6% y varia entre US$ 3.85 /MBTU en
2013 aUS$ 10.1 /MBTU en 2036.

= Elescenario alto de Cusiana se construye teniendo en cuenta el precio de Guajira, que considera
como referencia el NBP, lo anterior buscando seguir la senal de precio de paridad de importacion
y la competencia gas - gas de los campos del pais. Adicionalmente, se realiza un analisis “Netback”
con punto de referencia Vasconia. Asi, la tendencia de este escenario es la misma del precio NBP
que se espera descienda hasta mediados del ano 2020, y a partir de este afio crezca de manera
continua para el resto del periodo de analisis. La estimacion en este escenario fluctiaenun maxi-
mo de US$ 15.9 /MBTU y un minimo de US$ 3.85 /MBTU.

= El escenario bajo corresponde al precio mas alto de Cusiana alcanzado en la subasta, y luego
indexado con las tendencias de Henry Hub de AEO 2013 y del STEO de enero de 2013. La tasa
de crecimiento media anual en este escenario es de 3.1% pasando de US$ 3.85/MBTU en 2013
alUS$ 8.1 /MBTU en el 2036. En el corto plazo la proyeccién presenta una pequena disminucion
y luego crece de manera sostenida.

4.2.3.3 Tarifas de Transporte

Para determinar el precio maximo de transporte por gasoducto, se consideraron las Resoluciones
vigentes expedidas por la CREG y aplicables a cada uno de los tramos de los sistemas de la Costay del
Interior, al momento de la realizacién del ejercicio. Asi mismo, se considero que las tarifas se mantienen
con el mismo valor del Gltimo afo después del vencimiento de las resoluciones. Adicionalmente, se su-
pUSO Una pareja de cargos regulados, cargo fijo / cargo variable, 50% / 50%, durante todo el periodo de
proyeccion.

= TGl: Resoluciones CREG 121 de 2012
» PROMIGAS: Resolucion CREG 122 de 2012
= TRANSOCCIDENTE: Resolucién CREG 123 de 2012

Para determinar el costo de transporte del gas de cada planta térmica, se consideran los puntos de
entraday salida de gas, tomando el menor costo de suministro (boca de pozo mas transporte), desde las
alternativas de abastecimiento que tiene cada planta generadora.

Los costos de transporte para cada una de las parejas se indexé de acuerdo al procedimiento definido
en la Resolucion CREG 126 de 2010, y se utilizo el indice de precios al productor de los Estados Unidos
de América, correspondiente a bienes de capital, reportado por la Oficina de Estadisticas Laborales del
Departamento de Trabajo de los Estados Unidos.

4.3 COMBUSTIBLES LiQUIDOS Y CARBON

Actualmente cerca del 5 % de la energia eléctrica generada proviene de los combustibles liquidos.
En la Grafica 4-7 se presenta la evolucion historica de la utilizacion de los mismos para la generacion
de energia eléctrica en el periodo enero 2011 - diciembre 2012. En relacién al carbon, durante el ano
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2012 un poco mas del 7 % de la energia eléctrica se produjo con esta fuente. La Grafica 4-9 presenta la

evolucion histérica de la utilizacion de este recurso para el mismo periodo.
La Tabla4-1yla Gréfica 4-8 indican su participacion en relacion las demas fuentes (Gas y Carbon)

Tabla 4-1: Consumo de combustible para generacion eléctrica durante el afio 2012.

Combustible Consumo (GBTU) Participacion (%)

Gas 75,766.3 71.06%
Carbdn 26,894.9 25.22%
Combustdleo (FO6) 2,330.8 2.19%
ACPM (FO2) 1,635.8 1.53%

Grdfica 4-7: Utilizacion de combustibles liquidos para la generacion de
energia eléctrica. Periodo enero 2011 - diciembre 2012.
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Grdfica 4-8: Distribucion del consumo de combustibles durante el afio 2012.
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Grdfica 4-9: Utilizacion del carbén para la generacion de energia
eléctrica. Periodo enero 2011 - diciembre 2012.
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Si bien se prevé en el corto plazo un incremento en la utilizacion de los combustibles liquidos para la
generacion de energia eléctrica, lo anterior por los vencimientos de los contratos de suministro de Gas
natural, la reciente Resolucion CREG 062 de 2013 establecié un ingreso regulado por el uso de Gas
Natural Importado (planta de regasificacion) para suplir las generaciones de seguridad que se necesitan
en el Sistema Interconectado Nacional - SIN. En este sentido, no se prevé en el mediano y largo plazo
la generacion de electricidad con este tipo de combustibles. Al margen de lo anterior, es importante
conocer a manera de referencia la proyeccion esperada de los precios de este tipo de fuentes para el
sector térmico.
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Respecto al Carbon, se vislumbra en el largo plazo la instalacion de plantas térmicas que utilicen este
recurso, lo anterior sustentado por el registro de proyectos de la UPME vy los resultadas de las pasadas
subastas del Cargo por Confiabilidad.

Finalmente en la Grafica 4-10 se presentan las reservas de carbdn por region, medidasa 2012. Enre-
lacion a cuanto de este recurso esta destinado para el sector termoeléctrico, no se tiene discrimina-da
dicha informacién, sin embargo, se presenta la calidad (BTU/Ib) del carbén, y por ende, su potencial
aprovechamiento en la generacion de energia eléctrica. Para informacion complementaria, remitirse al
documento La Cadena del Carbén, publicado por la UPME en 2012.

http:.//www.simco.gov.co/LinkClick.aspx?hleticket=ghcA7YSxZko%3D&tabid=96
Grdfica 4-10: Reservas de carbén medidas, a 2012
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4.3.1 Precios de los combustibles consumidos por el sector térmico

A partir de 2009, los precios de los combustibles liquidos presentan una tendencia creciente sosteni-
da. Los costos de generacion eléctrica mas altos, por cuenta del combustible utilizado, se presentan en
las centrales de generacion térmica con Jet Fuel, seguidos por las centrales de generacion con ACPM,
Fuel Qil, Gas natural y por Ultimo Carbon.

Se evidencia lacompetenciaentre el carbony el gas natural, lo cual ocurre especialmente en el sector
industrial y termoeléctrico, donde la elasticidad precio de lademanday las condiciones técnicas lo posi-
bilita. El precio del carbdn de exportacién ha sido en promedio cerca del 90% del precio del gas natural
(guajira), e inclusive en algunas ocasiones, superior.

Respecto a los energéticos liquidos fosiles, se encuentra que en precios relativos, el gas puede com-
petir con el fuel Oil No 6, donde histéricamente el precio de este Ultimo fue en promedio 2.67 veces
mayor al del gas, y el del ACPM superior en 3.65 veces, registrandose un minimo de 2.19 veces y un
maximo de 6.02 veces. Los demas energéticos han estado por encima del precio del gas en 4 veces.

Con lafinalidad de revisar los impactos de la proyeccion de precios para el horizonte de tiempo 2013
- 2021, se realiza una comparacion de los mismos en el escenario de referencia. De esta manera se ob-
serva por ejemplo, que para el periodo 2013 - 2017 el precio del carbén seria en promedio 0.55 veces
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el de gas natural, y para el periodo 2018 - 2021, donde el precio estaria en paridad de importacion, el
precio seria de 0.46 veces. Esto muestra que el carbén y el gas natural seguiran siendo los competi-

do-res directos por precio (ver Grafica4-11).

Grdfica 4-11: Evolucion y proyeccion de precios para el sector térmico.
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La proyeccién de precios de combustible liquidos se realiza a partir de las estructuras de precios
definidas por la normatividad y por el Ministerio de Minas y Energia, para cada uno de los energéticos,
guardando correlacion con los precios del petréleo WTI y los combustibles liquidos en la Costa del

Golfo de Estados Unidos.

A continuacion se presentan las proyecciones de precio de los combustibles liquidos bajo tres esce-

narios, referencia, alto y bajo (Ver Grafica 4-12, Grafica 4-13 y Grafica 4-14).

Grdfica 4-12: Proyeccion - IP Jet Fuel.
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Grdfica 4-13: Proyeccion - IP Fuel Qil.
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Grdfica 4-14: Proyeccion - I[P ACPM.
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Finalmente, la estimacion de los precios del carbon, puesto en las plantas de generacion, se obtiene a
partir de sus diferentes precios de referencia, considerando tres escenarios: alto, referenciay bajo, que
se construyen a partir de las tendencias de los escenarios AEQ 2012 y 2013.

La Grafica 4-15 presenta la proyeccion de precios del carbén para las plantas de generacion Guajira,
Gecelca, Paipa, Tasajeroy Termozipa.
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Grdfica 4-15: Proyeccion de precios del carbén para las plantas de
generacion Guajira, Gecelca, Paipa, Tasajero y Termozipa.
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Se observa de la grafica anterior que el precio del carbén de Guajira es superior en comparacion
con las demas plantas, lo anterior se debe a la ubicacion de la mina de abastecimiento de dicha central,
la cual se encuentra emplazada en la Costa Atlantica. Dicha ubicacion le permite al duefo del recurso
exportar dicho carbén o vendérselo al generador, construyendo esa tendencia en la formacion de los
precios.
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PLAN DE EXPANSION DE
REFERENCIA EN GENERACION

5.1 INTRODUCCION

El objetivo del planeamiento de la expansion de la generacion es establecer, de manera indicativa,
las necesidades del pais con base en los comportamientos del SIN y sus diversas variables, como son la
demanda de energia y potencia, hidrologia, disponibilidad y costos de los combustibles, recursos ener-
geticos, y la fecha de entrada en operacion de los proyectos del Cargo por Confiabilidad, que influyen

sobre el abastecimiento energético y sus costos.

La presente version del Plan cubre el periodo de planeamiento 2013 - 2027, y se construye a partir
de un escenario considerado como base (alternativa 1), el cual se establece como plataforma de dife-
rentes escenarios o alternativas. Lo anterior para establecer posibles desempenos del sistema eléctri-
co, de acuerdo con el comportamiento de las variables antes mencionadas.

En la alternativa de expansion base se consideran los tres escenarios de crecimiento de la demanda
de energia, de acuerdo con la proyeccion realizada por la UPME en noviembre de 2012; no se conside-
ran interconexiones eléctricas, por lo tanto no se tienen en cuenta los intercambios de energia (expor-
taciones e importaciones) con nuestros paises vecinos; se consideran los costos de los combustibles
para un escenario de referencia, sin limitaciones en el suministro de gas natural; y finalmente se consi-
derala expansion de la capacidad de generacion eléctrica de los proyectos del Cargo por Confiabilidad,
esto es, los proyectos en construccion y aquellos que adquirieron Obligaciones de Energia en Firme.

Este escenario tiene como finalidad verificar |la satisfaccion de la demanda en el corto plazo, periodo
2013 - 2018, segun los criterios de confiabilidad establecidos, y determinar los costos marginales de
generacion. A partir de estos resultados, se evalta el impacto del atraso en la fecha de entrada de los
proyectos del Cargo por Confiabilidad y la no ejecucion de Termocol, lo anterior considerando el segui-
miento a los proyectos que realiza la UPME (alternativas 2 y 3). Las simulaciones llevadas a cabo con el
modelo energetico permitieron establecer que el sistema no requiere proyectos de generacion adicio-
nales a los ya identificados, y los indices de confiabilidad no superan los limites fijados por la regulacion,
lo anterior considerando inclusive el atraso de proyectos y la no ejecucion de Termocol. En relacion a
los costos marginales, los promedios mensuales en todo el periodo de analisis, para la alternativa 1,
son 55,51 y 44 US$/MWh, en demanda alta, media y baja, respectivamente. Al considerar atrasos de
proyectos, los mismos aumenta 2 US$/MWh para los tres escenarios de demanda. Si se contempla la
no ejecucion de Termocol, el promedio del costo marginal para algunos periodos de verano es aproxi-
madamente 1.2 veces el de la alternativa 2, lo anterior considerando un escenario de crecimiento de
demanda alta.

A partir de la alternativa considerada como base, se extiende el periodo de estudio, analizando el
horizonte comprendido entre los anos 2018 y 2027 (alternativa 4). Para cumplir los requerimientos
de demanda de energia eléctrica y potencia, con los criterios de confiabilidad establecidos en la re-
gulacion, se identifican las necesidades de expansion, es decir nuevas plantas, y el costo marginal del
sistema resultante. Como opciones se consideran proyectos o alternativas tecnolégicas de expansion
a partir del portafolio de proyectos incluidos en el registro de la UPME, y otras opciones de mayor dis-
ponibilidad y menor costo.
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Los andlisis permitieron establecer la necesidad de cuatro proyectos hidroeléctricos: Dos de 600
MW, los cuales deben estar en operacion entre los afios 2021 y 2022, y dos proyectos de 400y 700
MW cada uno, que se consideran a partir del afio 2025. En el ano 2022 tambien se requeririan |os re-
cursos de plantas a carbon de 300 MW de capacidad, ubicadas en el interior del pais, y cierres de ciclo
en la costa de 500 MW a ejecutarse entre el 2022 y el 2025. Es de esta manera que se determina que
el pais requiere la instalacion progresiva de 3,100 MW adicionales a los definidos por el mecanismo del
Cargo por Confiabilidad, siendo necesaria la ejecucion de esta expansion a partir del ano 2021. Respec-
to al costo marginal, los promedios mensuales en todo el periodo de analisis son 60, 51y 38 US$/MWHh,
para los escenarios de demanda alta, media y baja, respectivamente.

A partir de la alternativa 4, escenario base de largo plazo, se evaltan dos opciones de diversificacion
de la matriz de generacion de electricidad, contemplando la penetracion de Fuentes No Convenciona-
les de Energia - FNCE (alternativas 4B y 5). Para la primera opcion se evaluo la entrada en operacion
al sistema de 540 MW, entre recurso edlico, geotermia y cogeneracion. Para la segunda alternativa
se contempla solamente 300 MW edlicos en el Norte de la Guajira. Los resultados del modelamiento
muestran que considerados de manera conjunta estos recursos, se presenta una complementariedad
importante entre el viento y la hidroelectricidad, se puede mejora el factor de planta, y se obtiene un
menor costo marginal del sistema al desplazar generacion mas costosa.

Adicionalmente, dada la reciente actualizacion de las metas del Programa Indicativo de Uso Racional
y Eficiente de Energia - PROURE, donde se propone una disminucién del consumo de energia en todo
el horizonte de andlisis, se analiza el comportamiento del sistema, especificamente el costo marginal
y los efecto sobre |a expansion del parque generador (alternativa 6), considerando dos escenarios de
demanda con el cumplimiento de las metas del mencionado programa a 2017 y 2020.

Finalmente, dadas las caracteristicas particulares de Colombia como un exportador neto de energia,
se analizan dentro del plan los posibles intercambios con Ecuador, asi como la futura interconexion con
Centroamérica (alternativa 7). Este escenario considera una interconexion entre Colombia y Panama
con capacidad de 300 MW y con posible entrada en operacion a partir del afio 2018. Los resultados de
las simulaciones muestran el volumen de las exportaciones e importaciones entre los sistemas, lo que
permite establecer el flujo neto de electricidad en cada uno de los enlaces.

Por ultimo se incluye un analisis de las consideraciones ambientales del Plan, se calculan las emi-
siones esperadas de CO, para la alternativa base de largo plazo y aquellas que incluyen la instalacion
de recursos renovables no convencionales y la implementacion del programa de Uso eficiente de la
Energia. Asi mismo, se analizan varios aspectos de la normatividad ambiental asociada, y se presenta a
manera de anexos lainformacion detallada que se considerd como base para el desarrollo de los analisis
del plan, en particular las variables y evolucion de sistema Colombiano, registro de proyectos de gene-
racion, la evolucion de los sistemas eléctricos de Ecuador y Centro América, y la metodologia tenida
en cuenta para el calculo de las emisiones de CO., asi como un breve resumen sobre las tecnologias de
generacion y sus costos a nivel mundial. "
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5.2 METODOLOGIA DE PLANIFICACION DE LA
EXPANSION DE LA GENERACION

En cumplimiento de las funciones asignadas por la Ley, la Unidad de Planeacion Minero Energética -
UPME elaborael Plan de Expansidn de los sistemas de generacidny transmision. A nivel de transmision,
las obras que se identifican son ejecutadas por inversionistas, los cuales son seleccionados a través de
mecanismos de libre concurrencia. A nivel de generacion el Plan tiene como principal objetivo proveer
informacion y senales de corto, mediano y largo plazo'® a los diferentes agentes econémicos, sobre |a
inversion en generacion de energia eléctrica requerida para garantizar un suministro confiable, econé-
mico, sostenible y eficiente de la electricidad en el pais. En este sentido, a fin de determinar la posible
expansion del sistema, el Plan de Generacién plantea diferentes escenarios indicativos segun la con-
ducta de variables como demanda de energia, disponibilidad de recursos energéticos, interconexiones
eléctricas internacionales, desarrollo de proyectos en paises vecinos, etc.

Los analisis parten de las proyecciones de demanda de energia eléctrica, las cuales estan determina-
das por las expectativas de crecimiento econdmico de la poblacion y de la evolucion mas reciente de |a
demanda misma. Posteriormente se llevan a cabo andlisis de disponibilidad de los recursos energéticos,
asi como su proyeccion de precios. Esta informacidn junto con el seguimiento a los proyectos del Cargo
por Confiabilidad y aguellos que estan en construccion, al igual que otras consideraciones, como son las
interconexiones internacionales y la posibilidades de incorporacion de recursos no convencionales de
energia, sonde vital importancia al momento de construir y definir los escenarios del Plan de Expansion
de Generacion.

Seguidamente se analiza para cada escenario definido los indicadores de confiabilidad energética,
a saber Valor Esperado de Racionamiento de Energia - VERE, Valor Esperado de Racionamiento de
Energia Condicionado - VEREC y niimero de casos con déficit. En la Tabla 5-1 se presenta la definicion
de estos indicadores y la expresion matematica asociada para el calculo de los mismaos.

Tabla 5-1: Indicadores de Confiabilidad segtin Resolucion CREG 025 de 1995.

Indicador Definicion Expresion matematica

z ( Energia mensual Racionada )
I m

VERE Eslarazonentreel prgm()mo de energia rgucmada enun VEREC Demanda Nacional de Energia_
mes, y la demanda nacional esperada en dicho periodo. ) )
n = Numero de casos simulados.
‘ . ¢ . Energii ! Racionad:
Es larazén entre el promedio de energia racionada en un T (Gmmmenne fermdn )
VEREC  mes, vy lademanda nacional esperada en dicho periodo. VERECS ™ Demanda Nacional de Energia,_
Solo se consideran los casos donde se presentan déficit. m=ntmero de casos con déficit
Numero : :
Numero de eventos durante todo el horizonte de planea-
de casos ; . ’ e T
... mientodonde se presenta racionamiento de energia.
con deficit

Una vez se calculan los indices de confiabilidad, se determina si los mismos cumplen con lo estableci-
do por la Resolucion CREG 025 de 1995, donde se establece que los indicadores VERE y VERC no pue-
den ser mayores al 1.5y 3 %, respectivamente, y el nimero de casos con déficit no puede ser superior
a 5. Silo anterior se cumple, se puede establecer Ia expansion del parque generador para la alternativa
bajo estudio y el comportamiento de algunas variables, como es el costo marginal del sistemay la ge-

10 El periodo de analisis de Corto Plazo es de 5 anos. El de Mediano Plazo es de 10 arios, y el de Largo Plazo es de 15 anos.
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neracion por tecnologia, Si ello no se satisface, se debe determinar la minima capacidad de generacion
adicional que permita cumplir con los indicadores de confiabilidad durante todo el horizonte de analisis,
y asi establecer finalmente la expansion del parque generador.

Es importante mencionar gue el calculo de la capacidad minima de generacién obedece a un analisis
de alternativas, que consideran proyectos u opciones tecnoldgicas de expansion que se tienen identifi-
cadas en el registro de proyectos de la UPME, y otras de mayor disponibilidad y menor costo. Con este
banco de alternativas se simula nuevamente el comportamiento del sistema, calculando los indices de
confiabilidad y el comportamiento de las principales variables, para asi finalmente determinar la expan-
sion a nivel de generacion.

La Grafica 5-1 presenta de manera resumida la metodologia general de planificacion.

Grdfica 5-1: Metodologia General de PlInanificacion de Generacion y la Red de Transmision.
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5.3 REVISION POTENCIA Y ENERGIA EN COLOMBIA

En funcién de la metodologia de Planificacion de la generacion, donde se realiza un analisis de la
disponibilidad de los recursos energéticos, a continuacion se presenta la revision de potencia y energia
en Colombia. Esto permite comparar la capacidad instalada de potencia del SIN junto con la Energiaen
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Firme para el Cargo por Confiabilidad - ENFIC, y contrastarlas con las proyecciones de demanda de
potencia y energia, revision noviembre de 2012.

La proyeccion de precios para los principales recursos de generacion, especificamente Gas, Combus-
tibles liquidos y Carbon, al igual que su disponibilidad, se analizé en el capitulo 4.

9.3.1 Comparacion de la capacidad instalada y demanda de potencia

A continuacion se realiza una revision de los requerimientos de capacidad del sistema para la aten-
cion de la demanda de potencia, sin considerar interconexiones internacionales.

La Grafica 5-2 permite comparar la posible evolucién del pico de potencia de la demanda, con la capa-
cidad disponible actual y futura del parque generador, lo anterior para los tres escenarios de demanda
de la proyeccion del mes de noviembre del 2012. La gréfica presenta la capacidad efectiva neta y Ia
capacidad disponible, la cual es afectada por los indices de disponibilidad de las plantas de generacion.

Grdfica 5-2: Proyeccion de Demanda de Potencia Eléctrica y Capacidad Instalada
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De la grafica anterior se puede concluir que en todos los escenarios de demanda, alto, medio y bajo.
la capacidad instalada es superior a los requerimientos de potencia que el sistema exige, considerando
claro esta, los proyectos en construccion del Cargo por Confiabilidad, la segunda etapa del proyecto

ltuango (ver Tabla 5-2), y asumiendo que se mantienen constantes los indices de disponibilidad de las
plantas existentes.

Complementariamente, la Grafica 5-3 indica que para el ano 2021 el margen de reserva estaria alre-
dedor del 18% (escenario demanda alta), evidenciandose una reduccion significativa de este indicador
con respecto a los afnos anteriores. A partir del afo 2022 el mismo se reduce considerablemente, ya
que no se incluyen nuevos proyectos de generacion.
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Grdfica 5-3: Porcentaje de margen de reserva de potencia del sistema colombiano.
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5.3.2 Comparacion de la energia en firme y la demanda de energia

En la Grafica 5-4 se presenta la proyeccion de demanda de energia, la demanda objetivo CREG, Ia
Energia en Firme de las plantas existentes y las obligaciones de las centrales nuevas resultado de las
subastas del cargo por confiabilidad. De la misma se puede establecer que sélo hasta el ano 2020 la
energiaen firme cubre el escenario alto de lademanda, y en el caso de las demandas mediay baja, hasta
los afios 2021 y 2023, respectivamente. Los proyectos que se consideraron para este ejercicio corres-
ponden a los definidos en la Tabla 5-2, sin contemplar la segunda etapa del proyecto ltuango.

Es importante mencionar que no se tuvieron en cuenta retiros de proyectos por cumplimiento de
vida Gtil o por disminucion de su disponibilidad en el tiempo. Respecto a la demanda objetivo de la
CREG, lamisma se establecié de acuerdo con las resoluciones emitidas por esta entidad.

Grdfica 5-4: Proyeccion de Demanda de Electricidad, Demanda Objetivo CREG y Energia en Firme
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Segun los resultados de esta revision, se identifica un déficit a partir del afio 2020, considerando
el escenario alto de las proyecciones de demanda del mes de noviembre de 2012. Si bien lo anterior
podria ameritar la programacion de una nueva subasta en el afio 2015, 5 afios antes del requerimiento
energético (considerando de esta manera el tiempo suficiente para definir y construir la red transmi-
sion asociada a la conexion de las plantas resultantes del proceso de subasta), la UPME constantemen-
te actualiza la proyeccion de demanda, razén por la cual el déficit identificado podria desplazarse en el
tiempo.

En este sentido, la Unidad a través de sus informes de seguimiento a variables, analizara la evolucién
de la demanday la contrastara con la energia en firme que ofrece el parque generador, para si estable-
cer eventuales periodos de desabastecimiento

5.4 REQUERIMIENTOS DE GENERACION EN EL CORTO Y LARGO PLAZO

El analisis de prospectiva de generacion busca determinar las alternativas de cortoy largo plazo, que
permitan atender los requerimientos de energia en el pais. El andlisis comprende los periodos 2013 -
2018y 2018 - 2027, considerando un sistema uninodal, es decir, no se consideran las limitaciones de
la red de transmision. El criterio bajo el cual se busca determinar la expansion y operacion del sistema,
es minimizar los costos de inversion y operacion del mismo, considerando la diversidad y disponibilidad
de los recursos energéticos con los gue cuenta el pais.

En este mismo sentido, se plantean diferentes escenarios o alternativas de expansidn, que incluyen
entre otros, atraso de proyectos, opciones auténomas de abastecimiento, incorporacion de Fuentes no
Convencionales de Energia, escenarios alternativos de demanda, y alternativas donde se contemplan
las interconexiones actuales y futuras con nuestros paises vecinos (Ecuador y Centroamérica).

5.4.1 Supuestos

Dada la gran cantidad de variables que influyen en un sistema de generacion como el colombiano,
solo se contemplan en el andlisis de prospectiva aquellas que tienen mayor incidencia sobre él. Entre
las variables consideradas y supuestos utilizados se tienen: incertidumbre de hidrologias, desarrollo
de proyectos de generacion, costos de combustibles, evolucion de la demanda de energia y potencia,
instalacion y retiros de unidades de generacion, entre otros.

A continuacion se presentan las variables y supuestos utilizados en el planteamiento de las alternati-
vas y estrategias de generacion.

* Sistema de generacién colombiano descrito en el capitulo 8.

* {ndices de indisponibilidad considerados en el calculo del Cargo por Confiabilidad de cada agen-
te.

= Proyectos inscritos en el registro de la UPME. Ver capitulo 9.

* Proyecciones de demanda de energia y potencia, escenarios bajo, medio y alta de la revision de
noviembre de 2012.

= Caracteristicas de plantas hidraulicas y térmicas a diciembre 2012.

= Proyecciones de precios de gas natural, combustibles liquidos y carbon mineral en délares cons-
tantes de diciembre de 2012.

= Minimos operativos vigentes a diciembre de 2012.

* No se consideran limitaciones en el suministro de gas natural.
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= Costos indicativos de generacion, asi como costos fijos y variables determinados por la UPME.

= Para la determinacion de las alternativas de generacion de corto plazo y las estrategias de largo
plazo, se utilizan 100 series sintéticas de caudales generadas con el modelo ARP*, o anterior a
partir de datos historicos del periodo 1937 - 2012. Esta hidrologia contiene los periodos secos
de los horizontes 1991-1992,1997-1998 y 2009 - 2010.

Para analizar las alternativas y escenarios del Plan de Generacion, se realizan simulaciones de mini-
mo costo de la operacion del sistema, utilizando el modelo SDDP - Modelo de programacion dinamica
dual estocastica, para un espectro amplio de aportes hidricos (100 series estocasticas).

5.4.2 Alternativas de generacion en el corto plazo 2013 - 2018

Para el periodo de planeamiento de corto plazo se consideran los proyectos de generacion que han
iniciado su construccion, y aquellos que adquirieron Obligaciones de Energia Firme en las pasadas su-
bastas del Cargo por Confiabilidad. Adicionalmente, se consideraun escenario con atrasos, y otro com-
plementario que tiene en cuenta dichos atrasos y la no entrada de Termocol.

Con estas alternativas se establecen las posibles configuraciones y condiciones del parque de gene-
racion Colombiano. teniendo en cuenta un escenario base, el cual permite la comparacion de dichos es-
cenarios. Se analiza el comportamiento de los costos marginales y se establece su dependencia en fun-
ci6n de las variaciones de demanda y oferta, asi como la disponibilidad de los recursos de generacion.

5.4.2.1 Alternativa 1 — Escenario base

El objetivo de este escenario es evaluar el comportamiento del sistema considerando solamente la
demanda nacional, para los escenarios de proyeccion alto, medio y bajo. Asi mismo, no se contemplan
las interconexiones con nuestros paises vecinos. En relacion a los supuestos, se tienen en cuenta los
considerandos del numeral 5.4.1. v los proyectos referenciados en la Tabla 5-2.

Tabla 5-2: Proyectos considerados en el cargo por confiabilidad y en etapa de construccion

;lornbre Capacidad A po

Amoya 78.0 Hidroeléctrico Abril 2013

Cucuana 60.0 Hidroeléctrico Octubre 2013

Gecelca 3 164.0 Térmico Diciembre 2013
Termocol 201.6 Térmico Diciembre 2013
Sogamoso, unidad 3 266.7 Hidroeléctrico Febrero 2014
Sogamoso, unidad 3y 2 5333 Hidroeléctrico Abril 2014
Sogamoso, unidad 3,2y 1 800.0 Hidroeléctrico Mayo 2014

El Popal 19.9 Hidroeléctrico Junio 2014

El Quimbo 420.0 Hidroeléctrico Diciembre 2014

San Miguel 420 Hidroeléctrico Diciembre 2015
Ambeima 450 Hidroeléctrico Diciembre 2015

Carlos Lleras 78.1 Hidroeléctrico Diciembre 2015
Tasajero |l 160.0 Térmico Diciembre 2015
Gecelca 3.2 250.0 Térmico Diciembre 2015
Termonorte 88.3 Térmico Diciembre 2017

71" ARP- Modelo autoregresivo de pardmetros Continda
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Nombre | Capacidad [ MWﬂ Tipc; ] Fecha de entrada en operacié;t

Ituango, unidad 1 300.0 Hidroeléctrico Septiembre 2018
Porvenir || 3518 Hidroeléctrico Diciembre 2018
ltuango, unidades 1y 2 600.0 Hidroeléctrico Diciembre 2018
ltuango, unidades 1,2y 3 900.0 Hidroeléctrico Marzo 2019
ltuango, unidades 1,2, 3y 4 1,200.0 Hidroeléctrico Junio 2019
Ituango, unidades 1,2, 3,4y 5 1,500.0 Hidroeléctrico Septiembre 2021
ltuango, unidades 1,2, 3,4,5y 6 1,800.0 Hidroeléctrico Diciembre 2021
Lt;»ango. unidades 1,2,3, 4,5, 6 2,1000 Hidroeléctrico Marzo 2022
ltuango, unidades 1,2,3,4,5,6,7y 8 2.400.0 Hidroeléctrico Junio 2022

La Grafica 5-5 ilustra la posible evolucién del costo marginal promedio del sistema. Los resultados
estan expresados en dolares constantes de diciembre de 2012, y consideran el Costo Equivalente Real
en Energia del Cargo por Confiabilidad - CERE, el costo asociado al Fondo para la Energizacion de las

Zonas no Interconectadas - FAZNI, y aquellos que estan contemplados en |a Ley 99 de 1993 (transfe-
rencias del sector eléctrico).

Grdfica 5-5: Costo marginal de |a alternativa 1 (con proyectos del cargo por confiabilidad)
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De la grafica anterior se puede concluir:

= Los promedios mensuales del costo marginal en todo el periodo de andlisis son 55, 51y 44 US$/
MWh, en demanda alta, media y baja, respectivamente.

* Laentrada en operacion de proyectos hidroeléctricos en el afio 2014, especificamente Sogamo-
so - 800 MWy El Quimbo - 420 MW, aportan generacidn con recursos mas economicos, expli-
cando ello la reduccién del costo marginal entre el periodo febrero 2014 - diciembre 2014.
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El aumento del costo marginal durante el periodo octubre 2014 - abril 2015, obedece aun incre-
mento de la demanda, especificamente por la conexidn de cargas especiales, a saber Ecopetrol y
Rubiales, las cuales tienen expectativa de pico de produccion durante dicho periodo.

Por otro lado. se observa un reduccion del costo marginal entre los meses de abril y octubre del
afo 2015, lo cual se debe principalmente a un incremento del volumen Util del embalse agregado
(entrada de los proyectos hidroeléctricos El Quimbo y Sogamoso), y la posterior temporada de
mayores precipitaciones, tradicionalmente los meses de abril y octubre.

La demanda en el escenario bajo es atendida principalmente con generacion hidroeléctrica, dis-
minuyéndose el requerimiento de generacion térmica, y subsecuentemente, el costo marginal.
Esto explica la diferencia tan notoria entre los escenario bajo - medio y medio - alto, de la pro-
yeccion de la demanda.

A partir del 2016 se observa un incremento en la tendencia del costo marginal para los escena-
rios medio y alto, explicada esta por el crecimiento de lademanday lano entrada de proyectos de
expansion durante este afno.

Los picos del costo marginal, diferentes a los ya referenciados, estan asociados con una baja dis-
ponibilidad de los recursos hidricos, en periodos donde es necesaria la generacion térmica, natu-
ralmente mas costosa.

En relacion a los indicadores de confiabilidad energética, los analisis del desempeno del sistema
indican que se cumple con los requerimientos establecidos en la resolucion CREG 025 de 1995,
en relacion con el VERE, VEREC y NUmero de Casos con déficit. En otras palabras, se puede
concluir que el sistema no requiere proyectos de generacion adicionales a los ya definidos por el
mecanismo del Cargo por Confiabilidad, en el horizonte 2013 - 2018.

5.4.2.2 Alternativa 2 — Atraso de entrada en operacion de los proyectos del Cargo por Confiabilidad

Bajo este escenario se consideran los mismos supuestos de la alternativa 1, teniendo en cuenta atra-
sos en las fechas de entrada en operacion de algunos proyectos en construccion (ver Tabla 5-3). La
seleccion de los mismos se basa en un analisis y seguimiento de avance que realiza la UPME, teniendo
en cuenta las comunicaciones presentadas por los agentes y las empresas auditoras sobre los posibles
inconvenientes de los proyectos, principalmente de orden social y ambiental.

Tabla 5-3: Retrasos de proyectos de generacion en construccion

Fecha de Entrada
considerando atrasos

Capacidad
(MW)

Atraso respecto a la fecha
inicialmente proyectada

Tipo de central

Cucuana Hidraulica 60.0 Octubre 2014 12 meses
Gecelca 3 Térmica 164.0 Diciembre 2014 12 meses
Termocol Térmica 201.6 Diciembre 2014 12 meses
266.7 Septiembre 2014 7 meses
Sogamoso Hidraulica 533.3 Octubre 2014 6 meses
800.0 Noviembre 2014 6 meses

El Quimbo Hidraulica 420.0 Noviembre 2015 11 meses

La Grafica 5-6 ilustra la posible evolucién del costo marginal promedio del sistema. Los resultados
estan expresados en dolares constantes de diciembre de 2012, y consideran el CERE, el costo asociado
al FAZNI, v aguellos que estan contemplados en la Ley 99 de 1993.
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Grdfica 5-6: Costo marginal de la alternativa 2 con proyectos del cargoy atrasos
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De la grafica anterior se puede concluir:

* Los promedios mensuales del costo marginal en todo el periodo de analisis son 57. 53 y 46 US$/
MWh en demanda alta, mediay baja, respectivamente.

= Al comparar el comportamiento de los costos marginales de las alternativas 1 y 2 (Grafica5-5y
Grafica 5-6), se encuentran diferencias en los picos para el periodo analizado, particularmente en
el horizonte enero - abril del ano 2014. En el escenario con atrasos. los picos son mas altos para
el periodo inicial, ya que los proyectos mostrados en la Tabla 5-3, particularmente Cucuana, Ge-
celca Termocol y Sogamoso, estan originalmente contemplados para entrar en servicio durante
el ano 2013y el primer semestre del 2014. Lo anterior afecta la disponibilidad de la generacion,
y por ende, los costos marginales.

* Adicionalmente, estos periodos se caracterizan por tener una baja disponibilidad de recursaos hi-
dricos, especificamente en el pico comprendido entre los meses de enero y abril de 2014. Es por
ello que al presentarse el atraso de la entrada en operacién de Cucuana, Termocol, Sogamoso vy
Gecelca, el sistema requiere de otras plantas, mas ineficientes y costosas.

* Paraelrestodel horizonte, una vez superados los retrasos, el comportamiento de los costos mar-
ginales es similar al del escenario base (alternativa 1).

En relacion a los indicadores de confiabilidad energética, los analisis del desempenio del sistema
indican que se cumple con los requerimientos establecidos en la resolucién CREG 025 de 1995,
en relacion con el VERE, VEREC y Numero de Casos con déficit. En otras palabras, se puede
concluir que el sistema no requiere proyectos de generacién adicionales a los ya definidos por el

mecanismo del Cargo por Confiabilidad, en el horizonte 2013 - 2018, considerando aun atraso
de proyectos.

9.4.2.3 Alternativa 3 - Atraso de proyectos del Cargo por Confiabilidad, y no entrada en operacion de
Termocol

El objetivo de este escenario es evaluar el comportamiento del sistema bajo condiciones criticas,
al considerar atrasos de proyectos que se encuentran en construccion, y la no entrada de la central
Termocol, ello teniendo en cuenta los importantes atrasos que reflejan los informes de auditoria de
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este proyecto. Se asumen los mismos supuestos de la alternativa 2, adicionando el retiro de la planta
Termocol.

Enla Grafica 5-7 se observa la evolucion de los costos marginales promedio del sistema para los tres
escenarios planteados hasta ahora, considerando el escenario alto de crecimiento de la demanda. Los
resultados estan expresados en délares constantes de diciembre de 2012, y consideran el CERE, el
costo asociado al FAZNI, y aquellos que estan contemplados en la Ley 99 de 1993.

Grdfica 5-7: Costo marginal de las alternativas 1, 2 y 3. Escenario alto de demanda
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De la grafica anterior se puede concluir:

 Sibien durante todo el periodo de anélisis el comportamiento de las alternativas 2y 3essimilar,
en algunos periodos especificos de verano, el costo marginal de la alternativa 3 puede llegar a ser
en promedio 1.2 veces el costo marginal de la alternativa 2.

= En este sentido, durante estos periodos de baja hidrologia se debe garantizar la disponibilidad
del parque térmico, toda vez que no contar con él, puede incrementar considerablemente el ries-
go de no atencién de la demanda.

« Enrelacién alos indicadores de confiabilidad energética, los analisis del desempenio del sistema
indican que se cumple con los requerimientos establecidos enla resolucion CREG 025 de 1995,
en relacion con el VERE, VEREC y Numero de Casos con déficit. En otras palabras, se puede
concluir que el sistema no requiere proyectos de generacion adicionales a los ya definidos por el
mecanismo del Cargo por Confiabilidad, en el horizonte 2013 - 2018, considerando aun atraso
de proyectos y la no ejecucion de Termocol.

5.4.3 Generacion hidraulica y térmica en el corto plazo. Alternativas 1,2y 3

Enla Grafica 5-8 se presenta la generacion hidraulica en el corto plazo para cada una de las alternati-
vas planteadas, considerando el escenario alto de las proyecciones de demanda. Se espera que lamisma
tenga valores cercanos a los 5,800 GWh-mes en los inviernos, y 4,000 GWh-mes en los veranos.

Es importante mencionar que la generacion hidroenergetica se ve disminuida para las alternativas 2
y 3, principalmente en el periodo comprendido entre los meses de febrero del ano 2014 y noviembre
del afo 2015. Lo anterior debido al atraso de los proyectos Sogamoso y El Quimbo.
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Grafica 5-8: Generacion hidrica de las alternativa 1, 2 y 3. Escenario alto de demanda
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Adicionalmente, en la Grafica 5-9 se presenta la generacion térmica en el corto plazo para las tres
alternativas. Se identifica también un incremento de los recursos térmicos despachados en la base du-

rante todo el periodo de analisis, y una energia generada en los veranos del orden de los 1.200 GWh-
mes, ello considerando el atraso de proyectos y la no ejecucién de Termocol.

Grdfica 5-9: Generacion térmica de las alternativas 1, 2y 3. Escenario alto de demanda
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9.4.4 Alternativas de generacion en el largo plazo 2013 - 2027

En los numerales anteriores se establecid que con los proyectos definidos a través del mecanismo
del Carago por Confiabilidad, no se observa en el corto plazo requerimientos adiciones de generacion,
inclusive contemplando el atraso de proyectos y la no ejecucion de Termocol.

A continuacion se presentan los analisis de largo plazo, horizonte 2018 - 2027. analizando diferen-
tes alternativas de expansion, lo anterior con el objetivo de satisfacer adecuadamente la demanda. Se
determinan las necesidades adicionales de capacidad instalada y se establece el comportamiento de
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las principales variables, como es la evolucion de los costos marginales y el calculo de los indices de
confiabilidad energética.

Las alternativas de expansion se construyen a partir de los proyectos del Cargo por confiabilidad, el
registro de proyectos de generacion de la UPME, los proyectos que ya han iniciado su construccion y
se espera entren en servicio dentro del horizonte de analisis, y otras opciones de mayor disponibilidad
y menor costo. En este mismo sentido, se contemplan otras alternativas de diversificacion de la matriz
energética, analizando el desempeno del sistema con la incorporacion de recursos renavables no con-
vencionales, y se analiza el efecto sobre la expansion del parque generador, de la implementacion de un
plan masivo de uso eficiente de energia.

Finalmente, dadas las caracteristicas particulares de Colombia como un exportador neto de energia,
se analizan dentro del plan los posibles intercambios con Ecuador, asi como la futura interconexion con
Centroamérica.

5.4.4.1 Alternativa 4 — Escenario base de largo plazo

El objetivo de esta alternativa es establecer un expansion base en el largo plazo, buscando satisfacer
los requerimientos de la demanda. Posteriormente, dicha alternativa se constituye como marco de re-
ferencia y comparacion, frente a otras opciones de expansion y diversificacion de la matriz energéetica.

Eneste sentido, inicialmente se calculan los indicadores de confiabilidad energética para el horizonte
2013 - 2027. considerando solamente los proyectos referenciados en la Tabla 5-2. Las simulaciones
llevadas a cabo con el modelo energético permitieron establecer para el escenario alto de las proyec-
ciones de demanda, que el indicador VEREC es superior al 3 % a partir del ano 2022, incumpliendo lo
anterior los limites establecidos por la regulacion.

Teniendo en cuenta estos resultados, el registro de proyectos de la UPME y las plantas que actual-
mente estan en construccion, se plantea para el afio 2022 la entrada en operacion de un proyecto ter-
mico de 300 MW con base a carbon, dos proyectos hidroeléctricos para el afio 2025 de 400y 700 MW
cada uno, y dos cierres de ciclo en la Costa Atlantica de 250 MW, los cuales deben estar en servicio en
el 2022y 2025 (se considera también la segunda etapa de Ituango con 1,200 MW de capacidad). Este
escenario plasma las condiciones que debieran suceder en el pais a nivel de generacion. Asi mismo, con-
serva la tendencia presentada en el Cargo por Confiabilidad, en el sentido que el sistema se expande
con aquellos recursos con los cuales se tiene mayor disponibilidad.

En conclusion, se observa que el sistema requiere la instalacion progresiva de 3,100 MW adicionales
alos definidos por el Cargo por Confiabilidad. El primer refuerzo se requeriria a partir del ano 2021,de
acuerdo con la Tabla 5-4.

Tabla 5-4: Cronograma de expansion de Alternativa 4

Tecnologia

Hidroelectricidad Gas Carbon  Cogeneracion Combustibles liquidos
[MW] [MW] [MW] [MW] [MW] (sustituto)
2013 157.9 164 201.6
2014 1,239.9 14
2015 165.1 410
2016
2017 88.3
2018 951.8
2019 600
2020
Continua
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Afo Hidroelectricidad Gas Carbon  Cogeneraciéon Combustibles liquidos

[MW] [MW] [MW] [MW] [MW] (sustituto)
2021 600
2022 600 250 300
2023
2024
2025 1,100 250
2026
2027
Subtotal [MW] 54147 500 874 14 289.9
Total [MW] 7.092.6

En la Grafica 5-10 se ilustra la posible evolucién del costo marginal promedio del sistema para la al-
ternativa4. Los resultados estan expresados en dolares constantes de diciembre de 2012, y consideran
el CERE, el costo asociado al FAZNI, y aquellos que estan contemplados en la Ley 99 de 1993.

Grdfica 5-10: Costo marginal alternativa 4
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De la gréafica anterior se puede concluir:

* Los promedios mensuales del costo marginal en todo el periodo de analisis son 60, 51y 38 US$/
MWh, en demanda alta, mediay baja, respectivamente.

= En el escenario base de corto plazo, alternativa 1, se identifico a partir del 2016, y para los esce-
narios de demanda media y alta, un incremento en la tendencia del costo marginal, debido funda-
mentalmente a la no entrada de proyectos en ese ano, y el mismo crecimiento de la demanda. No
obstante, se observa una disminucién importante del costo marginal a partir del afo 2018, gracias
alaentrada de nuevos recursos hidroeléctricos, especificamente la primera etapa de Ituango y Por-
venir |1,

13 Generacion asociada a la sequnda etapa de Ituango
14 Generacion asociada a la segunda etapa de ltuango
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= Sibien en el periodo comprendido entre los afios 2019y 2025 el costo marginal aumenta nueva-
mente. debido al crecimiento de la demanda, la entrada de la segunda etapa del proyecto ltuango
permite “suavizar” dicho crecimiento.

» Detodas maneras, a partir del ano 2025 el costo marginal se reduce nuevamente, debido a la en-
trada de 1.100 MW hidroeléctricos. Es importante mencionar que la nueva generacion térmica
propuesta, 800 MW, si bien no tiene un alto impacto en la reduccion del costo marginal, es tras-
cendental para garantizar la confiabilidad energética del sistema (sobre todo en los momentos
de verano).

= |ademanda en el escenario bajo es atendida principalmente con generacion hidroeléctrica, dis-
minuyéndose el requerimiento de generacion térmica, y subsecuentemente, el costo marginal.
Esto explica la diferencia tan notoria entre los escenario bajo - medio y medio - alto, de la pro-
yeccion de lademanda.

Adicionalmente, en el Grafica 5-11 se presenta el total de la generacion térmica e hidraulica espera-
da durante todo el periodo de andlisis, escenario alto de demanda. Se observa que la generacion hidrica
se incrementa de manera permanente con el crecimiento de la demanda. Asi mismo, para el final del
periodo se espera que las plantas térmicas aporten alrededor del 12 % del total de laenergia generada.

Grdfica 5-11: Generacion térmica e hidraulica de |a alternativa 4, escenario alto de demanda

8,000
—— GENERACION
HIDRO ALTERNATIVA 4

GENERACION
TERMICAALTERNATIVA 4

7,000
6,000
5.000

4,000

GWh

3,000
2,000

1.000

0

jul-15

ene-13
jun-13
nov-13
abr-14
sep-14
feb-15
dic-15
may-16
oct-16
mar-17
ago-17
ene-18
jun-18
nov-18
abr-19
sep-19
feb-20
jul-20
dic-20
may-21
oct-21
mar-22
ago-22
ene-23
jun-23
nov-23
abr-24
sep-24
feb-25
jul-25
dic-25
may-26
oct-26
mar-27
ago-27

Fuente de grdfica; UPME

Finalmente. en relacion a los indicadores de confiabilidad energética, los analisis del desempeno
del sistema indican que se cumple con los requerimientos establecidos en la resolucién CREG 025 de
1995. en relacion con el VERE, VEREC y Numero de Casos con déficit. En otras palabras, se puede con-
cluir que el sistema requiere 3,100 MW de generacion adicional a los ya definidos por el mecanismo del
Cargo por Confiabilidad, en el horizonte 2018 - 2027.

5.4.4.1.1 Consumo de Gas para la alternativa 4, escenario alto de demanda

Teniendo en cuenta los supuestos de no limitacion al suministro de Gas, es importante establecer el
consumo de este recurso para la alternativa base de largo plazo, escenario alto de demanda, y com-pa-
rarlo con la demanda termoeléctrica calculada por la UPME en su balance de gas, asi como con los
requerimientos de generacion de seguridad del area Caribe. Ver (Grafica 5-12).
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Grdfica 5-12: Consumo de Gas, alternativa 4, escenario alto de demanda.
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De la grafica anterior se puede concluir:

= Paraun escenario de despacho ideal sin limitaciones de suministro de gas, al igual que sin consi-
derar las restricciones naturales de la red de transmision, se observa un consumo inferior a los
5,000 GBTU-mes para todo el horizonte de andlisis. Esto se debe. principalmente, al aporte de la
hidroelectricidad y la generacién a carbon.

= Lademanda de gas para el sector termoeléctrico, seglin el balance de la Unidad, alcanzaria su
pico en el mes de marzo del afio 2018, tomando un valor superior a los 17,200 GBTU-mes.

Para este mismo periodo, los analisis eléctricos evidencian un consumo promedio inferior a los
8,000 GBTU-mes, para el cubrimiento de las generaciones de seguridad en el drea Caribe.

= Después del ano 2018, los requerimientos de gas para el cubrimiento de las generaciones de
seguridad en el area Caribe disminuyen, lo anterior por la expansién del Sistema de Transmision
Nacional - STN, particularmente el refuerzo ala costa a través del corredor de linea Cerromatoso
- Chinu - Copey 500 kV (ver numeral 6.4.2.2).

En este sentido, se observa que a pesar de no tener limitaciones al suministro de gas natural, no
se superan los valores calculados en el balance de la UPME. Adicionalmente, si bien es un escena-
rio que se analiza a continuacién, con la incorporacion de energias renovables no convencionales,
el consumo previsto para la alternativa 4 seria atin menor.

9.4.4.2 Alternativa 4B - Escenario alternativo de largo plazo

En el numeral anterior se definid un cronograma de expansion (Tabla 5-4), considerando las inicia-
tivas de varios promotores, las plantas que actualmente estan en construccion, y suponiendo que el
crecimiento del parque generador conserva la tendencia de las Gltimas subastas del Cargo por Confia-
bilidad. Resultado de las simulaciones y la verificacién de los indicadores de confiabilidad energética, se
establecio |la necesidad de instalar de manera progresiva y a partir del afio 2021, 3,100 MW de gene-
racion (2,300 MW de naturaleza hidraulica, 500 MW corresponden a cierres de ciclos y 300 MW san
térmicos a carbon).
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No obstante, el registro de proyectos de la UPME comienza a reflejar un mayor interés para imple-
mentar nuevas e innovadoras tecnologias de generacion de electricidad'. Los agentes han manifestado
el deseo de invertir en Fuentes No Convencionales de Energia - FNCE para la generacion de electri-
cidad, como son los parques edlicos en la region Guajira, plantas menores de energia solar, y plantas
geotérmicas al interior del pais. Adicionalmente, en la actualidad se lleva a cabo un estudio conjunto
entre la UPME y el Banco Interamericano de Desarrollo - BID, con el objetivo de establecer la viabili-
dad técnicay econdmica de incorporar un parque de generacion Edlica de 400 MW al Sistema Interco-
nectado Nacional - SIN, analizando su conexion eléctrica, su impacto en la futura matriz energética, y
los beneficios econémicos que puede tener este tipo de proyectos para la demanda nacional.

Las anteriores situaciones han generado requerimientos desde la Comision Intersectorial de Uso
Racional de Energiay Fuentes No Convencionales de Energia (CIURE) y solicitudes de agentes y el mis-
mo Ministerio de Minas y Energia, para incluir en los Planes de Generacion la implementacion de este
tipo de fuentes, teniendo claro que las principales dificultades para modelar estas tecnologias, radican
en la consecucion de la informacion de estos recursos energéticos renovables.

En este sentido, el presente Plan inicia un acercamiento sobre el comportamiento y desempeno del
sistema con la integracion de las FNCE. A continuacion se plantea otro escenario, buscando la diversifi-
cacion de la matriz energética, considerando la incorporacion de las siguientes tecnologias:

= Enelnortedel pais, tres (3) proyectos de generacion edlica de 100 MW cada uno. Si bienenel re-
gistro de proyectos de la UPME sélo se tiene inscrita una planta edlica de 100 MW, se conoce la
disposicion de varios agentes para construir parques de hasta 500 MW. Al margen, se consideran
los tres proyectos de 100 MW, con afos de entrada 2020, 2021y 2023.

= Enelinterior del pais, dos (2) proyectos de generacion Geotérmica de 50 MW cada uno. En par-
ticular se conocen los trabajos de un agente para montar una planta de 50 MW, sin que la misma
se encuentre registrada en el banco de proyectos de la UPME. En este sentido, se contemplan los
dos proyectos con fechas de entrada 2021y 2022.

= De los andlisis llevados a cabo por la UPME, se ha identificado un potencial de venta de exceden-
tes al SIN de 140 MW, provenientes de plantas de cogeneracion, lo anterior considerando la ex-
pansion de los ingenios azucareros en el Valle del Caucay la construccion de una planta de etanol
enel departamento del Meta. Por lo anterior se tienen en cuentaestos 140 MW de cogeneracion
apartir del ano 2015.

La Tabla 5-5 presenta el cronograma de proyectos de esta alternativa. Vale la pena mencionar que
salvo la expansion descrita y la no inclusion de 300 MW de generacion térmica a carbon, se supone el
mismo plan de obras de la Tabla 5-4.

Tabla 5-5: Cronograma de expansion de Alternativa 4B

Cap;idac?por fecnologia (M)

Hidroeléctrica Gas Carbon Cogeneracion Eodlica Geotérmica Combustibles

Liquidos (sustituto)
2013 157.9 164 201.6
2014 1,239.9 14
2015 165.1 410 140
2016
2017 88.3
2018 951.8
15 ' Energras eonca solar, geotermia, biomasa, océanos, hidrogeno. Continua
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; Ca;aacidad por Tecnologia (MW)

Hidroeléctrica Gas Carbon Cogeneracion Edlica Geotérmica Combustibles

Liguidos (sustituto)
2019 600
2020 100
2021 600 100 50
2022 600 250 50
2023 100
2024
2025 1,100 250
2026
2027
Subtotal [MW] 5414.7 500 574 154 300 100 289.9
Total [MW] 7.332.6

Fuente de tabla: UPME

En la Grafica 5-13 se presenta la evolucion del costo marginal promedio del sistema para la alterna-
tiva 4B. Los resultados estan expresados en dolares constantes de diciembre de 2012, y consideran el
CERE, el costo asociado al FAZNI, y aguellos que estan contemplados en la Ley 99 de 1993.

Grdfica 5-13: Costo marginal de la Alternativa 4BFuente de grafica: UPME
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De la grafica anterior se puede concluir:

= | os promedios mensuales del costo marginal en todo el periodo de analisis son 57.4, 45y 31.9
US$/MWh, en demanda alta, media y baja, respectivamente.

= Aligual que en el escenario 4, la entrada de la primera etapa de ltuango y Porvenir |1, reducen de
manera importante el costo marginal del sistema a partir del ano 2018. Asi mismo, si bien en el
periodo 2019 - 2025 se observa un incremento en dicho costo, la entrada de la segunda etapa
de Ituango, 1,100 MW hidroeléctricos y la generacion renovable no convencional (Edlica + Geo-
termica), lo reducen nuevamente.
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» |os cierres de ciclo propuestos, es decir, 500 MW de generacion a gas, no tienen un impacto
considerable en la evolucion del costo marginal, dado que el sistema para los tres escenarios de
demanda, se abastece en mayor proporcién con hidroelectricidad. Sin embargo, este recurso es
fundamental para garantizar la confiabilidad energética del SIN.

En la Grafica 5-14 se presenta la generacion por tecnologia durante todo el periodo de analisis. Se
observa un incremento constante de la hidroelectricidad con el crecimiento de la demanda.

Respecto a la generacion térmica convencional, el aporte de este recurso puede llegar a ser superior
a los 1,000 Gwh-mes en las épocas de verano, particularmente a partir del 2022. Bajo |a alternativa 4,
antes de dicho ano, la generacion térmica supera dicho umbral, a diferencia de la opcion 4B. Ello obede-
ce al aporte de la generacion no convencional, principalmente el recurso edlico, el cual es complemen-
tario con la hidroelectricidad del interior del pais (ver numeral 5.4.4.3).

Grdfica 5-14: Generacion por tecnologia Alternativa 4B. Escenario alto de demanda

= Hidraulica

7,500

== Térmica 7 600
=== No Convencionales !

(Cogeneracion 6.500

+ Geotérmica 6,000

+ Edlica) 5.500

5,000
o

£ 4,500

i-H)t)t}-

03‘500~

3,000 4

2,500 A

2,000 A

1,500 1

1,000 A

500Q +

1 0 1+ i 0 0 e o

T i A L e i e N ey i ietal s e e

o e B S R B e T R T e R I R T T T R S

Asi mismo, los analisis del desempeno del sistema indican que se cumple con los requerimientos es-
tablecidos en la resolucion CREG 025 de 1995, en relacion con el VERE, VEREC y Numero de Casos
con déficit. Es decir, se puede concluir que el sistema requeriria 3,340 MW de generacién adicional a
los ya definidos por el mecanismo del Cargo por Confiabilidad, en el horizonte 2018 - 2027.

5.4.4.2.1 Comparacion Alternativas 4 y 4B

Para las alternativas 4 v 4B se establecio la necesidad de instalar 3,100y 3,340 MW, respectivamen-
te, con el objetivo de garantizar los criterios de confiabilidad energética. A continuacion se presenta un
analisis comparativo entre estas dos opciones de expansion del parque generador (ver Grafica 5-15 vy
Grafica 5-16).
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De las graficas anteriores se puede concluir:

» Entre las alternativas 4B y 4 existe una diferencia de capacidad instalada de 240 MW, sin embar-
go, para los tres escenarios de demanda estudiados se observa un menor costo marginal con la
opcion 4B. Los ahorros promedios son de 3.37, 6.87 y 6.88 US$/MWh, en demanda alta, mediay
baja, respectivamente.

= Se identifica una reduccion en la generacion térmica para la opcion 4B, la cual es en promedio
191.1 GWh-mes. Asi mismo, en algunos momentos dicha diferencia puede llegar a ser superior a
500 GWh-mes. Ello se debe al aporte de |la generacion renovable.

= Desde el puntode vista de confiabilidad energética, ambas alternativas garantizan que el nimero
de casos con déficit, VERE y VEREC, sean inferiores a 5, 1.5 % y 3 %, respectivamente. No obs-
tante, laopcion 4 necesitamenor capacidad instalada para satisfacer dichas condiciones. Es decir,
desde el punto de vista de confiabilidad, |as alternativas 4 y 4B son equiparables.

Finalmente, se debe mencionar que si bien bajo la opcidn 4B se incluyeron 540 MW de genera-
cidn renovable, son los 300 MW edlicos los que reducen en gran proporcion el costo marginal del
sistema. A continuacion se plantea un nuevo escenario, considerando el mismo plan de obras de
la alternativa 4 (Tabla 5-4), y la adicion de 300 MW edlicos desde el inicio del periodo de analisis.
Asi mismo, se estudia en detalle la complementariedad energética entre el viento y la hidroelec-
tricidad, aspecto fundamental para el modelamiento del recurso edlico, el cual fue considerado
para las simulaciones de la alternativa 4B.

5.4.4.3 Alternativa 5 — Analisis incorporacion Recurso Edlico

En primera instancia se evalia la complementariedad del recurso edlico en la region norte de Colom-
bia y el recurso hidroenergético del centro del pais, utilizando informacién de vientos para el periodo
2001 - 2009, y los caudales turbinados por las plantas mas representativas de Antioquia y la region
cundiboyacense en el mismo intervalo de tiempo. Los resultados de este ejercicio de complementarie-
dad permiten seleccionar el analogo hidroeléctrico a simular para el recurso edlico.

Posteriormente se establece el impacto de la inclusion de tres parques generadores de 100 MW
cada uno (modelados como un equivalente hidroeléctrico), analizando la evolucion del costo marginal y
la generacion por tipo de tecnologia.

5.4.4.3.1 Complementariedad energética de los recursos edlico e hidrico y seleccion del analogo
hidroeléctrico

Para la evaluacion de lacomplementariedad entre la energia edlica generada en la zona norte del pais
y la energia hidroeléctrica de la region antioquena y cundiboyacense, se toman los datos historicos de
la estacion Puerto Bolivar, facilitados por el IDEAM, vy los caudales turbinados de tres de las principales
plantas de generacion hidroeléctrica de Colombia durante el mismo periodo, a saber Guatapé, Guavioy
Chivor. Como se explico anteriormente, esta informacion permite seleccionar el analogo hidroeléctrico
a simular para el recurso edlico. El procedimiento se detalla a continuacion y se presenta de manera
descriptiva en la Grafica 5-17.
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Grdfica 5-17: Procedimiento para calcular la complementariedad
de los recursos eélicos e hidroenergéticos

Datos de entrada
Informacién 2001 - 2009

Medicion de vientos de la
region Guajira (a 10 mts)

Calculo de velocidad de
vientos a diferentes alturas,
segun tecnologia de
aerogenerador

Calculo de la energia
generada por parque eolico
virtual, segun tecnologia de

aerogenerador y capacidad
instalada

Calculo de caudal medio
equivalente de las plantas
Guatapé, Guavio y Chivor,

para generar la energia

edlica del parque virtual

Normalizacion de caudales
medios equivalentes

En primera instancia se seleccionan dos tipos de tecnologias de aerogeneradores, cuyas curvas

Caudales turbinados de las
plantas Guatapé, Guavio y
Chivor

Normalizacion de caudales
turbinados por Guatapé,
Guavio y Chivor

Calculo del indice de
complementariedad

Seleccion del analogo
equivalente del recurso edlico
de la Guajira

tipicas de potenciay caracteristicas se presentan en la Grafica 5-18.

Posteriormente se establece la velocidad del viento en la region Guajira, a una altura de 60 y
120 metros, segun la tecnologia del aerogenerador. Para ello se utiliza la informacion historica de
vientos suministrada por el IDEAM en la estacion puerto Bolivar a una altura de 10 metros, y el

modelo de perfil de Lysen, el cual se resume en la siguiente expresion matematica:
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v wz) :Velocidad del viento auna altura conocida, 10 metros para este caso.
vz, : Constante de rugosidad del viento, 0.25 para este ejercicio.
v z : Altura donde se quiere calcular la velocidad del viento, 60y 120 metros segun

la tecnologia.
v v(z) :Velocidad del viento a la altura que se quiere conocer, v(60) y v(120).

Una vez calculada la velocidad del viento durante todo el periodo (resolucion horaria), se puede
establecer la energia histérica que generaria un parque edlico virtual. Lo anterior segun la tec-
nologia utilizada para conformar dicho parque (Grafica 5-18) y su tamafio. Para este ejercicio de
complementariedad, se consideran las capacidades instaladas de Guatapé, Guavio y Chivor.

Seguidamente se calcula el caudal equivalente medio que requeriria Chivor, Guavio y Guatape,
para generar la energia del parque edlico virtual, segin la tecnologia empleada vy la capacidad
instalada. Lo anterior se realiza para el periodo comprendido entre los anos 2001 y 2009 (reso-
lucion horaria), de acuerdo la siguiente expresion:

Energia Edlica,,,

!

O PTec,t -

Factor de produccion,,

Donde:

v" O PTec,t. Caudal que requeriria la planta hidroeléctrica P para generar una energia edlica con
tecnologia Tec, en el instante de tiempo ¢. Sus unidades son [m?/s].

v' Energia Edlica,, :Energia producida por un parque edlico con la misma capacidad instalada

de la planta P, considerando una tecnologia Tec, en el instante de tiempo . Sus unidades son
[(MWh].

Factor de produccion,,: Es el factor de produccion de la planta P. Sus unidades son MW/ m3/s].
P = {Guatapé, Guavio Chivor}.
Tec = {Tecnologia de aerogenerador 1.3 MW, Tecnologia de aerogenerador 3 MW},

NOR KON

t = Periodo comprendido entre los afios 2001 y 2009. Sus unidades son [horas].

Una vez calculado para todo el periodo 2001 - 2009 los caudales medios horarios asociados
al parque edlico virtual, los mismos se normalizan respecto al maximo caudal encontrado. Este
procedimiento también se lleva a cabo para los caudales histéricos turbinados por las plantas
Guatapé, Guavio y Chivor. La metodologia se refleja en las siguientes ecuaciones.

Q.”. Tec,t

anm-_,  max (Qnmn' Qnm—::' oA Q.'arac.m')

Q real 5

max (Q real,, ., Qreal,,, ..., Qreal, )

q real'm=
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= Finalmente se establece un indice de complementariedad entre el parque edlico virtual y la plan-
tareal, de acuerdo con la siguiente expresion matematica.

ic

Tec, Pt - I qP,Tec,r - q real}’,t |

Donde:

vile, Indice de complementariedad entre el parque edlico virtual contecnologia Tecy la plan-

ta Pen el instante de tiempo .

v g, - Caudal normalizado que requeriria la planta hidroeléctrica P para generar una energia
eolica con tecnologia Tec, en el instante de tiempo .

v’ g real,: Caudal real normalizado de la planta P en un periodo de tiempo .

Se define que existe complementariedad tan solo cuando durante mas del 50 % del tiempo analizado
(periodo 2001 - 2009), el valor de es superior a 0.6 Esto quiere decir, por ejemplo, que en un mismo
instante de tiempo se tiene un caudal real muy alto, y un bajo caudal equivalente asociado a la planta
eolica virtual.

Tabla 5-6: Porcentaje de tiempo en donde el indice de complementariedad es superior a 0.6

1

Tecnologia (Tec) Planta real (P) Numero de dias i Total de dias e, ,~0.6
Aerogenerador de 1.3 MW Guatapé 470 3,102 152%
Aerogenerador de 1.3 MW Guavio 641 3,102 20.7 %
Aerogenerador de 1.3 MW Chivor F29 3,102 23.4%
Aerogenerador de 3 MW Guatapé 1313 3,102 42.3%
Aerogenerador de 3 MW Guavio 1,776 3.102 57.3%
Aerogenerador de 3 MW Chivor 1,829 3,102 59.0%

Se concluye que la complementariedad energética entre los recursos eolicos e hidroenergéticos, de-
pende de latecnologia edlica aimplementar. En la Tabla 5-6 se observa que para dos tecnologias edlicas,
con parques de generacion de capacidades idénticas, se obtiene complementariedad de hasta 23.4%
del tiempo para tecnologia de aerogeneradores de 1.34 MW, y de 59% para el caso de aerogeneradores
de 3 MW. Esto se explica por las diferencias en los rangos de velocidades de viento que aprovecha cada
tecnologia.

Esimportante mencionar que lacomplementariedad en cierta manera es independiente de la capaci-
dad de la planta edlica que se simule, toda vez que el indicie propuesto compara caudales normalizados,
razon por la cual los porcentajes obtenidos del indicador no varian sustancialmente, aun recalculando
los caudales equivalentes medios en funcion de la energia edlica ). Asi mismo, este indice no considera
el efecto de los embales, que para el caso de Guatapé y Guavio, puede subvalorar la valoracion de |a
complementariedad (al considerar la energia almacenada en el embalse, en un periodo de hidrologia
critica la central podria estar turbinando).

Finalmente, dados los resultados obtenidos, se procede a la modelacion del recurso edlico de la gua-
jira, como un analogo hidroeléctrico con los parametros de la planta Chivor.

Plan de Expansion de Referencia

Generacion Transmisién

2L Z-2027F swaensee



Grdfica 5-18 Curva de potencia por tecnologia de aerogeneradores
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5.4.4.3.2 Integracion de generacion edlica como alternativa de expansion

En el numeral 5.4.4.3.1 se concluyd que una planta edlica en la Guajira, conformada por aerogene-
radores de 3 MW e independientemente de su capacidad instalada, tienen un porcentaje de comple-
mentariedad del 59 % con la central Chivor. Esta conclusion se puede reafirmar con la Grafica 5-19,
donde se evidencia que en aquellos momentos donde Chivor tiene baja generacion, el recurso edlico
de la Guajira (Parque eolico de 300 MW) es alto. Vale la pena mencionar que los promedios diarios de
generacion guardan una mayor complementariedad, razéon por la cual los resultados expuestos ante-
riormente, que tienen una resolucion mensual, son bastante conservadores.

Las simulaciones energéticas también evidencian variaciones de |a generacion hidroeléctrica que
superan el 50% de la maxima generacion, mientras que en el caso edlico para los mismos promedios
mensuales, dicha variacion es mas suave y considerablemente menor. Lo anterior permite concluir que
el recurso edlico de la Guajira podria representar a las plantas del oriente Colombiano una mayor flexi-
bilidad en la operacion de sus embales, mejorando la confiabilidad energetica.

Grdfica 5-19: Generacion de Chivor y Plantas Edlicas. Alternativa 5, escenario de demanda alta
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A continuacion se presentan los andlisis asociados a la incorporacion de tres plantas edlicas de 100
MW cada una, usando un analogo hidroeléctrico con los parametros de la planta de Chivor. Se supone la
entrada en operacion de estos recursos de manera consecutiva a partir de los anos 2015, 2016y 2017.
Adicionalmente, se consideran los mismaos supuestos de la alternativa 4, en relacion al cronograma de
expansion (Tabla 5-4).

En la Grafica 5-20 se ilustra la posible evolucion del costo marginal promedio del sistema para la al-
ternativa 5. Los resultados estan expresados en dolares constantes de diciembre de 2012, y consideran
el CERE, el costo asociado al FAZNI, y aquellos que estan contemplados en la Ley 99 de 1993.

Grdfica 5-20: Evolucion del Costo Marginal para las Alternativas 5 y 4. Escenario demanda alta
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De la grafica anterior se puede concluir:

= Endemanda alta, el promedio mensual del costo marginal en todo el periodo de analisis es de 56
US$/MWh. Al margen de esta situacion, en momentos criticos de baja hidrologia, dicho costo
puede llegar aser 17 US$/MWh menor, respecto a la alternativa 4.

= Se puede observar como la generacion edlica logra ser despachada con unos costos de Admi-
nistracion, Operacion y Mantenimiento - AOM competitivos, gracias a gue no existe costo de
combustible, desplazando necesariamente generacion térmica, reflejandose en ultimas en una
reduccion considerable del costo marginal.

Complementariamente, en la Grafica 5-21 se muestra el total de la generacion térmica e hidraulica
esperada durante todo el periodo de analisis para las alternativas 4 y 5. Se observa que el incremento
de la electricidad renovable mensual para finales del ano 2022 llega a superar el caso del escenario
base, hasta en 500 GWh. Asi mismo, se presenta una reduccion promedio de 160 GWh en |la genera-
cion térmica mensual.
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Grdfica 5-21: Comparacion de la Generacion renovable para las alternativas 4 y 5, demanda alta.
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Otro comportamiento interesante que se puede inferir de la Grafica 5-22, es sobre |a energia hi-
droeléctrica generada por el sistema antes de la entrada en operacion de los tres parques edlicos. Antes
del afo 2015, la energia renovable (agua) es superior para la alternativa 5, en contraste con la alterna-
tiva 4. Esto se debe basicamente a la optimizacion del recurso hidrico, ya que el sistema esta viendo
a futuro el recurso edlico, permitiendo ello la utilizacion de mas agua para la generacion de energia
eléc-trica en el periodo comprendido entre los anos 2013y 2015.

Grdfica 5-22: Comparacion de la Generacion térmica para las alternativas 4 y 5, demanda alta.

— Generacién 1,800

Térmica Alternativa 4
- (Generacion

Térmica Alternativa 5
= (Generacion

Eodlica Alternativa 5

1,600
1,400
1,200
=
1,000
3 0
800
600
400

200

OO ST TOUDNDOORNMODOIDODNDOO - NNMOITTWVWOQ
— = v v v v v v T v o r— v v O OO NN O OO DN
O 0000000000000 0O0O0RLLOCO8SCOC O
SNAANINNENNENSaISdSg IR
ol I S R A i B S b R R T R R e R
B e S e e e S e el S el T el Sl S e el
o000 O0OO0OO0ODODOOO0ODODOO0COOO0ODOCOO0OOOOOOCCCO

Finalmente, en relacion a los indicadores de confiabilidad energética, los analisis del desempeno
del sistema indican que se cumple con los requerimientos establecidos en la resolucion CREG 025 de
1995, en relacion con el VERE, VEREC y NUmero de Casos con déficit.
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5.4.4.3.3 Implicaciones técnicas asociadas a la conexion de generacion edlica en el norte de la Guajira

Sibien hasta este punto se han identificado las ventajas de incorporar este recurso renovable no con-
vencional, especificamente la disminucion del costo marginal, el desplazamiento de generacion térmica
mas costosa y por ende mas contaminante, al igual que la complementariedad con el recurso hidroe-
nergeético, la conexion de este tipo de recurso, por sus caracteristicas y ubicacion (sub area operativa
Guajira-Cesar-Magdalena - GCM), representa un reto para la planeacion y futura operacion del Siste-
ma Interconectado Nacional - SIN.

La conexion de 300 MW en la Guajira, independientemente de su tecnologia, implica inversiones de
red en el Sistema de Transmision Nacional - STN, tal como lo ha establecido la UPME en cada uno de
sus planes de expansion y en el numeral 6.10 de este documento. En particular, se observa la necesi-
dad de reforzar el anillo a nivel de 220 kV en GCM, repotenciando los circuitos del corredor Guajira
- Termocol - Santa Marta y de las lineas Cuestecitas - Valledupar y Guajira - Santa Marta, asi como la
construccion de los nuevos enlaces Copey - Fundacion 1l 220 kV y Cuestecitas Valledupar |1 220 kV
(ver grafica del capitulo 18).

Desde el punto de vista operativo, el viento es un recurso intermitente, razon por la cual la poten-
cia producida en un intervalo de tiempo puede cambiar casi de manera instantanea, ocasionando ello
variaciones considerables en la frecuencia del SIN, dependiendo del porcentaje de penetracion de la
energia renovable. Asi mismo, la inercia del sistema puede reducirse para valores considerables de pe-
netracion, por la incapacidad de este tipo de tecnologias en la participacion de la regulacion primaria
de frecuencia, y porgué la energia cinética almacenada en las aspas de los molinos no se compara con la
gue puede acumular un rotor de una planta convencional. Es por lo anterior que se necesitaria la pro-
gramacion de una reserva en el sistema con tecnologias convencionales.

Asi mismo, no se debe descuidar el impacto de la generacion edlica desde el punto de vista de esta-
bilidad de tension. La generacidn edlica no tiene la capacidad de aportar potencia reactiva al sistema,
razon por la cual se necesitaria la instalacion de dispositivos de compensacion para llevar a cabo esta
funcion, en caso de requerirse.

Teniendo en cuenta lo expuesto, en el proximo Plan de Expansion se estudiaran los impactos asocia-
dos a la conexion de este recurso, y se cuantificaran sus costos y beneficios, de una manera integral.

5.4.4.4 Alternativa 6 — Implementacion Eficiencia Energética

A continuacion se presentan dos escenarios alternativos de expansion, donde se considera la imple-
mentacion del Plan de Accién Indicativo para desarrollar el Programa de Uso Racional y Eficiente de
Energia y demas formas de energia no convencional - PROURE. El objetivo es establecer |os requeri-
mientos de generacion del sistema a partir de estos escenarios de demanda.

En primera instancia se presentan las metas actualizadas del PROURE, identificando los potenciales
ahorros. Posteriormente se establece el impacto de este programa en la proyeccion de demanda del
mes de noviembre 2012, escenario alto, considerando dos horizontes en la consolidacion de la meta
(2017 y 2020). Finalmente se identifican los requerimientos de generacion y su impacto en las princi-
pales variables: evolucion del costo marginal y generacion por tecnologia.

5.4.4.4.1 Actualizacion de las metas del PROURE

En materia de eficiencia energética, el marco de politica y normatividad lo componen la ley 697 de
2001, sus decretos reglamentarios, y la resolucion 180919 de junio de 2010, mediante la cual el Mi-
nisterio de Minas y Energia adopté el PROURE 2010 - 2015. Dicho plan incluyd metas indicativas de
ahorro de electricidad y otros energéticos, seglin se indica en la Tabla 5-7.
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Tabla 5-7: Potenciales y metas de ahorro a 2015. Plan de Accion Indicativo del PROURE

SErtoi | Electricidad (GWh/afo) Otros energéticos (Tcal/aho)

Potencial % Meta % Potencial % Meta %
A nivel nacional 20.3 14.75 No disponible 2
Residencial 10.6 8.66 No disponible @.55
Industrial 53 3.43 No disponible 0.25
Comercial, publico y servicios 4.4 2.66 No disponible  Nodisponible
Transporte No aplica No aplica i O

1.06Y 0.96

El 14.75 % de ahorro estimado en electricidad representa el 2.26 % del consumo final total de ener-
gia proyectado al ano 2015. Igualmente, el 2.1% de ahorro estimado de otros energéticos representa
el 1.8% del consumo final total de energia proyectado al mismo ano.

Deese 14.75 % estimado en 2010 (con informacion de 2008), el 8.7 % correspondia a programas de
sustitucion de equipos en refrigeracion e iluminacion en el sector residencial, y el 3.43 % a reemplazo
de motores en la industria. Lo anterior teniendo en cuenta que el porcentaje de participacion de estos
usos por sector corresponden a un 60*%#% y un 70'%% , respectivamente.

Sinembargo, estos potenciales y metas estan siendo actualizadas a |a luz de estudios recientes de ca-
racterizacion de consumos energéticos para el sector residencial, realizados por la UPME, y de acuerdo
a otros estudios, como el “Climate Mitigation for Colombia” realizado por el Banco Mundial, el Depar-
tamento Nacional de Planeacion - DNPy la Universidad de los Andes. Con esta informacion, las metas
replanteadas de reduccién de consumo de electricidad para los sectores residencial e industrial, conun
horizonte a 2017, sonde 4.28 %y 2.30 %, respectivamente.

Para el sector residencial se plantean dos programas principales: reemplazo y “chatarrizacion” de
neveras con edades superiores a 10 afos, y la sustitucion de bombillas incandescentes.

= Enrelacion con el programa de refrigeracion eficiente, el nimero de equipos objeto de la sustitu-
cion es ahora de 1 millén, lo que generaria ahorros proyectados de aproximadamente 600 GWh/
ano, y lareduccion de 170 mil ton/ano de COZ2e.

* El segundo programa, de iluminacion eficiente, considera la sustitucion de alrededor de 27 mi-
llones de bombillas incandescentes, por bombillas de alta eficacia luminosa en los estratos 1,2y
3, con ahorros proyectados de 1,307 GWh/ano y una reduccién de 0.372 Mton de COZ2e. Estos
ahorros se han calculado a partir de los estudios de caracterizacion, y considerando un nimero
estimado de alrededor de 12.7 millones de hogares en todo el pais, teniendo en cuenta las pro-
yecciones del Departamento Administrativo Nacional de Estadistica - DANE.

De otro lado, el sector industrial tiene una participacion del 24 % en el consumo energético nacio-
nal y del 31 % en el consumo de energia eléctrica del pais. Los mayores consumos se registran en os
procesos de generacion de calor, produccion de vapor, autogeneracion y cogeneracion, asi como fuerza
motriz. Por lo anterior, es necesario desarrollar un esfuerzo en el sector, donde preliminarmente se ha
identificado un potencial de ahorro por eficiencia energética del 25 %, principalmente asociado al uso
del gas natural y de energia eléctrica. En consecuencia, se propone una optimizacion del consumo de
energia en el sector industrial por el reemplazo de motores ineficientes, y la satisfaccion de la nueva
demanda con motores eficientes. La estrategia es la siguiente:

sesssssss s s s s nuna

16 Caracterizacion de consumos de energia en el sector residencial, UPME, 2011 - 2012.
17 Formulacion estratégica del plan de uso racional y eficiente de la energia y FNCE 2007 — 2025, UPME, 2007.
18 Caracterizacién de consumos de energia en el sector residencial, UPME, 2011 - 2012.
19 Formulacion estratégica del plan de uso racional y eficiente de la energia y FNCE 2007 — 2025, UPME, 2007.
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= |mplementar un programa de instalacion de motores Premium para satisfacer la nueva demanda
de energia electrica en fuerza motriz a partir del ano 2014.

= Reemplazar los motores ya instalados al 31 de diciembre del afio 2012, también por motores
Premium.

Esta intervencion supone gue en un plazo de 20 anos contados a partir del afio 2014, se reempla-
zaria la totalidad del parque que actualmente se encuentra funcionando, con un ahorro estimado de
alrededor de 581 GWh/ano. Al afio 2017, se tendria un ahorro proyectado de 1,668 GWh.

De otra parte y considerando que en Alumbrado Publico actualmente existen nuevas tecnologias
que podrian implicar una importante reduccion en el consumo frente al uso del vapor de sodio a alta
presion, empleada en la mayor parte de los municipios del pais, se propone llevar a cabo acciones de
sustitucion de esta tecnologia por sistemas a base de diodos emisores de luz - LED.

Teniendo en cuenta todo lo anterior, la Tabla 5-8 presenta un resumen de los potenciales de ahorro
de energia, y de la posible reduccion de potencia a alcanzar en el afio 2017, con las medidas propuestas
de refrigeracién e iluminacion en el sector residencial nacional, de motores en el sector industrial y de
un porcentaje de alumbrado publico nacional.

Tabla 5-8: Potenciales de ahorro de energia y potencia. Meta 2017

Tipo de Ahorro GWh/ano I MW
Por iluminacion residencial 1,307 213
Por refrigeracion residencial 1,801 294
Por sustitucion de motores 1,668 272
Por alumbrado publico 700 116
Ahorro Total 5476 895

5.4.4.4.2 Escenario de proyeccion de demanda con la implementacion del PROURE al 2017

Enla Tabla 5-9 se presenta la proyeccion de demanda eléctrica para la Alternativa de Uso Eficiente
de Energia, la cual corresponde al resultado de aplicar desde 2012, de manera progresiva, las metas de
ahorro segun lo descrito en el numeral, hasta alcanzar dichas metas en el ano 2017.

Tabla 5-9: Proyeccion de demanda caso URE. Escenario alto, metaa 2017

Ano . Demanda Uso Eficiente (GWh)
2012 59,365.9
2013 61,1470
2014 62406.1
2015 62.688.2
2016 65,7230
2017 67,339.6
2018 69,853.5
2019 72,9791
2020 76,420.5

Continua
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Ano Demanda Uso Eficiente (GWh)

2021 79,960.1
2022 83,444.0
2023 86,836.9
2024 89,572.6
2025 92,386.9
2026 94,426.2
2027 98,058.5

Complementariamente, la Grafica 5-23 ensena como la proyeccion de demanda eléctrica del escena-
rio Uso Eficiente de Energia es similar al escenario bajo de la proyeccion de Noviembre de 2012, para
el periodo 2012 - 2018. Sin embargo, a partir de ese momento, la proyeccion de Uso Eficiente se ubica
entre los escenarios de demanda media y demanda baja.

Grdfica 5-23: Comparacion de los escenarios de proyeccion de las demandas
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5.4.4.4.3 Impacto de la implementacion del PROURE a 2017, en la expansion a nivel de generacion

Para este escenario se contemplan los mismos supuestos de la alternativa 4 (cronograma de proyec-
tos de la Tabla 5-4), considerando la proyeccion de demanda de la Tabla 5-9. Adicionalmente, se realizd
un ejercicio de sensibilidad, en el cual se simuld el sistema de la alternativa 4, excluyendo los 3,100 MW
de expansion, que se identificaron debian instalarse a partir del ano 2021 (2,300 MW Hidraulicos y 800
MW Térmicos).

Enla Gréafica 5-24 se presenta la evolucion del costo marginal promedio del sistema para las alterna-
tivas 4, 6 (URE) y 6 sin 3,100 MW. Los resultados estan expresados en dolares constantes de diciembre
de 2012, y consideran el CERE, el costo asociado al FAZNI, v aguellos que estan contemplados en la
Ley 99 de 1993.
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Grafica 5-24: Costo marginal para cada una de las alternativas.
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De la grafica anterior se puede concluir:

» Endemanda alta, paratodo el periodo de andlisis, el promedio mensual del costo marginal para la
alternativa 6 es de 46.734 US$/MWh, casi 20 US$/MWh menos en relacion con la alternativa 4
(base de expansion). Esta diferencia de se debe a la disminucion de la demanda eléctrica, lo que
conlleva a una reduccion de la generacion con centrales térmicas, las cuales tienen costos opera-
cionales mas elevados.

=  Asimismo, al analizar |a alternativa 6 sin los 3,100 MW de expansion, se observa un incremento
en el costo marginal a partir del ano 2020, llegando a superar inclusive el costo marginal de |a
alternativa 4 en el ano 2024. Ello se debe a la no incorporacién de los proyectos identificados en
la alternativa base de expansion, particularmente de naturaleza hidroeléctrica.

De la misma forma, en la Grafica 5-25 se ilustra la distribucién de la generacion en funcién de la
tecnologia. Al comparar los resultados de las alternativas 4 y é, se puede observar de manera general
gue al reducirse las necesidades de electricidad, se reduce también la generacion a partir de centrales
térmicas, lo cual representa un menor costo de operacion, asi como un menor factor de emision del
sistema eléctrico colombiano.

Para el caso de la generacion hidraulica, se observa que las alternativas 4 y 6 se comportan de ma-
nera similar durante todo el periodo, sin embargo, para la alternativa 6 sin 3,100 MW, el porcentaje de
participacion de la hidroelectricidad es menor en relacion a los otros dos escenarios, debido principal-
mente a la menor disponibilidad de potencia instalada en el parque hidroeléctrico.

Como consecuencia a la menor capacidad instalada y a un incremento constante en la demanda de
electricidad, se observa que para la alternativa 6 sin 3,100 MW, la generacion térmica se incrementa
respecto al caso 6, superando en el afio 2024 |la generacion térmica de la Alternativa 4.
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Grdfica 5-25: Generacion por tecnologia segtn alternativa. Escenario alto de demanda
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Finalmente, en relacion a los indicadores de confiabilidad energética, los andlisis del desempeno
del sistema indican que se cumple con los requerimientos establecidos en la resolucion CREG 025 de
1995, enrelaciéon con el VERE, VEREC y Numero de Casos con déficit. Lo anterior bajo el escenario de
demanda URE, e inclusive, sin los 3,100 MW de expansion de |a alternativa base (4).

5.4.4.4.4 Impacto de la implementacion del PROURE a 2020, en la expansion a nivel de generacion

En el numeral anterior se establecio que con la incorporacion de las metas actualizadas del PROURE
a 2017, los 3,100 MW de generacion identificados en |a alternativa 4 (base de expansion) no se reque-
ririan en el horizonte 2018 - 2027; es decir, no se necesitaria de expansion adicional a la ya establecida
por el mecanismo del Cargo por Confiabilidad.

En este sentido, se realiza una sensibilidad a este escenario, aplicando desde el ano 2012 y de ma-
nera progresiva, las metas de ahorro de la Tabla 5-8, hasta alcanzar dichas metas en el afo 2020. La
demanda considerada para este escenario se presenta en la Tabla 5-10y la Grafica 5-26.

Tabla 5-10: Proyeccion de demanda caso URE. Escenario alto, meta a 2020

Ano Demanda Uso Eficiente (GWh)

2012 59.365.9
2013 61.210.1
2014 63,047.5
2015 64,678.3
2016 67,838.5
2017 69.524.1
2018 71,189.1

Continua
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Ano Demanda Uso Eficiente (GWh)

2019 73,847.1
2020 76,4205
2021 79,960.1
2022 83,4440
2023 86,836.9
2024 89,5726
2025 92.386.9
2026 94,426.2
2027 98.,058.5

Grdfica 5-26: Comparacion de los escenarios de proyeccion de las demandas, ventana 2013 - 2021
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Las proyecciones de demanda considerando las metas del PROURE a 2017y 2020, son coincidentes
en este Ultimo ano, ya que los porcentajes de ahorro con la implementacion del programa son los mis-
mos. Al desplazar tres anos sus objetivos, es menor el ahorro en los anos antecesores, razén por la cual
durante el periodo 2012 - 2017, el escenario URE 2020 es muy similar al escenario medio de la pro-
yeccion de Noviembre de 2012. A partir del 2020, como se menciono anteriormente, las proyecciones
se “encuentran”y toman el mismo valor para los anos posteriores.

Respecto al impacto del PROURE 2020 en la expansion del parque generador, la Grafica 5-27 y la
Grafica 5-28 presentan la evolucidn del costo marginal promedio del sistemay la generacion enfuncion
de la tecnologia.
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Grdfica 5-27: Costo marginal para cada una de las alternativas.
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Fuente de grafica: UPME

De la grafica anterior se puede concluir:

= Endemanda alta, para todo el periodo de analisis, el promedio mensual del costo marginal para
esta alternativa es de 49.137 US$/MWh, casi 4 US$/MWh mas en relacion al escenario URE a
2017. Esteincremento se debe a lademanda eléctrica considerada, que es superior en el periodo
2013 - 2020.

= Asimismo, al analizar este escenario sin los 3,100 MW de expansion, se observa tambien un in-
cremento en el costo marginal a partir del afio 2020, llegando a superar inclusive el costo mar-
ginal de la alternativa 4 en el afo 2024 (no incorporacion de los proyectos identificados en la
alternativa base de expansion).

En relacion a la generacion por tecnologia (Grafica 5-28), se observa el mismo comportamiento del
aporte térmico, comparandolo con el escenario URE a 2017.

Grdfica 5-28: Generacion por tecnologia segun alternativa. Escenario alto de demanda

9,000
—— Hidraulica - Alternativa 4
—— Hidraulica - URE (2020) 8,000
= Hidraulica - URE (2020)
sin 3,100 MW
- Termica - Alternativa 4
Termica - URE (2020)
—— Termica - URE (2020) 6.000
sin 3,100 MW

7.000

5.000

4,000

GWh

3,000

2,000

N’
1,000
0
- - - - - - - e o o o o o o~ o~
o o o (=1 (=] (= (=] o [=] (=] (=] (=} o (=] (=]
o~ o~ o~ ~N o~ o~ o ™ o ] o~ ~N o~ o~ o~

e grafica: UPMI

Fuente de datos: UPME

Plan de Expansion de Referencia

Generacidn Transmisidn

2013'2027 EEEEmEEE mn



Finalmente, si bien se presenta un mayor costo marginal en el periodo 2013 - 2020 en comparacion
con el escenario URE a 2017, a partir del ano 2020 se observan valores similares para los dos escena-
rios de Uso Eficiente, inclusive considerando o no los 3,100 MW.

La Grafica 5-29 presenta el ahorro en costo marginal respecto a la alternativa 4, base de expansion,
con la implementacion de los planes de Uso Eficiente de Energiaa 2017 y 2020. Se observa como con-
siderando los 3,100 MW, en el periodo 2013 - 2020 se da un mayor ahorro con las metas al 2017, para
luego equipararse en el ano 2020. Cuando no se consideran los 3,100 MW, si bien se sigue observando
dicha tendencia, a partir del ano 2024 el ahorro es negativo, independientemente del ano de la imple-
mentacion de ambos programas: es decir, el costo marginal es mayor respecto a la alternativa 4, lo cual
se debe, como ya se menciond, a la no instalacion de proyectos hidroeléctricos. Independientemente
de ello, no se observan déficit o necesidades de expansion adicionales a los proyectos del cargo por
Confiabilidad en el horizonte de estudio.

Grdfica 5-29: Ahorro en Costo Marginal respecto a la alternativa 4, base de expansion.
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5.4.4.5 Alternativa 7 - Interconexiones Internacionales

Actualmente el SIN Colombiano se encuentra interconectado con los sistemas del Ecuador y Ve-
ne-zuela (ver Grafica 5-30). Estas interconexiones representaron en el ano 2012 cercade 714 GWhen
ex-portaciones, y alrededor de 7 GWh en importaciones, resultando una exportacion neta de electrici-
dad de alrededor de 707 GWh durante ese periodo.

Grdfica 5-30: Interconexiones internacionales actuales y proyectadas

Fuente de grafica: UPME
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De acuerdo con los datos registrados en el sistema de informacion Nedn, en los Ultimos 5 anos se
han presentado periodos en los cuales Ecuador y Venezuela demandaron volimenes considerables de
electricidad. Por ejemplo, en el afio 2011 se observa un pico en las exportaciones hacia Ecuador, mayor
a 250 GWh durante un solo mes (ver Grafica 5-31). Los periodos de ocurrencia de estos niveles de in-

tercambios de electricidad se pueden asociar con fendmenos climaticos, que causan diversos impactos
en ladisponibilidad hidrica de los paises de la region.

Grdfica 5-31: Historico de Exportaciones de Electricidad
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Teniendo en cuenta la actividad histérica de intercambios internacionales de electricidad, en el pre-
sente Plan se considera un escenario coordinado, que contempla la interconexion actual con Ecuador, y
la futura con Centroamérica a través de un enlace bipolar HVDC entre Colombiay Panama.

Para el modelamiento de esta alternativa se tuvo en cuenta la configuracion del sistema electrico

colombiano presentado en la Alternativa 4, con el escenario de demanda alta, al cual se le adicionaron
los sistemas eléctricos de Ecuador y Centroameérica.

Asi mismo, se considerd un sistema eléctrico centroamericano, compuesto por los sistemas de Pa-

nama, Costa Rica, Nicaragua, Honduras, El Salvador y Guatemala, interconectados a través del sistema
SIEPAC (ver Grafica 5-32).
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Grdfica 5-32: Sistema de Interconexion Eléctrica de los Paises de América Central (SIEPAC)

_ SIEPAC

ie figura: Proyecto Integracion y Des

Enrelacion con las interconexiones, se consideraron los enlace existentes entre Colombiay Ecuador
a través de 4 lineas de transmision, con capacidad total de 550 MW, que van desde la subestacion Ja-
mondino 230 kV en Colombia hasta la subestacién Pomanqui 230 kV en Ecuador. Asi mismo, se tuvo
en cuenta un futuro enlace HVDC entre Colombia y Panama, con capacidad de 300 MW, y con posible
entrada en operacion para el ano 2018.

Las simulaciones realizadas consideraron intercambios eléctricos simultaneos entre Colombia,
Ecuador y Centroamérica, teniendo en cuenta las consideraciones técnicas de los sistemas. Vale la pena
mencionar que no se incluyeron las interconexiones entre Colombiay Venezuela.

Para el analisis se tuvo en cuenta la informacion presentada por entidades oficiales de cada pais, al
igual que la registrada en documentos de organismos regionales como la Organizacién Latinoamerica-
na de Energia (OLADE) y el Consejo de Electrificacion de América Central (CEAC), entre otros.

En el capitulo 11 se describen los sistemas eléctricos mencionados anteriormente. Se presentan las
centrales que se encuentran instaladas actualmente, los cronogramas de posibles entradas de los pro-
yectos de generacion, y las proyecciones de demanda eléctrica para cada sistema.

5.4.45.1 Intercambios de electricidad entre el sistema Colombiano, con los sistemas Ecuatoriano y
Centroamericano

A partir de los datos obtenidos de las simulaciones realizadas, se determinan las proyecciones de im-
portaciones y exportaciones de electricidad entre Colombia y Ecuador, (Grafica 5-33), asi como entre
Colombiay Centroamerica (Grafica 5-34).
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Grdfica 5-33: Proyeccion de intercambios eléctricos con Ecuador
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Grdfica 5-34: Proyeccion de intercambios eléctricos con Centroamérica
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Engeneral, los resultados muestran que el sistema eléctrico colombiano tiene la capacidad de expor-
tar electricidad de manera simultanea a travées de los enlaces que lo conectan con Ecuador y Panama.
De |la misma forma, se puede observar que durante algunos periodos, el sistema eléctrico colombiano
demandaria energia, en menor cantidad, de los sistemas eléctricos adyacentes.

Al graficar los datos obtenidos se puede observar que el flujo de electricidad entre los sistemas tiene
un comportamiento ciclico, que se puede asociar con la disponibilidad del recurso hidrico, el cual se ve
afectado por fendmenos climaticos como El Nifo. Es importante recordar que la generacion de elec-
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tricidad con centrales hidraulicas pueden garantizar una energia competitiva desde el punto de vista
econdmico, o que hace viables las exportaciones de electricidad hacia otros sistemas.

Al revisar el comportamiento de las exportaciones hacia Ecuador, ver Grafica 5-35, se puede obser-
var que las mismas se reducen drasticamente en el afo 2016, lo cual se relaciona con el ingreso del
proyecto hidroeléctrico Coca Codo Sinclair, de una capacidad instalada de 1,500 MW, el cual ofrecera
energia al sistema eléctrico ecuatoriano a un menor costo. Igualmente, los resultados muestran que las
exportaciones entre Colombia - Panama alcanzarian picos de alrededor de 210 GWh-mes, indicando
ello que el enlace operaria muy cercano a su capacidad maxima.

Asimis mo, la Grafica 5-35 ilustra que las exportaciones anuales desde Colombia hacia Ecuador tien-
den a aumentar a partir del afio 2021, ya que se estiman tasas de crecimiento de la demanda ecua-
toriana superiores a las tasas de crecimiento de su capacidad instalada de generacion. Al igual que la
interconexion con Ecuador, las exportaciones a Centroamérica se incrementan a partir del ano 2021,y
esto se puede asociar a las altas tasas de crecimiento de la demanda eléctricas de la region.

Grdfica 5-35: Proyeccion de exportaciones
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Por otro lado, al revisar los resultados de las importaciones, Grafica 5-36, se puede observar que el
sistema eléctrico Colombiano no requiere importaciones representativas de electricidad antes del afno
2015. Luego de este periodo se contemplaria importaciones desde Ecuador y Centroamérica, sin em-
bargo, la magnitud del pico de las mismas es cercana a la cuarta parte de la magnitud de los picos de las
exportaciones hacia los dos sistemas. Adicionalmente, se puede observar que al final del periodo eva-
luado, la magnitud de las importaciones disminuye, siendo mas evidente en el caso de la interconexion
con Ecuador. Este comportamiento se asocia con la entrada en operacion de proyectos hidroeléctricos
en Colombia, a saber Ituango, Porvenir Il y los 1,100 MW que se proponen en la alternativa base de
largo plazo (alternativa 4).
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Grdfica 5-36: Proyeccién de importaciones
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Fuente de grdfica: UPME

5.4.4.5.2 Generacion por tecnologia

A partir de los resultados presentados anteriormente, es posible determinar el flujo neto total anual
de energia, y a partir de este, estimar el costo marginal de operacién del sistema eléctrico colombiano.
Lo anterior teniendo en cuenta los intercambios de electricidad.

En la Grafica 5-37 se observa que el flujo neto total anual de energia es positivo para Colombia, lo
que significa que el sistema eléctrico nacional estaria en capacidad de suplir su propia demanday aten-
der parte de las necesidades eléctricas de Ecuador y Centroamérica. Lo anterior se puede justificar por

los menores costos de generacion del sistema eléctrico colombiano, en relacién a los costos de genera-
cion de los demas paises de la region.

En la misma grafica también se puede observar que el maximo del flujo neto de electricidad alcan-
zaria valores cercanos a 4,300 GWh en el ano 2026, equivalente a alrededor del 4,2% de la demanda
proyectada para ese mismo ano. Adicionalmente, se calcularon los indices de confiabilidad energética,
VERE, VEREC y niimero de casos con racionamiento, con el objetivo de establecer si esta demanda
adicional que alimentaria el sistema colombiano, ameritaria de expansion adicional en nuestro pais. Los
resultados evidencian valores inferiores a los limites establecidos por la regulacion, razon por la cual no
seria necesaria la instalacion de capacidad de generacion adicional.

Plan de Expansion de Referencia

= 2013-2

ansmisi

027  aesneren



i I = N o
® Col.- Ecua

® Col. -Cen.Ame. 4.200 T ' __ S 52 Tl
B Total 3800 T o .

3400 I o

300 =

2600 e e ——

[

2,200 7

1,800

Energia (GWh)

1,400 4

1,000 +

600 [

200 +

-200 —— .
2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026

Fuente de grafica; UPME

Fuente de datos: UPME

Asi mismo, es posible establecer las proyecciones del volumen de generacion a partir de centrales
hidraulicas y térmicas. En la Grafica 5-38 se presenta una comparacion de la participacion de la genera-
cion entre el escenario base a largo plazo (alternativa 4), y la alternativa que considera las interconexio-
nes internacionales (en ambos caso se considero el escenario de demanda alta).

Se observa que la generacion a partir de centrales hidraulicas se comporta de manera similar para
los dos escenarios. Sin embargo al revisar las curvas de la generacion térmica, se puede observar que
durante algunos periodos, la generacién con recursos fosiles en el escenario de intercambios interna-
cionales es ligeramente superior.

Teniendo en cuenta que el analisis corresponde al escenario alto de demanda, se puede concluir que,
la demanda de las interconexiones internacionales estaria atendida principalmente por las centrales
de generacion térmica, dado que el sistema interconectado nacional demandaria la mayor parte de la
generacion hidraulica disponible.

Grdfica 5-38: Comparacion de la generacion por tecnologia:
Caso base vs. Intercambios Internacionales.
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5.4.4.5.3 Evolucion del costo marginal

En la Grafica 5-39 se presenta un comparativo del costo marginal de las alternativas de largo plazo
(4 vy 7), yunanueva alternativa 8, la cual resulta de la combinacion de las opciones 4, 5y 7. Lo anterior
teniendo en cuenta el escenario de demanda alta.

De manera general, se observa que los costos marginales de |a alternativa de intercambios interna-
cionales serian mayores en comparacion con las demas alternativas, para los periodos 2013 - 2015
y 2021 - 2026. Durante estos mismos periodos, seria necesaria una mayor generacion térmica para
satisfacer lademanda nacional, asi como los intercambios eléctricos, como se explicd anteriormente.

Los picos maximos que se observan al final del periodo analizado, coinciden con los periodos de ma-

yor generacion térmica presentados en la Grafica 5-38, durante los cuales este tipo de centrales apor-
tarian cerca de 2,000 GWh - mes.

Resulta interesante comparar el comportamiento de las alternativas 7 y 8. La inclusion de los 300
MW edlicos en el norte de la Guajira permite soportar la exportacion hacia Ecuador y Centroaméri-

ca, disminuyendo el requerimiento de la generacion térmica, y subsecuentemente reduciendo el costo
marginal.

Grdfica 5-39: Comparacion de costo marginal de demanda:
Intercambios Internacionales vs. Otras alternativas
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5.5 FACTOR DE EMISION Y EMISIONES DE COo,

Teniendo en cuenta los escenarios planteados en el marco de laformulacién del Plan de Expansion de
Generacion, especificamente la alternativa base de largo plazo (Alt 4) y aquellas que estudian la imple-
mentacion de fuentes no convencionales de energia y el uso eficiente de energia (Alt 4B, Alt 5y Alt 6),

se realizo un analisis comparativo de la evolucion de las emisiones de diéxido de carbono equivalentes
y el factor de emision del Sistema Interconectado Nacional.

El calculo del Factor de Emision (FE) del Sistema Interconectado Nacional (SIN) tiene esencialmente
dos aplicaciones: proyectos de Mecanismo de Desarrollo Limpio (MDL) e inventarios de emisiones de
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huella de carbono o Factor de Emision de la Generacion Eléctrica. En el capitulo 12 se presenta la me-
todologia para el calculo del factor de emisién de la generacion.

Elfactor de emisién permite estimar las emisiones de gases de efecto de invernadero (GEI) asociadas
ala generacion.

95.5.1 Factor de emision para proyectos de Mecanismo de Desarrollo Limpio (MDL)

La estimacion del Factor de Emision del SIN para proyectos MDL estd basado en la herramienta Tool
to calculate the emission factor for an electricity system, establecida por la Convencion Marco de Naciones
Unidas para el Cambio Climatico (CMNUCC).

Esta herramienta metodoldgica determina el factor de emision de CO2 para proyectos que produz-
can desplazamiento de la electricidad generada, ya sea por plantas de energia en un sistema eléctrico,
o por una actividad especifica.

La aplicacion de este factor de emision depende del tipo de actividad de reduccién de emisiones y del
proyecto que se busque acreditar en el marco del MDL. La regulacion del MDL de la Secretaria de la
CMNUCC permite el calculo por parte de los propietarios, desarrolladores, promotores y gestores de
los proyectos MDL.

Emplear un factor de emision oficial, tiene ventajas como:

= Hace mas sencillo, econdmico y accesible la obtencién del Factor de Emision, ya que se evita la
necesidad de consultar las fuentes de los datos requeridos para el calculo.

= Reduce el tiempo y costo de formulacion de los proyectos bajo el MDL, ya que no se necesitaria
desarrollar un modelo para el calculo del factor de emision especifico para cada proyecto.

» Estandariza la informacion a ser empleada en el calculo, permitiendo que éste sea mas transpa-
rente y conservador en datos y supuestos.

= Mitiga el riesgo por el uso inapropiado de la informacion durante el calculo del factor de emision.

5.5.2 Factor de emision para el inventario de huella de carbono o
factor de emision de la generacion eléctrica

A través de la medicion de la huella de carbono, se cuantifican las emisiones de GEI por unidad ge-
nerada promedio de energia; el factor de emision calculado de esta manera en el inventario nacional
permite cuantificar la cantidad de GEIl emitida en el pais por unidad de energia generada.

La huella de carbono se constituye en un calculo de facil estimacion, ya que se cuenta con amplia in-
formacion oficial de generacion y consumo de combustibles de los diferentes agentes que hacen parte
del SIN.

5.5.3 Calculo de Emisiones y Factores de Emision de las Alternativas 4, 4B, 5y 6

A partir de los resultados obtenidos en el analisis de las alternativas del Plan de Generacion, 4 (esce-
nario base de largo plazo), 4B (escenario alternativo de largo plazo considerando generacion renovable
no convencional), 5 (incorparacion de generacion edlica) y 6 (eficiencia energética con metas de ahorro
a 2017y 2020), se estimo el factor de emision esperado para un despacho ideal del parque generador
eléctrico colombiano, considerando un escenario de demanda alta.
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Enla Grafica 5-40 se presenta la evolucion anual del factor de emision para cada una de las alternati-
vas. En la misma se puede observar varios comportamientos. En primera instancia, el factor de emision
de la alternativa 6, independientemente del ano de implementacion de las metas de ahorro, es menor
comparandola las demas opciones. Esto se debe principalmente a la reduccion de la demanda de elec-
tricidad, lo cual ocasiona menores requerimientos de generacion, particularmente de centrales térmi-
cas. Asi mismo, se observa que antes del 2020, el factor de emision para la alternativa 6 con meta de
ahorroa 2017, es menor respecto a la misma opcion con meta a 2020. Después de dicho ano, el factor
es el mismo (la demanda es igual).

De la misma forma, el factor de emision de las alternativas 5 y 4B es menor en comparacion con el de
la alternativa 4, ya que considera la integracion de generacion renovable, la cual desplaza generacion
térmica, y no genera emisiones. Vale la pena mencionar que bajo la alternativa 5, el factor de emision es
menor a partir del ano 2015 en relacion a la opcion 4B, lo anterior por la incorporacion de 300 MW de
generacion edlica. No obstante, en el ano 2020 el factor es menor para la alternativa 4B, ya que no solo
incorpora la misma generacion edlica de la opcion 5, sino también 100 MW de generacion geotérmica.

Grdfica 5-40: Proyeccion de evolucidon del factor de emision por alternativa
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Asi mismo, en la Grafica 5-41 se ilustran las proyecciones de las emisiones de CO, equivalentes para
las mismas alternativas. Alli se abserva que las emisiones producidas por el parqué generador colom-
biano alcanzaran su maximo en el ano 2024, llegando a valores 2.2 veces mayores que los correspon-
dientes a las emisiones de 2013, en el caso de la alternativa 4, y de casi 2 veces para las alternativas 4B
vy 5. Respecto a la alternativa 6, independientemente del ano de implementacion de la meta de ahorro,
se observa un incremento cercano al 40% durante el mismo periodo (11 anos).
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Grdfica 5-41: Proyeccion de evolucion de emisiones de CO,
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En este sentido, se puede concluir que la implementacion de las medidas de eficiencia energética
propuestas tendrian un impacto favorable en la reduccion de emision de GEI, ya que los resultados
muestran que a partir del ano 2016 los voliumenes de COZ2 de |a alternativa 6 (URE a 2017 y 2020) se
ubican por debajo de la mitad de los volumenes generados por la alternativa 4, lo gue representa un
menor impacto ambiental en la operacion del sistema eléctrico nacional.

Finalmente, se recalca nuevamente gue los calculos anteriores consideran un despacho ideal, es de-
cir, sin las restricciones naturales que impone la red de transmision nacional. Es por lo anterior que el
factor emision puede ser menor respecto al valor historico.

9.6 CONCLUSIONES

En el corto plazo, periodo comprendido entre los afos 2013 y 2018, se puede concluir que con
las plantas definidas por el mecanismo del Cargo por Confiabilidad y aquellas que se encuentran
en desarrollo, se puede cumplir con los criterios de confiabilidad energética establecidos por la
regulacion, lo anterior considerando los supuestos establecidos en este plan, y aun el retiro de
una plantay posibles atrasos de otras.

Parael periodode largo plazo, horizonte 2018 - 2027, se requiere un incremento de la capacidad
instalada cercano alos 3,100 MW, ello con el objetivo de cumplir con los criterios de confiabilidad
energética. Estaexpansion considera la segunda etapa de Ituango, la construccion de dos proyec-
tos hidroeléctricos, dos plantas a gas, en particular cierres de ciclo, y una planta a carbén. Toda
esta expansion debe ejecutarse de manera secuencial a partir del ano 2021.

Para este mismo periodo, de acuerdo con los escenarios de costos de combustibles manejados,
se espera que las plantas hidricas y térmicas a carbéon sean despachadas en la base (ello debido
también a la entrada en operacion de plantas hidroeléctricas y a carbén producto del Cargo por
Confabilidad), asi como las plantas a gas natural mas eficientes de la costa. En detrimento de
lo anterior, se observa que las unidades de menor eficiencia seran utilizadas Unicamente en los
periodos de verano.
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= Al analizar para todo el horizonte de estudio la Energia en Firme de las plantas existentes y las

Obligaciones de las futuras, resultado de las subastas del Cargo por Confiabilidad, y contrastarla
con las proyecciones de demanda de energia de la UPME, escenario alto revisién de noviembre
de 2012, se observaun déficit de energia a partir del ano 2020. Si bien lo anterior podria ameritar
laprogramacion de una nueva subastaenel aio 2015, 5 afios antes del requerimiento energético
(considerando de esta manera el tiempo suficiente para definir y construir la red transmisidn aso-
ciada a la conexion de las plantas resultantes del proceso de subasta), la UPME constantemente
actualizala proyeccion de demanda, razén por la cual el déficit identificado podria desplazarse en
el tiempo.

La UPME ha venido evaluando opciones de diversificacion de la matriz de generacion de electri-
cidad. Los elementos hasta ahora aportados seran la base para evaluaciones economicas detalla-
das sobre los beneficios y costos de estas opciones de diversificacion. A partir de alli se pueden
aportar elementos de politica importantes.

A partir de una metodologia establecida en la UPME, y de un estudio de los valores medidos del
recurso edlico e hidrico, se han establecido complementariedades importantes entre los recur-
sos renovables de las Fuentes No Convencionales de Energia - FNCE, vy las opciones hidricas
tradicionalmente consideradas. En particular, los resultados obtenidos muestran gue la energia
renovable no convencional puede reducir el costo marginal, desplazando generacion mas cos-
tosa, brindando confiabilidad energética (bajo la alternativa 4B, la cual incorpora 540 MW de
generacion renovable, y en el neto 240 MW de capacidad instalada adicional respecto la opcion
base de largo plazo, alternativa 4, se garantizan los mismos criterios de confiabilidad establecidos
por la reglamentacion actual).

Al margen de lo anterior, la incorporacion de este tipo de recursos representa un reto interesan-
te en relacion a la planeacion y operacion del Sistema Interconectado Nacional - SIN, dada las
caracteristicas de la generacion renovable y su ubicacion en nuestra geografia nacional. Es por
ello que en el proximo Plan de Expansion se estableceran los impactos desde el punto de vista de
la conexion y operacion del SIN, cuantificando sus principales beneficios y costos.

Los avances tecnologicos estan generando de forma acelerada nuevas opciones de aprovecha-
miento de recursos renovables, que no se han desarrollado plenamente en Colombia. Estas op-
ciones pueden aportar a una mayor seguridad energética a partir de una matriz de generacion
mas diversa y robusta frente a los efectos del cambio climatico. Se conoce la disposicion para
construir parques edlicos de 100, 400 y 500 MW, sin embargo, solamente hay un proyecto ins-
crito en el registro de proyectos de 100 MW. lgualmente hay un proyecto de energia solar de
19.5 MW inscrito. En cuanto a geotermia, se conoce que un agente en particular esta trabajando
para montar una planta de 50 MW, que alin no esta inscrita en el registro de proyectos.

Segun el registro de proyectos de la UPME, existe gran cantidad de alternativas de expansion de
la generacion, la mayoria de ellas hidricas de pequena escala, tal vez por los largos periodos de
construccion y dificultades en la puesta en operacion de proyectos hidricos a gran escala. Si se
llegasen aimplementar todos estos desarrollos propuestos, se podria des optimizar el recurso hi-
drico. Es importante mencionar que aun no se cuenta con una vision integrada sobre el potencial
hidroenergético, ni con lineamientos para su ordenamiento.

Eneste sentido, es necesario entonces seguir trabajando y en forma mas acelerada entre el Insti-
tuto de Hidrologia, Meteorologia y Estudios Ambientales - IDEAM, la Agencia Nacional de Licen-
cias Ambientales - ANLA, la UPME, y los agentes de los diferentes sectores de la economia, para
generar los lineamientos del aprovechamiento de estos recursos, lo cual comienza con informa-

Plan de Expansion de Referencia

Transmision

Generacion -

2013-2027 sssenens



cion necesaria para un ordenamiento y clasificacion de los recursos renovables a nivel nacional
y regional.

Para este ejercicio de planificacién indicativa también se analizo el efecto de la implementacion
del Programa de Uso Racional y Eficiente de Energia y demas formas de energia no convencio-
nal - PROURE, el cual tiene un alto impacto en la proyeccion de demanda de energia y potencia.
Bajo estos escenarios, se establecié que el sistema no requeriria de la expansion prevista para el
escenario base de largo plazo, es decir, 3,100 MW de generacion, ya que sin esta nueva capaci-
dad, los indicadores de Confiabilidad Energética aun cumplen con los limites establecidos por la
regulacion.

Adicionalmente se evalué un escenario donde se contemplan las actuales y futuras intercone-
xiones con nuestros paises vecinos. Los resultados permiten concluir que Colombia tiene un alto
potencial exportador de energia, sin embargo, estas cantidades pueden variar dependiendo de la
dindmica de desarrollo de proyectos gue se presente en Ecuador y Centro América.

No obstante, para mantener esta ventaja competitiva, el pais debe gestionar mejor sus recursos
desde la ofertay la demanda, y propiciar un desarrollo que aproveche las complementariedades
gue se pueden presentar entre los mismos.

Finalmente se cuantifico el factor de emisiones para las alternativas de expansion de largo plazo.
No es una sorpresa encontrar que con la incorporacion de Fuentes no Convencionales de Ener-
gia, como es el recurso edlico, y la implementacion de programas de Uso Eficiente de la Energia,
dicho factor se reduce. Lo anterior no solo tiene un gran beneficio desde una dptica ambiental,
sino también desde el punto de vista economico, ya que se evita la utilizacion de recursos térmi-
cos, los cuales encarecen la operacion del parque generador colombiano.
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PLAN DE EXPANSION
EN TRANSMISION

6.1 INTRODUCCION

La Unidad de Planeacion Minero Energética - UPME tiene entre sus principales funciones, esta-
blecer los requerimientos energéticos de la poblacién segln criterios econémicos, sociales, técnicos vy
ambientales. En el marco de estas funciones, la UPME realiza anualmente |a actualizacion del Plan de
Expansion de Transmision, definiendo las prioridades del sistema en el corto, mediano y largo plazo.
Este ejercicio se fundamenta en la informacion de la infraestructura eléctrica actual, los proyectos fu-
turos y las proyecciones de demanda de energia eléctrica.

Es asi gue en el marco de la formulacion del Plan, se analiza el Sistema de Transmision Nacional
STN y los subsistemas regionales, identificando los efectos del crecimiento de la demanda y la conexion
de nuevos usuarios; todo lo anterior para garantizar la prestacién del servicio de energia eléctrica de
una manera confiable, segura y eficiente. Es de considerar que esta version del Plan de Expansion fue
desarrollada durante el transcurso del ano 2012 y parte del 2013, y se utilizé el escenario alto de las
proyecciones de demanda - revision a julio de 2012.

El plan analizo el impacto de la conexion de cinco (5) grandes agentes, especificamente los proyectos
de generacion Ambeima, Termotasajero I, San Miguel e ltuango, al igual que el gran consumidor Drum-
mond. Adicionalmente, se definieron obras de infraestructura para mejorar la confiabilidad de la red,
reducir las restricciones del sistema, y en general asegurar el correcto abastecimiento de la demanda

en todo el horizonte de planeamiento.

Como resultado del plan de transmision se recomienda la ejecucion de trece (13) proyectos en el Sis-
tema de Transmision Nacional - STN: Nueva subestacion Tuluni 230 kV y obras asociadas, “Refuerzo de
la subestacion Reforma” 230 kV y “Refuerzo Caracoli” 220 kV, dos dispositivos FACTS en el area Orien-
tal, nueva subestacion La Loma 500 kV y su incorporacion al sistema, segundo transformador Copey
500/220 kV - 450 MVA, nueva subestacion Rio Cérdoba 220 kV, conexién de la planta de generacion
ltuangoy su red correspondiente, obras adicionales para garantizar la evacuacion de Porce |11, y nuevas
lineas a nivel de 500 kV para incrementar las transferencias hacia las areas Caribe, Suroccidental y
Oriental.

6.2 METODOLOGIA DE PLANIFICACION DE LA RED DE TRANSMISION

En cumplimiento de las funciones asignadas por la Ley, la Unidad de Planeacion Minero Energética -
UPME elabora el Plan de Expansion de los sistemas de generacion y transmision. A nivel de generacion
las senales son de caracter indicativoy se formula bajo la metodologia de escenarios. A nivel de transmi-
sion, las obras gue se identifican son ejecutadas por inversionistas, los cuales son seleccionados a través
de mecanismos de libre concurrencia.

Es asi que para la definicion de los proyectos de transmision, ademas de los analisis eléctricos, se
realizan evaluaciones econdmicas que consideran los diferentes impactos sobre los usuarios del servi
cio de energia eléctrica, buscando de esta manera soluciones que minimicen los costos de inversion y
maximicen los beneficios.
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En el desarrollo de los diferentes Planes de Expansion, las metodologias de analisis y evaluacion de
los proyectos se han ido adaptando conforme evolucionan las reglas de operacion del Sistema Inter-
conectado Nacional - SIN y del mercado mismo. De manera especifica, el reciente esquema del cargo
por confiabilidad, que define la expansidn de la generacion, implicd considerar beneficios asociados a
la seguridad en el abastecimiento de la energia eléctrica, asi como los costos en que deben incurrir los
usuarios por dicha confiabilidad. De igual forma, ha sido necesario detallar los mecanismos que permi-
ten estimar los beneficios de los proyectos de transmision, cuando los mismos pretenden incrementar
la confiabilidad del sistema, eliminar el agotamiento de la infraestructura existente, reducir los sobre-
costos operativos (restricciones) y viabilizar la atencién de nuevos usuarios.

A continuacion se detalla la metodologia de cuantificacion de beneficios, para la formulacion y de-
finicion del Plan de Transmision. Se presentan los supuestos considerados vy los conceptos tenidos en
cuenta en el desarrollo de la misma.

6.2.1 Metodologia General de Planificacion de la red de transmision

Eneldesarrollo del Plan de Expansion de Transmision, inicialmente se realiza un diagnosticode lared
actual, el cual sirve como marco de referencia. Posteriormente, se establece la red objetivo como vision
de largo plazo, orientando asi la expansion de corto y mediano plazo, y las soluciones a las deficiencias
y necesidades identificadas. Se realizan andlisis eléctricos como balances entre generaciéon y demanda,
estudios eléctricos de flujo de carga, corto circuito, estabilidad transitoria y de voltaje. Igualmente, se
determinan transferencias entre areas, limites de importacion o exportacion, energia dejada de sumi-
nistrar por agotamiento de lared, y generaciones de seguridad, entre otros.

Para aquellas alternativas que implican activos que se remunerarian via cargos por uso, se realizan
los respectivos analisis economicos desde el punto de vista del usuario, que es quien finalmente paga
la tarifa. En este sentido, se valoran los sobrecostos operativos (restricciones) v la energia dejada de
suministrar producto del agotamiento y baja confiabilidad de la red.

Finalmente, se determinan las obras del Sistema de Transmision Nacional - STN que deben ejecutar-
se a traves del mecanismo de Convocatorias Publicas y se establecen las sefales y recomendaciones-
para los Sistemas Regionales de Transporte - STR. Ver Grafica 6-1.

Los supuestos considerados en el ejercicio de planificacion son los siguientes:

* Se determina el escenario de proyeccion de la demanda. La UPME utiliza el escenario alto, con
el fin de establecer un margen frente al crecimiento real, y ser coherentes con la definicion de la
Comisionde Regulacion de Energiay Gas - CREG, respecto a los supuestos considerados para la
definicion de los proyectos del cargo por confiabilidad.

= Sedetermina el horizonte de andlisis: corto, mediano y largo plazo.
» Seconsidera la capacidad instalada de generacion vy la expansion definida.

» Se consideran diferentes escenarios de despacho.
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= Respecto a las interconexiones internacionales, inicialmente se consideran las maximas capaci-
dades de intercambio.

= Seconsidera la expansion definiday prevista en los subsistemas regionales.

= Seconsideran los grandes usuarios (cargas industriales).

= Seconsideran los limites de sobrecarga permitida en estado de contingencias.

= Setiene en cuenta la expansion definida seguin el Plan de Expansion mas reciente.

Grdfica 6-1: Metodologia general de planificacion del Sistema de Transmisién Nacional - STN
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En el ejercicio de planificacion del sistema, generalmente se cuantifican 4 tipos de beneficios para la
definicion de las obras de expansion. Estos son: confiabilidad eléctrica, beneficios por agotamiento de
la red, confiabilidad energéticay eliminacion y/o reduccion de restricciones. A continuacion se explican
cada uno de ellos.

6.2.1.1 Confiabilidad eléctrica y agotamiento de la red (reduccion del valor esperado de la energia no
suministrada)

En primera instancia se establecen las condiciones base del sistema, es decir, demanda y topologia.
Posteriormente se determina bajo condiciones normales de operacion y contingencia sencilla, el des-
empeno del sistema en relacion a sus principales variables eléctricas, a saber, tension, cargabilidad vy
frecuencia. Si se identifican violaciones, se calcula el valor esperado de la Energia No Suministrada -
ENS vy se valora la misma con la diferencia entre el costo de racionamiento y el costo unitario del servi-
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cio de energia eléctrica. El costo de racionamiento se selecciona calculando el deslastre de carga nece-
sario para evitar violaciones, y su porcentaje de participacion en relacién a lademanda operativa donde
se identifica la problematica.

Vale la pena mencionar que las alternativas de solucion que se estudian para resolver las deficiencias
de la red, no se valoran a costo de restricciones, ya que este procedimiento solo se utiliza cuando se
dispone de generacion local para mitigar los efectos de la contingencia o el agotamiento de lared. Enla
Grafica 6-2 se describe la metodologia.

Grdfica 6-2: Metodologia de analisis para la cuantificacion de
beneficios por confiabilidad y agotamiento de lared

Establecer las condiciones
base para el afio
(demanda y topologia)

Andlisis de Analisis bajo condiciones
contingencia normales de operacion

Seleccion de N
contingencias criticas ‘ Violaciones
(Ranking)

Para la
contingencia i

Violaciones

Se establece
le ENS

6.2.1.2 Confiabilidad Energética

Se presentan beneficios por confiabilidad energética para el pais cuando se trata de un proyecto que
permite: i) la conexion de una central de generacion resultante de las subastas del Cargo por Confia-
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bilidad; ii) la reduccion de los costos operativos, fundamentalmente por el incremento de los limites
de intercambio entre areas vy; iii) la reduccién de pérdidas en el sistema. La siguiente ecuacion indica la
forma de calcular la relacion Beneficio / Costo de este tipo de proyectos.

E o EF:l[El'(CRl — PE.)P7Ob] + RL’ast Oper

C Yieq Ei. Coc + Costogeq

Doénde:

v' E; Obligacion de Energia Firme para el anoii.

v €R; Escalén uno del costo de racionamiento.

v P Precio de Escasez.

v Prob.  Probabilidad de un fendmeno hidroldgico extremo.

V' R0 BeNEficios por reduccion del costo operativo.

¥ Costo del Cargo por Confiabilidad.

C
v’ Costo,,; Costode lared de transmision para conectar el proyecto de generacion.

En primera instancia se establecen los beneficios del cargo por confiabilidad. Para ello, se multiplica
anualmente cada una de las Obligaciones de Energia Firme - OEF por la diferencia entre el costo de
Racionamiento y el Precio de Escasez, y por la probabilidad de ocurrencia de un escenario hidrolégico
extremo (Fenémeno El Nifno). Lo anterior en virtud a que el mecanismo del Cargo por Confiabilidad,
asume gue la falta de esta energia ocasionaria desatencion de demanda y que el compromiso de Ener-
gia en Firme se activa cuando el precio de bolsa es superior al Precio de Escasez. Posteriormente se
establecen los beneficios por reduccion del costo operativo. Se valora la disminucion o eliminacion de
restricciones con la incorporacion del proyecto de transmision, y se adicionan los beneficios por reduc-
cion del costo marginal, ya que se trata de la conexion de un generador. Asi mismo se tienen en cuenta
los beneficios por reduccion de pérdidas en el STN. En relacion a los Costos del Proyecto, se tienen dos
componentes. La primera esta relacionada con el Costo del Cargo por Confiabilidad y la segunda con el
costo de la red de transmision (formula adoptada por resolucion UPME 0515 de 2008).

6.2.1.3 Reduccion y/o eliminacion de Restricciones:

El Centro Nacional de Despacho - CND considera basicamente tres aspectos en la programacion
del despacho diario: la demanda nacional, el precio de oferta de cada planta del sistema ($/kWh) v la
disponibilidad de cada una de las unidades que la conforman. En otras palabras, se hace un despacho en
orden de mérito (econdmico) y se considera un sistema uninodal, es decir, se tiene un solo generador
y una sola carga sin limitaciones de red. En la practica el Sistema Interconectado Nacional representa
una restriccion fisica natural, donde dependiendo del despacho que se materialice, se pueden violar los
criterios de seguridad y confiabilidad.

Es por lo anterior que el CND valida horariamente si la red disponible es capaz de garantizar el des-
pacho economico. De no ser posible, se establecen medidas operativas, como limitar el despacho de
una planta, si por ejemplo ante contingencia de un elemento del sistema se presentan sobrecargas; o
re-despachar unidades de generacién que no estan en mérito para el soporte de potencia reactiva y
control de tensiones. En el primer caso se generaria una reconciliacion negativa, ya que el generador
que esta en mérito no puede evacuar toda su potencia. En el segundo caso se ocasionaria una reconci-
liacion positiva, ya que debieron ser llamadas a generar por seguridad algunas plantas fuera de meérito.

Las plantas que reconcilian positivamente generalmente no estan en la base del despacho. Es por
ello que la potencia que generan por seguridad, es liquidada a precio de reconciliacion positiva (valor
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superior al precio de bolsa). En contraste, las plantas que no pueden generar por limitaciones de laredy
que estan en mérito, devuelven la potencia que no pueden generar a precio de reconciliacion negativa,
que segun la reglamentacion actual, es el precio de bolsa.

Para poder prever este comportamiento en el largo plazo e identificar futuras restricciones, debe
considerarse no solo la demanda futura, sino también la expansion del parque generador, el despacho
esperado junto con su probabilidad de ocurrencia, y la red existente en el momento de hacer la evalua-
cion. Todo lo anterior para establecer alternativas de expansion econdmicamente eficientes.

La Grafica 6-3 presenta la metodologia empleada por la Unidad para la cuantificacion de este tipo de
beneficios.

Grdfica 6-3: Metodologia de andlisis para la cuantificacién de beneficios por reduccion de restricciones

Paralas M
Restricciones
identificadas

Para la Restriccion i

Se establece la medida de
Se establece la probabilidad p administracion del riesgo, es decir, la

del escenario restrictivo generacion gue se debe programar o
limitar.

Se valora el costo de la restriccion como la
diferencia entre su Reconciliacion + y el Precio de
Bolsa (Recp- Pb), multiplicada por la probabilidad

p y la potencia reconciliada

Fuente de réfica: UPME
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En primera instancia se identifican las restricciones del sistema. Para ello se utiliza el modelo eléctri-
co, realizando simulaciones de flujo de carga, de estabilidad de tension y estabilidad dinamica. Una vez
se establecen las limitaciones de la red, se determina paralelamente la generacion que se debe limitar
0 programar, segun el caso, y la probabilidad®’ del escenario restrictivo, es decir, el escenario donde |a
contingencia de un elemento del sistema ocasiona violaciones. Finalmente se valora la restriccion como
la potencia reconciliada, multiplicada por la probabilidad de ocurrencia del escenario restrictivo vy el
sobre costo operativo (diferencia entre el precio de reconciliacion positiva y el precio de bolsa).

El planteamiento detallado se describe a continuacién: inicialmente se calcula la generacion reque-
rida, siny con el nuevo proyecto de transmision, de tal manera que se garantice la integridad y seguri-
dad del sistema. Lo anterior considerando las restricciones y limitaciones de la red. La diferencia entre
estos dos valores, afectada por |la probabilidad de utilidad del proyecto, se multiplica por el sobrecosto
operativo del sistema. La Grafica 6-4 y la siguiente expresion presentan en detalle este procedimiento.

n
B= 2 (M)' (SCOP)'p’-ObM“IPI‘U\‘
i=1
Donde:

v" M: Diferencia entre la generacion requerida sin y con proyecto. Es decir, la potencia que se
reconciliaria si no se dispone del proyecto de expansion. También se puede ver como |la capa-
cidad de importacion adicional de un area, cuando se tiene una nueva infraestructura a nivel
de transmision.

v SCOP: Es la diferencia entre el precio de reconciliacion positiva y el precio de bolsa. Este so-
brecosto se materializa cuando se requiere un despacho fuera de mérito, con el objetivo de
garantizar la seguridad e integridad del Sistema.

v prob"”jpm‘; Es la probabilidad de utilidad del proyecto. Diferencia entre las probabilidades de
tener un despacho econémico inferior al minimo requerido, sin y con proyecto. Este valor se
obtiene ajustando a una funcion de densidad de probabilidad, |a variable aleatoria “despacho
economica’,

Respecto a estos planteamientos, la potencia que se reconcilia es evaluada con el sobrecosto ope-
rativo del sistema. Lo anterior siempre que se disponga de generacion en el rea. De lo contrario, una
parte se evalla a costo de restriccion, y cuando la capacidad se agote, lo restante es evaluado a Costo
de Racionamiento. La Grafica 6-5 y la siguiente ecuacion presentan este procedimiento.

n
B= Z [(M,). (SCOP). prob_ .+ (N). (CRO)]

i=1

util pray

Donde:

v" M, Diferencia entre la capacidad instalada del area y la generacion requerida con proyecto.
Es la potencia que se reconciliaria si no se dispone del proyecto de expansion, hasta donde la
capacidad instalada lo permita.

v prob,; Probabilidad de Utilidad del Proyecto en la franja donde la capacidad instalada es infe-
rior ala generacion requerida: Es la diferencia entre las probabilidades de tener un despacho
economico inferior a la capacidad instalada, que es uno, y mayor al despacho requerido con

20 La probabilidad del escenario restrictivo se calcula con el Modelo de Programacion Dinamica Dual y Estocastica - SDDP sin con-
siderar claro estd la red de transmision.
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proyecto. Este valor se obtiene ajustando a una funcion de densidad de probabilidad, la varia-
ble aleatoria "despacho econdmico’.

v' N: Es ladiferenciaentre la generacion requerida sin proyecto vy la capacidad instalada del area
operativa. En otras palabras, es la potencia que se racionaria para garantizar la seguridad e
integridad del Sistema.

v" CRO: Es el Costo de Racionamiento. Se establece cuantificando el porcentaje de la demanda
racionada en relacion a un area Operativa.

Grdfica 6-4: Funcion de Densidad de Probabilidad de la Variable Aleatoria “Despacho Economico”

Funcién de Densidad de Probabilidad

- ] i — = — -

I’

o

L

Variable Aleatoria. Despacho Econdmico [MW]

Probabilidad de tener un despacho econémico menor a la Generacidn requerida con proyecto.
Probabilidad de tener un despacho econdmico menor a la Generacion requerida sin proyecto,

pero mayor a la requerida con proyecto.

Diagrama de Frecuencia (histograma), de los despachos econémicos mas probables.
Ajuste de la variable aleatoria a una Funcién de Densidad de Probabilidad (FDP).

Fuente de grafica: UPME
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Grdfica 6-5: Funcion de Densidad de Probabilidad de |a Variable Aleatoria
“Capacidad instalada inferior a la generacién requerida”
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Variable Aleatoria. Despacho Econémico [MW]

Probabilidad de tener un despacho econémico menor a la Generacion
requerida con proyecto.

— Diagrama de Frecuencia (histograma), de los despachos econémicos mas probables.
— = Ajuste de la variable aleatoria a una Funcion de Densidad de Probabilidad (FDP).

A continuacion se presentan los analisis de expansion del STN vy las obras requeridas en el sistema
durante todo el horizonte de planeamiento. Los beneficios establecidos para dicha infraestructura se

calculan con la metodologia expuesta.

6.3 DIAGNOSTICO DEL SISTEMA INTERCONECTADO NACIONAL

La unidad con el fin de dar cumplimiento a lo establecido por la resolucion CREG 024 de 2013: la cual

ensu articulo 7, establecio:

“Articulo 7. Necesidades de expansion identificadas por la UPME. Cuando en el Plan de
Expansion del SIN se identifiquen necesidades de expansion en los STR, los OR del area de in-
fluencia deberan proponer un proyecto que sirva de solucion a la necesidad e incluirlo dentro de
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su respectivo plan de expansion que entregara a la UPME al afio siguiente, teniendo en cuenta
lo establecido en el articulo 31.

Silos OR no incluyen tales proyectos dentro de su plan de expansion, la UPME definira el proyec-
to a ejecutar y lo incluira en el Plan de Expansién del SIN. Los OR del area de influencia que no
presentaron proyectos que atendieran las necesidades identificadas no podran manifestar interés
en ejecutar el proyecto que definié la UPME ni participar en los posibles Procesos de Seleccion
para su ejecucion en caso de que se tenga que recurrir a ellos”.

A continuacion se presenta para cada una de las areas operativas las necesidades identificadas,
con el fin de que hagan parte de estudio por cada uno de los OR’s y puedan presentar a la Uni-
dad las obras necesarias para la solucién de las diferentes problematicas presentadas en este
documento.

6.3.1 Area Caribe — Atlantico

Grdfica 6-6: Area Caribe

g

Fuente de qrafica: UPME
Problematicas identificadas

Elarea presenta diferentes situaciones relacionadas en su mayoria con agotamiento de red a nivel de
110 kV y de la capacidad de transformacion, las cuales se presentan a continuacion:

» Agotamiento en la capacidad de transformacion 220/110 kV en Tebsa y Termoflores; se ob-
servan sobrecargas ante condiciones de falla de uno de los transformadores de Tebsa y de Flo-
res 220/110 kV para condiciones de minimo despacho de generacion en el drea; por lo cual se
ve la necesidad de tener generacion de seguridad a nivel del STR, des-optimizando el despacho
economico y posibilitando desatencion de demanda. Actualmente se tiene definido el proyecto
Caracoli 220 kV y obras asociadas con fecha de entrada para el afio 2015, que mitiga gran parte
de esta problematica.
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También se esta presentando agotamiento de la capacidad del transformador de Sabanalarga
220/110 kV con posible desatencién de demanda ante contingencia de este. El OR present6 |a alter-
nativa del segundo transformador en Sabanalarga con fecha de entrada 2014, para solucionar esta si-
tuacion.

= Agotamientoenlaredde 110kV de Atlantico; El agotamiento de lared del STR puede ocasionar
desatencion de demanda y despacho de generacién fuera de mérito. Actualmente debe mante-
nerse generacion de seguridad en el area para preservar el sistema ante contingencias sencillas.
La UPME definié el proyecto Caracoli 220/110 kV con entrada en operacion para el ano 2015,
que alivia en gran parte esta situacion.

= Niveles de corto circuito a nivel de valores de disefno en las subestaciones Tebsa y Termoflores
110 kV; Se presenta un aumento en el nivel de corto circuito, cercano a los limites de disenio,
para las subestaciones Tebsa y Termoflores 110 kV. Con respecto a la subestacion Termoflores
se planted por parte del OR, el seccionamiento de la barrade 110kV paradisminuir estos niveles.

Conrespecto ala subestacion Tebsa 110 kV, se recomienda verificar la posible reubicacion de las
magquinas de Termobarranquilla en la barra de 220 kV de TEBSA.

6.3.2 Area Caribe — Bolivar
Problematicas identificadas

Las situaciones observadas de esta drea estan relacionadas con el agotamiento de la red a nivel de
66 kV y de la capacidad de los transformadores de conexiéon, las mismas se presentan a continuacion:

= Agotamiento en la capacidad de transformacion 220/66 kV y de lared a 66 kV; Esta deficiencia
puede producir desatencion de la demanda y des-optimizacion del despacho econdmico en Boli-
var: el OR plante¢ la construccion del segundo transformador en la subestacion Bosque 220/66
kV parael aho 2015, un nuevo punto de inyeccion a 66 kV en la subestacion Bolivar 220 kV para
el ano 2015 vy el aumento de la capacidad de transformacion en Ternera 220/66 kV pasando de
200 MVA a 300 MVA para septiembre de 2013. Sin embargo se observa un agotamiento progre-
sivode lared de 66 kV del STR, para lo cual la Unidad recomienda que se evallie el cambio de nivel
de tension de 66 kV a 110 kV en el corto plazo.

= Bajas tensiones; se presentan bajas tensiones en la subestacion El Carmen 110 kV y Zambrano
66 kV, que puede ocasionar desatencion de demanda en el drea. El OR planteo la necesidad de
instalar nueva compensacion capacitiva en la subestacion el Carmen con fecha de entrada para
el ano 2014.

6.3.3 Area Caribe — Cordoba — Sucre
Problematicas identificadas

Las diferentes situaciones observadas se presentan como consecuencia del agotamiento de la capa-
cidad de transformaciény bajas tensiones en los nodos del drea, las cuales se presentan a continuacion:

= Agotamiento de capacidad de transformacién; Ante condiciones de falla de uno de los transfor-
madores 500/110 kV de la subestacion Chin, se observa sobrecargas en el transformador que
gueda en servicio y posible desatencion de la demanda existente y limitacion en la atencion de
nuevas cargas. Para solucionar esta problematica se definio un tercer transformador en Chinud
500/110 kV que entraria en operacion a finales del afo 2013, adicional al nuevo proyecto linea
Chinti - Monteria - Uraba 220 kV y obras asociadas, con fecha de entrada en operacion para el
ano 2015.
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= Bajas tensiones; Se observan bajas tensiones en las subestaciones Monteria y Rio Sind 110 kV
en condicion normal de operacion y ante contingencia, que puede producir desatencion de la
demanda existente y limitacion en la conexion de nuevos usuarios. Para solucionar esta proble-
matica se definié el proyecto linea Chint - Monteria - Uraba 220 kV y obras asociadas, con afo
de entrada 2015. Adicional a esto se tiene previsto la instalacion de una compensacion capacitiva
enlasubestacion Monteria 110 kV, solicitada por el OR, paraentrar en operacionenel ano 2015.

6.3.4 Area Caribe — Cerromatoso
Problematicas identificadas

Las situaciones observadas, son consecuencia del agotamiento de la capacidad de la transformacion,
las cuales se presentan a continuacion:

= Agotamiento de |la capacidad de transformacion; Ante condiciones de falla de uno de los trans-
formadores 500/110 kV en la subestacion Cerromatoso, se observa sobrecarga en los otros
transformadores gue quedan en servicio, lo que puede llevar a producir desatencion de deman-
da vy limitacion para atender nuevas cargas. Ademas de la necesidad de generacion de seguridad
al interior de |la Sub-area, para solucionar esta problematica, se definio un tercer transformador
500/110kV en la subestacion Cerromatoso, que entraria en operacion en el ano 2014,

6.3.5 Area Caribe — Guajira - Cesar — Magdalena
Problematicas identificadas

Esta area presentadiferentes dificultades relacionadas en su mayoria con el agotamiento de la capa-
cidad de la transformacion, agotamiento de red a 110 kV vy |a existencia de redes radiales en el STR, las
cuales se presentan a continuacion:

= Agotamiento de la capacidad de transporte; se tiene agotamiento de la capacidad de carga de
la linea Fundacion - Rio Cérdoba 110 kV, debido al crecimiento de la demanda conectada en las
subestaciones del enlace Santa Marta - Gaira - Rio Cardoba - Fundacion 110 kV. Esta condicion
puede generar sobrecargas en el circuito y desatencién de demanda; para solucionar esta pro-
blematica se esta estudiando por parte de la UPME la viabilidad de un nuevo punto de inyeccién
a 220 kV en la subestacion Rio Cérdoba 110 kV.

= Agotamiento de la capacidad de trasformacion; Ante la contingencia de uno de los transforma-
dores en la subestacion Fundacion 220/110 kV, se abserva sobrecarga en el transformador gue
queda en operacion, que puede provocar desatencion de demanda en la zona. Se recomienda
al OR estudiar la incorporacion de un tercer transformado 220/110 kV en la subestacién Fun-
dacion 220 kV. Adicional a lo anterior la necesidad del nuevo punto de inyeccion a 220 kV en la
subestacion Rio Cordoba 110 kV complementa la solucion.

La contingencia de uno de los transformadores en Cuestecitas 220/110 kV, pravoca sobrecarga
en el transformador gue queda en servicio y esto puede ocasionar desatencion de demanda en
el area. Como solucion, el OR presento la alternativa de instalacion de un tercer transformado
220/110 kV - 100 MVA en dicha subestacién, adicional al cambio de capacidad de los transfor-
madores existentes de 60 MVA a 100 MVA.

La misma situacion se presenta ante la falla del Unico transformador de Copey 220/110 kV que
produce desatencion total de la demanda de las subestaciones El Copey, El Pasoy El Banco 110
kV.Se recomienda al OR tener en cuenta en sus planes de expansion, el nuevo punto de inyeccion
a 500 kV, La Loma, para solucionar la problematica de esta zona.
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6.3.6 Area Nordeste —Santander
Grdfica 6-7: Area Nordeste

Fuente de grafica: UPME

Problematicas identificadas

En esta area se presentan diferentes situaciones, relacionadas en su mayoria como consecuencia de
agotamiento de la capacidad de la transformacion, agotamiento de red a 115 kV, que podra ocasionar
demanda no atendida.

Dentro de las problematicas observadas estan:

= Agotamiento de la capacidad de transformacion 230/115 kV; como consecuencia del crecimien-
to de la demanda se observa agotamiento de |a capacidad de transformacion. Se recomienda al
OR estudiar el fortalecimiento de los puntos de transformacién (Palos, Bucaramangay Barranca)
o establecer nuevos puntos de conexion 230/115 kV.

= Agotamiento de lared a 115 kV: como consecuencia del crecimiento de la demanda se observa
agotamiento de lared a 115 kV, que podrfa conducir a tener demanda no atendida. Se recomien-
da al OR reforzar lared del STR de todo el departamento de Santander.
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6.3.7 Area Nordeste Norte de Santander
Problematicas identificadas

Actualmente el Norte de Santander presenta diferentes problematicas, relacionadas en su mayoria
al agotamiento de la capacidad de la transformacion, agotamiento de red del STR que podra conducir a
tener demanda no atendida.

A continuacion se presentan cada una de las problematicas observadas y sus impactos:

= Agotamiento de la capacidad de transformacién 230/115 kV; Como consecuencia del creci-
miento de la demanda se observa alta cargabilidad en los transformadores de conexion del area
tales como Ocana y San Mateo, y sobrecargas, que ocasionan bajas tensiones y colapso, ante |a
contingencia sencilla de alguno de ellos y minima generacion en el area. El OR planteo el refuerzo
de capacidad de transformacion 230/115 kV en la subestacion Ocana 115 kV con fecha de en-
trada enero de 2016 y en la subestacion San Mateo 115 kV para diciembre de 2015. Estas obras
ya fueron conceptuadas por la UPME,

= Agotamientode lareda 115 kV; También se observa agotamiento de lared a 115 kV, que puede
conducir atener demanda no atendida ante contingencias sencillas. El OR planteo compensacién
capacitiva en la subestacion Tibu 115 kV con fecha de entrada en operacion en diciembre de
2015, compensacion en Aguachica 115 kV con fecha de entrada en marzo de 2016 y en Ayacu-
cho 115 kV con fecha de entrada en mayo de 2016.

Adicionalmente a continuacién se muestran la obras de expansion aprobadas por la UPME al
Operador CENS cada una con la fecha de entrada:

Tabla 6-1: Proyectos aprobados a CENS

Nombre del Proyecto Fecha de Entrada

Repotenciacion de la linea Ocana - Convencion 115 kV jul-15

Segundo transformador en San Mateo 115 kV

dic-15
Compensacion en la subestacion Tiba 115 kV
Repotenciacion de la linea Belén - La insula 115 kV

ene-16
Dos transformadores adicionales en Ocana 115 kV
Subestacion Nueva Aguachica 115 kV

mar-16
Reconfiguracion de la linea Ocana - Aguachica 115 kV
Compensacion en Aguachica 115 kV

abr-16
Linea Aguachica Nueva - Ayacucho 115 kV
Normalizacion de la subestacion Ayacucho 115 kV

may-16
Compensacion en Ayacucho 115 kV
Repotenciacion linea Convencidén - Tiba 115 kV

jul-17
Repotenciacion linea Tibu - Zulia 115 kV

Fuente de tabla: UPME
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6.3.8 Area Nordeste — Boyaca - Casanare
Problematicas identificadas

Esta area presenta diferentes situaciones, relacionadas en su mayoria como consecuencia del ago-
tamiento de la capacidad de la transformacion y del agotamiento de la red a 115 kV, que puede llevar
a presentar energia no suministrada ante contingencias sencillas y des - optimizacion del despancho.

Problematicas observadas:

= Sobrecarga de los transformadores de Paipa 230/115kV ante salida del Transformador para-
lelo de 180 MVA: Se observa agotamiento de la capacidad de |a transformacion 223/115 kV, lo
que puede producir colapso del area, demanda no atendida y des-optimizacion del despacho en
Boyacay Casanare. El OR EBSA planted un nuevo punto de conexion al STN.

= Agotamientoenlareda 115 kV.Se observa posibilidad de demanda no atendida ante contingen-
cias sencillas en la red del STR y desoptimizacion del despacho. Se recomienda a los OR's EBSAy
ENERCA presentar proyectos que mitiguen la situacion antes mencionadas.

6.3.9 Area Nordeste — Arauca
Problematicas identificadas
El 4rea atiende su demanda de manera radial. A continuacién se presenta la problematica observada:

= Atencion radial de la demanda; La demanda del drea esta siendo atendida de manera radial, lo
cual puede ocasionar, ante contingencias sencillas, que se presente demanda no atendida. El OR
ELENAR plante una interconexion con el sistema de ENERCA a nivel de 115 kV; sin embargo se
recomienda al OR, estudiar alternativas con nuevos puntos de conexion al STN.

6.3.10 Area Antioquia
Grdfica 6-8: Area Antioquia

Plan de Expansion de Referencia

Generacion - Transmisign

B 3-00F T sisswesn



Esta area presenta diferentes problematicas, en su mayoria relacionadas con la gran capacidad de
generacion instalada en el STR y el STN. Se presentan bajas tensiones en algunas sub - areas ante con-
tingencia sencillas y probable desatencion de demanda ante contingencias en redes del STR, que ope-
ran radialmente. A continuacion se presentan las situaciones observadas:

» Sobrecargas de transformadores; ante falla de uno de los transformadores en Bello 220/110

kV, se presenta sobrecarga en el transformador en paralelo, lo que genera una limitacion en la
generacion del norte de Antioguia; actualmente se tiene definido el proyecto Bello - Guayabal -
Ancon 220kV y obras asociadas con fechade entrada 2015, que aliviara la situacion mencionada.

Sobrecarga de circuitos; se observa sobrecarga del enlace Envigado - Guayabal 110 kV en es-
tado normal de operacion y contingencia sencilla, que genera limitacion de la generacion en el
norte de Antioquia. El proyecto Bello - Guayabal - Ancon 230 kV y obras asociadas evitara dicha
situacion.

Respecto a los problemas de congestion en el enlace Salto - Yarumal 110 kV la UPME aprobo
la repotenciacién del mencionado enlace con la nueva subestacion Yarumal 2 - 2012 vy el nuevo
circuito Yarumal 2 - Riogrande 110 kV para diciembre de 2013.

Bajas tensiones; Ante la contingencia de |a linea Playas - Puerto Nare 110 kV, se presentan bajas
tensiones en las subestaciones que quedan alimentadas aguas abajo de Calderas 110 Kv (Cocor-
na, Puerto Inmarco v Puerto Nare) con la consiguiente desatencion de demanda. Actualmente
se tiene definido un nuevo punto de inyeccién a nivel 230 kV denominado la Sierra 110 kV y un
nuevo circuito la Sierra - Cocorna 110 kV, con fecha de entrada 2015. Adicionalmente la UPME
definio la nueva subestacion San Lorenzo 110 kV para la conexion de la Planta con OEF deno-
minada San Miguel junto con otras plantas menores para entrar en operacion a finales de 2013.

Para los problemas de bajas tensiones y confiabilidad en el sur oriente de Antioquia la UPME de-
finid el circuito San Lorenzo - Sonsén 110 kV que aliviara el riesgo de desatencion de demanday
energia atrapada en el area mencionada.

Atencion radial de la demanda con bajas tensiones, ante la contingencia del transformador de
Uraba 220/110 kV.

6.3.11 Area Antioguia - Choco

Problematicas identificadas

Esta area presenta diferentes problematicas, relacionadas con atencién radial de la demanda y bajas
tensiones en las subestaciones, las cuales se presentan a continuacion:

» Atencidonradial delademanda; se observa que ante |la topologia actual, la contingencia del trans-

formador de Virginia 230/115 kV o del circuito Virginia - Certegui 115 kV se presenta desaten-
cion de la demanda. Actualmente como solucion a esta problematica el OR presento la normali-
zacion de la subestacion El Siete 115 kV que permitiria cerrar el anillo y atender la demanda del
Chocd mediante el enlace Bolombolo - Barroso - El Siete - Quibdé - Certegui - Virginia 115 kV.
Se recomienda al OR estudiar y presentar alternativas de expansion que sean complementarias
alas obras presentadas y que eviten bajas tensiones ante condiciones de contingencia en el me-
dianoy largo plazo.
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Grdfica 6-9: Area Oriental

Problematicas identificadas

Se presentan diferentes problematicas en esta area, relacionadas en su mayoria como consecuencia
del agotamiento de la capacidad de la transformacion, bajas tensiones ante contingencias simples que
pueden causar demanda no atendida.

Problematicas encontradas y algunas soluciones definidas.

= Sobrecargadel transformador Bacata 500/115 kV ante falla de transformador Bacata 500/230
kV. Se observa que ante la salida del transformador de Bacata 500/230 kV, se sobrecarga el
transformador 500/115 kV pudiéndose presentar demanda no atendida o des-optimizacion del
despacho de generacion. Actualmente se tienen definidos y adjudicados los proyectos Nueva Es-
peranzay obras asociadas y el proyecto Chivor - Chivor |l - Norte - Bacata 230 kV y obras aso-
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ciadas, ambos con entrada en operacion para el ano 2015. Adicionalmente se definid el adelanto de
la construccion del segundo transformador 500/115 kV en la subestacion Bacata parael ano 2014.

Bajas tensiones en el norte de la sabana de Bogota; Ante contingencias en lineas del STR, como
son Bacata - Chia 115 kV, Noroeste - Tenjo 115 kV y Bacata - El Sol 115 kV, se presentan bajas
tensiones en el norte de la sabana, lo que puede producir demanda no atendida o generacion fue-
ra de mérito. Actualmente como solucion a esta problematica se tiene definido el proyecto Chi-
vor - Chivor Il - Norte - Bacata 230kV para el ano 2015 y la incorporacion de una compensacion
capacitiva en Ubate de 50 MVAr para el ano 2013 propuesta por el Operador de Red del area.

Sobrecargas en lineas: En condicion normal de operacién se presenta alta cargabilidad del enla-
ce Torca - Aranjuez 115 kV y sobrecarga de este ante contingencias sencillas. Actualmente no se
tiene solucion ante esta problematicay el operador de red no ha propuesto obras que la mitiguen.

6.3.13 Area Oriental — Meta
Problematicas identificadas

Las diferentes problematicas de esta area se relacionadas en su mayoria al agotamiento de la capaci-
dad de la transformacion y atencion radial de la demanda.

Problematicas encontradas y algunas soluciones:

= Agotamiento de la capacidad de transformacién. En la subestacion la Reforma 230/115 kV,

ante contingencia de uno de los bancos actuales, se produce sobrecarga en el que queda en ser-
vicio, provocando demanda no atendida y limitacion de conexion de nuevas cargas en el STR del
Meta. Actualmente se tiene definido el proyecto Stria 230 kV y obras asociadas, como solucion a
esta problematica con fecha de entrada para el ano 2015. Adicionalmente se aprobd la construc-
ciondel tercer transformador en Reforma 230/115 kV para entrar en operacion en diciembre de
2013.

Atencion radial de la demanda; se observa que debido a la topologia actual, las subestaciones
a 115 kV Suria, Puerto Lopez y Puerto Gaitan son atendidas radialmente desde la subestacion
Ocoa, que ante alguna contingencias sencilla de alguno de estos enlaces se produce desatencion
de demanda. Actualmente esta definido el proyecto Suria 230/115 kV y obras asociadas como
solucién a esta problematica con fecha de entrada en operacion para el 2015. El Operador de
Red del area presento soluciones a nivel del STR, las cuales fueron aprobadas por la Unidad y
corresponden a las mostradas en la siguiente tabla:

Tabla 6-2: Proyectos aprobados a EMSA

No;";gre del Proyecto S Fcha de Entrad ]

Subestacion Suria 115 kV

Energizacion Ocoa - Suria - Puerto Lépez 115 kV )
Subestacion Puerto Lopez 115 kV Jur-12
Energizacion Puerto Lopez - Puerto Gaitan 115 kV

Subestacion Puerto Gaitan 115 kV

Segundo Circuito Suria- Puerto Lépez 115 kV

Tercer transformador 230/115 kV 150 MVA - Subestacion La Reforma dic-13
Segundo Circuito Puerto Lépez - Puerto Gaitan 115 kV

Subestacion Ocoa 115 kV sep-15

:Fransformadores 230/115 kV 2x150 MVA en la S/E Suria

Fuente de grafica: UPME
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Las demandas asociadas a la subestacion Granada y San José del Guaviare 115 kV son atendidas
radialmente desde la subestacion Ocoa 115 kV. Esta condicion puede ocasionar demanda no atendida

ante contingencias sencillas de los enlaces respectivos. Se recomienda a los ORs incumbentes, estudiar
nuevas obras a nivel del STR que eliminen esta situacion.

6.3.14 Area Suroccidental - Caldas- Quindio — Risaralda

Grdfica 6-10: Area Suroccidental
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Problematicas identificadas

Esta area presenta diferentes problematicas, relacionadas especialmente con el agotamiento de la
capacidad de la transformacion, sobrecargas de elementos ante contingencia y bajas tensiones. A con-
tinuacion se presentan las diferentes situaciones observadas y algunas soluciones definidas.

= Agotamiento de la capacidad de transformacion; Ante |la condicion de falla de uno de los trans-

formadores en |la subestacion la Esmeralda 230/115 kV se provoca sobrecarga en el otro, con
probable desatencion de demanda o des-optimizacion del despacho de generacion. Actualmente
se tiene definido y adjudicado el proyecto Armenia 230/115 kV y obras asociadas como solucion
a esta problematica junto con la necesidad de instalacion de un tercer transformador 230/115
kV en Esmeralda parael ano 2014.

Sobrecargas de elementos; se observa que ante la falla del transformador de la subestacion Car-
tago 230/115 kV se presentan sobrecargas del enlaces Rosas - Dos Quebradas 115 kV, lo que
puede producir desatencion de demanda y des-optimizacion del despacho. Actualmente se tiene
definida la entrada en operacion de un segundo transformador Cartago 230/115 kV para el ano
2014, obra gue aliviaria la sobrecarga; sin embargo, se recomienda a los OR's incumbentes estu-
diar y presentar alternativas de expansion en el STR que mitiguen esta situacion.

Las contingencias sencillas del transformador de San Felipe 230/115 kV y de los enlaces San Feli-
pe - Mariquita - La Victoria 115 kV, ocasionan violaciones de tension y desatencion de demanda.
La UPME aprobd el Proyecto Purnio 230/115 kV y el enlace Purnio - La Dorada 115 kV para el
ano 2014, gue da solucién a estos inconvenientes.

6.3.15 Area Suroccidental — Valle
Problematicas identificadas

Estan relacionadas en su mayoria con el agotamiento de la capacidad de la transformacion y sobre-
cargas de circuitos del STR.

Problematicas observadas y algunas soluciones:

= Sobrecargas en estado estacionario; se observan sobrecargas del anillo Yumbo - La Campina

- Chipichape 115 kV ante condiciones simultaneas, de alto despacho térmico en el area, bajo
despacho en el Alto vy Bajo Anchicaya y contingencia N-1 en lineas del STR. Actualmente el OR
presento como solucion a esta problematica la repotenciacion del enlace Yumbo - La Campina -
Chipichape 115 kV.

Sobrecargas en contingencia; se presenta la sobrecarga del enlace Rosa-Dosquebradas 115 kV
del Area CQR, ante la contingencia del transformador 230/115 kV de Cartago, lo que puede lle-
var a que se presente demanda no atendida en CQR y Valle, bajas tensiones en el norte del Valle
y generacion fuera meérito. Actualmente se tiene aprobada la entrada del 2° transformador de
Cartago para mediados del ano 2014 como solucion a esta problematica.

Agotamiento en la transformacion; ante condiciones de alta generacion hidraulica en el area se
presenta alta cargabilidad de la transformacion y sobrecarga ante contingencia en los transfor-
madores de San Marcos 230/115 kV o Yumbo 230/115 kV, produciéndose una des-optimizacion
del despacho con generacion fuera de mérito. Actualmente se tiene definido el proyecto Alférez
230/115 kV y obras asociadas como solucion a esta problematica con fecha de entrada en ope-
racion parael 2013.
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6.3.16 Area Suroccidental — Cauca - Narifio

Problematicas identificadas

La problematica de esta area se relaciona con el agotamiento de la capacidad de la transformacion y
de lared del STR. A continuacion se presentan las diferentes situaciones observadas y algunas solucio-
nes aprobadas:

= Agotamiento de lared a 115 kV; se observa que ante contingencias simples, se puede producir
demanda no atendida debido a la radialidad de conexidn de las subestaciones. Se recomienda al
OR estudiar proyectos a nivel del STR que mejore las condiciones del sistema y considerar un
nuevo punto de conexidn al STN.

= Agotamiento en la capacidad de transformacion 230/115 kV; se observa agotamiento de la
capacidad de transformacion en las subestaciones Jamondino y San Bernardino, lo que puede
producir demanda no atendida en condiciones normales de operacion y ante contingencia. Ac-
tualmente como parte de la solucion el OR se encuentra en proceso de instalacion de un segundo
Transformador en la subestacion Jamondino con fecha de entraen operacion diciembre de 2013,
se recomienda alos ORs incumbentes estudiar y presentar nuevos puntos de conexion al STN y/o
repotenciar los actuales.

6.3.17 Area Suroccidental Tolima — Huila- Caqueta
Problematicas identificadas

Esta drea presenta diferentes problematicas, relacionadas en su mayoria con el agotamiento de la
capacidad de la transformacion, de la red a 115 kV y bajas tensiones ante contingencias sencillas, las
cuales se presentan a continuacion:

= Bajas tensiones; se observa que ante contingencias sencillas a 115 kV'y transformadores de co-
nexion se presentan bajas tensiones en subestaciones del area, que puede ocasionar demanda no
atendida. Se recomienda a los OR'’s incumbentes estudiar y presentar obras a nivel del STR que
mitiguen la situacion antes mencionadas.

* Agotamiento de capacidad de transformacién, sobrecargasy atencion radial de lademanda; se
observa sobrecargas de circuitos y transformadores de conexién al STN en condiciones de falla
de elementos que pueden llevar a presentar desatencion de demanda debido a la topologia radial
de estas areas. Se remienda a los ORs incumbentes estudiar y presentar obras que mitiguen esta
situacion, tales como aumento de capacidad de transformacion en Betania y Mirolindo, obras a
nivel del STR, obras gue eliminen la radialidad de Florencia y Doncello, asi como aumento de la
capacidad de transformacion en Altamira. El OR - Electrocaquetd presento el Plan de Expansion
donde incluyo el segundo circuito Altamira - Florencia - Doncello 115 kV. Cabe anotar, gue no
tuvo en cuenta el segundo transformador en la subestacidn Altamira, por lo cual se le solicita al
OR estudiar esta alternativa adicional.

= Sobrecargas en contingencia; se observan sobrecargas de circuitos de Enertolimay Electrohui-
la ante contingencias sencillas en las fronteras de las dos areas, que puede causar demanda no
atendida. La UPME conceptud la construccion de la nueva subestacion Natagaima 115 kV para
el 2014, que aliviara parte de la problematica de estas areas.

6.3.18 Area Suroccidental Putumayo
Problematicas identificadas
El drea de Putumayo presenta problematica relacionada con atencion radial de la demanda.
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» Atencion Radial de la demanda; se observa que la demanda esta alimentada radialmente me-
diante el transformador 230/115 kV de Mocoa, lo cual produce que ante la contingencia del mis-
mo se produzcademanda no atendida. Se recomienda al OR, presentan alternativas de expansion
relacionadas con la ampliacién de la capacidad de transformacion y/o estudiar nuevos puntos de
inyeccion al STN.

6.4 ANALISIS DEL STN

6.4.1 Analisis plantas con obligaciones de energia en firme

6.4.1.1 Conexion de la planta Ambeima
Antecedentes:

» El proyecto se encuentra ubicado en el municipio de Chaparral, en el departamento del Tolima.
Desde el punto de vista de infraestructura eléctrica, la zona cuenta con varias lineas a nivel de
230kVy 115 kV.

» Ambeima es una central de generacion hidraulica, con compromisos de Energia en Firme durante
el periodo 2015 - 2035 (75 GWh-ano).

La ubicacion de la planta se puede observar en la Grafica 6-11

Grdfica 6-11: Funcion de Densidad de Probabilidad de la variable Aleatoria. Ubicacion de la
planta de generacion Ambeima 45MW Capacidad instalada inferior a la generacion requerida
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Teniendo en cuenta lo anterior, la UPME analizé la incorporacién de |a planta al Sistema Interconec-
tado Nacional - SIN, buscando establecer la mejor alternativa de conexion. A continuacion se presentan
los supuestos bajo los cuales se realizaron los analisis.

Capacidad instalada del proyecto Ambeima: 45 MW.
Escenario alto de la proyeccion del mes de julio del afio 2012.
Periodos de consumo de demanda maxima y demanda minima.

Se consideraron en operacion, segun la fecha de entrada en operacién correspondiente, los pro-
yectos de generacion Amoya y Cucuana.

Informacion de expansion reportada por los Operadores de Red ELECTROHUILA y ENERTOLIMA.

Se considero la capacidad nominal y de emergencia reportada por los agentes para elementos de
lared.

Se contemplaron sensibilidades a los intercambios de energia con Ecuador.

En relacion a las exportaciones a Ecuador, se contemplaron sensibilidades a los intercambios de
energia con el vecino pais.
Se consideran los siguientes escenarios operativos. Ver Grafica 6-12.

Grdfica 6-12: Escenarios Operativos
Escenario de Despacho

Escenarios  Caracteristicas Suroccidental Oriental
Amoya Cucuana Prado (Betaniay (Paraisoy
Quimbo) Guaca)

Generacion 1’ f f ' \
Escenario A ; : L ’
Demanda Minima Minima Minima Minima Minima
EscenarioB  Generacion 1 1 1 1 N~
Demanda Maxima Maxima Maxima Méaxima Méaxima
EscenarioC  Generacion i 3 3 1 |
Demanda Maxima Maxima Maxima Maxima Méaxima
Generacion 1 1 1 . i T o
EscenarioD Minima+  Minima+  Minima+  Minima+ Minima +
Demanda Exp->550 Exp->550  Exp->550 Exp->550 Exp->550
MW MW MW MW MW
# Generacion maxima % Generacion media baja
®| Generacion media alta W Generacion minima

A continuacion se describen las opciones de conexion del proyecto de generacion. Ver Grafica 6-13:

Alternatival: Conexion del proyecto a la subestacion Tuluni 115 kV, normalizacién de la subesta-

cion Natagaima 115 kV, cierre de los enlaces entre el Huilay Tolima a nivel de 115 kV,
nueva linea Tuluni - Natagaima 115 kV y nueva linea Tuluni - Prado 115 kV.

Alternativa2:  Conexion del proyecto a la subestacion Tuluni 115 kV, normalizacion de la subesta-

cion Natagaima 115 kV, cierre de los enlaces entre Huilay Tolima a nivel de 115kVy
nuevo doble circuito Tuluni - Prado 115 kV.
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Alternativa 3:

Alternativa 4:

Alternativa 5:

Conexion del proyecto a la subestacion Tuluni 115 kV, normalizacion de la subesta-
cion Natagaima 115 kV, cierre de los enlaces entre el Huilay Tolima a nivel de 115
kV. nueva subestacion Tuluni 230 kV con transformacién de 150 MVA, la cual recon-
figura el enlace Betania - Mirolindo en Betania - Tuluniy Tuluni - Mirolindo, y nueva
linea Tuluni - Prado 115 kV.

Conexion del proyecto a la subestacion Tuluni 115 kV, normalizacion de la subestacion
Natagaima 115 kV, cierre de los enlaces entre el Huilay Tolima anivel de 115 kV, nueva
subestacion Tuluni 230 kV con transformacion de 150 MVA, la cual reconfigura el en-
lace Betania - Mirolindo en Betania - Tuluniy Tuluni - Mirolindo a través de un doble
circuito de 22 km aproximadamente, y nueva linea Tuluni - Natagaima 115 kV.

Conexidn del proyecto a la subestacion Tuluni 115 kV, normalizacion de la subesta-
cion Natagaima 115 kV, cierre de los enlaces entre el Huila y Tolima a nivel de 115
kV. nueva subestacion Tuluni 230 kV con doble transformacion de 0 MVA para un
total de 180 MVA, la cual reconfigura el enlace Betania - Mirolindo en Betania - Tu-
luni y Tuluni - Mirolindo a través de un doble circuito de 22 km aproximadamente y
segundo circuito Betania - Mirolindo 230 kV de 206 km aproximadamente.

Grdfica 6-13: Descripcion de las alternativas de conexion de |a planta de generacién Ambeima 45 MW
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La Tabla 6-3, Tabla 6-4, Tabla 6-5, Tabla 6-6 y Tabla 6-7 presentan el comportamiento del sistema
para cada una de las opciones de conexion. Es importante mencionar que para todos los escenarios,
salvo el C, se considero la méxima capacidad de generacién en Ambeima, lo anterior con el objetivo de
establecer posibles limitaciones al despacho en el area.

Alternativa1
Tabla 6-3: Comportamiento del sistema bajo la Alternativa 1.
Escenario;‘; 2013 2015 2_020
Estado Con Alternativa 1

Condiciones Nor-

males de Opera-
cion

N-1 Prado -Flan-
des 115kV

Desempeno adecuado

Prado-Flandes %!

N-1TRF Mirolindo TRF Mirolindo 29%

N-1TRF Betania

TRF Betania 24%

Desempeno adecuado

Prado-Flandes 110%

TRF Mirolindo 36%
TRF Betania 38%

Desempeno adecuado

Prado-Flandes 9

TRF Mirolindo 46%
TRF Betania 28%

2013 2015 2020

Estado

Condiciones Nor-

males de Opera-
cion

N-1 Prado -Flan-
des 115kV

Desempeno adecuado

Prado-Flandes 80

N-1TRF Mirolindo  TRF Mirolindo 80%

N-1TRF Betania

TRF Betania 67%

Con Alternativa 1
Desempenio adecuado

Prado-Flandes= 79

TRF Mirolindo 84%
TRF Betania 75%

Desempefio adecuado

Prado-Flandes

TRF Mirolindo 22%
TRF Betania 80%

2013 2015 2020

Estado

Condiciones Nor-

males de Opera-
cion

N-1 Tuluni- Nata-
gaima 115kV

N-1 Tuluni-Prado
115kV

N-1 Natagai-

ma-Prado 115 kV

N-1 Natagai-
ma-Bote 115 kV

N-1 Prado-Tenay
115kV

Tuluni
Natagaima, Prado, Flades
y Lancero <95

Tuluni
Natagaima, Prado, Flades
y Lancero

Desempeno adecuado
Desempeno adecuado

Tuluni
Natagaima, Prado, Flades
y Lancero <95%

Lanceros = ¢
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Con Alternativa 1

Tuluni, lanceros
Natagaima, Prado, Flades

<95

Tuluni, lanceros <20%
Natagaima, Prado, Flades

IN/A

Tuluni, lanceros <20
Natagaima, Prado, Flades

)R

Tuluni, lanceros <90%
Natagaima, Prado, Flades

<95,

Lanceros

y Tulini

Tuluni =92%, lance-
ros=%0%;

Natagaima, Prado, Flades
Tuluni, lanceros
Natagaima, Prado, Flades

N/A

Tuluni

,lanceros

Natagaima, Prado, Flades

QL

Tuluni=92, lanceros
Natagaima, Prado, Flades
<95%

Tuluni=%2%, lanceros
Natagaima, Prado, Flades
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N-1 Tenay-Bote
115kV

N-1 Betania-Se-
buruco 115 kV

N-1 Betania -Bote
115kV

N-1 Betania-Sesur
115kVv

N-1 TRF Mirolindo
N-1 TRF Betania

Lancero =92%

Lanceros
Natagaima, Prado, Flan-
des, Tuluni

Betania-Bote=7/3%y Be-

tania-Bote 75%

Lanceros =92%
Natagaima, Prado, Flan-
des, Tuluni <25%

Betania-Serburuco=79%

y Betania-sur 70%

Lanceros =22%
Natagaima, prado, flan-
des, Tuluni <95%
Betania-Serburuco=93
y Betania-Bote 79%

TRF Mirolindo 99%
TRF Betania 103%

Lanceros = 91% y Tulini

0no
7 37

Lanceros =91%
Natagaima, Prado, flandes,
Tuluni <?5%

Betania-Bote = 3% vy Be-
tania-sur 94%

Lanceros =91%

Natagaima, Prado, Flandes,

Tuluni <959
Betania-Serburuco=100%
y Betania-sur 70%

)]

Lanceras =929
Natagaima, prado, flandes,
Tuluni <959
Betania-Serburuco=115%
y Betania-Bote 75

TRF Mirolindo 104%
TRF Betania 110%

Tuluni=92%, lanceros
90%
Natagaima, Prado, Flades

<950/

Lanceros = 8%2%, Tuluni

Natagaima, Prado, Flan-
des <95%
Betania-Bote=107%y
Betania-sur 110%
Lanceros =8%9%
Natagaima, prado, Flan-
des, Tuluni <95'
Betania-Serburu-
co=117% vy Betania-sur
102%

Lanceros =89%
Natagaima, Prado, Flan-
des, Tuluni <257
Betania-Serburu-
co=135% y Betania-Bote
115%, Sesur-Bote 115%
TRF Mirolindo 130%
TRF Betania 132%

Estado

N-1 Tenay-Bote
115kV_

Natagaima - Bote 95%

Con Alternativa 1

Natagaima - Bote 5%

Para la alternativa 1 (Tabla 6-3) se puede concluir:

Escenario A

Natagaima - Bote 95%

= Bajo estas condiciones, la generacion de Ambeima, Amoya y Prado se inyecta al STR del Tolima.
Asi mismo, dado que se tiene bajo despacho en las plantas Paraiso y Guaca, la congestion por el
corredor Prado - Flandes 115 kV se incrementa. En este sentido, |la contingencia de alguno de
estos circuitos ocasiona violaciones por sobrecarga en el enlace paralelo.

Este comportamiento se debe a los 45 MW adicionales que aporta el proyecto Ambeima.

» Las contingencias sencillas a nivel de 115 kV, Tuluni - Natagaima, Tuluni - Prado, Bote - Nata-
gaima, Prado - Natagaima, Prado - Tenay, Tenay - Bote, Bote - Seboruco, Bote - Betania y Bote
- Sesur, no ocasionan violaciones por sobrecarga.

EscenarioB

= Elcomportamiento del sistema bajo estas condiciones es similar que en el escenario anterior, sin
embargo, no se observan violaciones ante la contingencia de alguno de los circuitos Prado - Flan-
des 115 kV y demas elementos del sistema.

= Al final del periodo de analisis, afio 2020, la contingencia sencilla del transformador Mirolindo
230/115 kV - 150 MVA ocasiona cargabilidades superiores al 90% en el banco paralelo.
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Escenario C

* Considerando minimo despacho en la zona, se observan violaciones de tensién y por sobrecarga
entodo el sistema ante contingencias sencillas a nivel de 115 kV, siendo las mas criticas la pérdida
de los enlaces Betania - Bote, Betania - Seborucoy Betania - Sesur. Lo anterior es independiente
de la entrada del proyecto Ambeima.

En el caso de los transformadores de conexion, eventos sencillos sobre los bancos de las subesta-
ciones Mirolindo y Betania, ocasionan violaciones en los elementos paralelos.

EscenarioD

* Bajo este escenario la generacion de Ambeima, Amoya y Prado se inyecta al STR del Huila, para
luego transitar hacia el area Suroccidental a través de los transformadores de Betania. Las con-
tingencias sencillas Bote - Tenay y Bote - Natagaima ocasionan cargabilidades cercanas al 100%
en los enlaces paralelos, sin que ello implique violaciones.

Alternativa 2

Tabla 6-4: Comportamiento del sistema bajo la Alternativa 2.

Escenario A

Estado

N-1 Prado -Flandes
115kV

N-1 TRF Mirolindo
N-1 TRF Betania

Prado-Flandes 92%

TRF Mirolindo 29%
TRF Betania 24%

Con Alternativa 2
Prado-Flandes 113%

TRF Mirolindo 36%
TRF Betania 38%

Prado-Flandes 101%

TRF Mirolindo 46%
TRF Betania 28%

Estado

N-1 Prado -Flandes
115kV

N-1 TRF Mirolindo
N-1 TRF Betania

Prado-Flandes 82%

TRF Mirolindo 80%
TRF Betania 67%

Con Alternativa 2
Prado-Flandes 102%

TRF Mirolindo 84%
TRF Betania 75%

Prado-Flandes 98%

TRF Mirolindo 92%
TRF Betania 80%

Estado

Condiciones Normales
de Operacién

N-1 Tuluni- Natagaima
115kV

N-1 Natagaima-Prado
115 kv

Tuluni
Natagaima, Prado, Flades
y Lancero <95%

Tuluni
Natagaima, Prado, Flades
y Lancero <95%

Desempeno adecuado
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Con Alternativa 2

Tuluni, Lanceros
Natagaima, Prado, Flades
< (;?5‘,'{,

Tuluni, Lanceros <20%
Natagaima, Prado, Flades

b
7D

Tuluni, Lanceros <20%
Natagaima, Prado, Flades

L0/

<95%

Tuluni =92%, Lance-
ros=90%;
Natagaima, Prado,
Flades <95%
Tuluni, Lanceros
=90"

Natagaima, Prado,
Flades <95%
Tuluni=92%, Lance-
ros =90%
Natagaima, Prado,
Flades <25%

Continua



N-1 Nataima-Bote
115kV

N-1 Prado-Tenay 115
kV

N-1 Tenay-Bote 115
kV

N.1 Betania-Serburuco
115kV

N-1 Betania -Bote
115kV

N-1 Betania-Sesur
115 kV

N-1 TRF Mireolindo
N-1 TRF Betania

Tuluni
Natagaima, Prado Flades
y Lancero <95

(o ko le%s
22%

Lancero

Lancero = 92%

Lanceros =92%
Natagaima, Prado, Flan-
des, Tuluni <
Betania-Bote= 73%yBeta-
nia-Bote 75%

- 959,

Lanceros =72°
Natagaima, Prado, Flan-
des, Tuluni <25%
Carga Betania-Serburu-
co=79% vy Betania-sur
70%

Lanceros =92%
Natagaima, Prado, Flan-
des, Tuluni <95%

Carga Betania-Serburu-
co=23% vy Betania-Bote
79%

TRF Mirolindo 99%
TRF Betania 103%

Tuluni, Lanceros <%0%
Natagaima, Prado, Flades

Lanceros 21% vy Tulini 93%

Lanceros = 1% y Tulini =

Lanceros =91%

Natagaima, Prado, Flandes,

Tuluni <95%

Betania-Bote=9
nia-sur 94%

3%y Beta-

Lanceros =91

Natagaima, Prado, Flandes,

Tulunj <925%
Carga Betania-Serburu-
co=100% y Betania-sur

Lanceros =92%

Natagaima, Prado, Flandes,

Tuluni <95%)
Carga Betania-Serburu-
co=115% y Betania-Bote

5%

TRF Mirolindo 1!
TRF Betania 110%

Tuluni=92%, Lance-

ros =90
Natagaima, Prado,
Flades <25
Tuluni=22%, Lance-
ros =90%
Natagaima, Prado,
Flades <95%
Tuluni= 92% Lance-
ros =90
Natagaima, Prado,
Flades <9:
Lanceros =89%, Tu-
luni 0%
Natagaima, Prado,
flandes <959

Carga Betania-Bo-
te=107% vy Beta-
nia-sur 110%

Lanceros =89%
Natagaima, Prado,
flandes, Tuluni <25%
Carga Betania-Ser-
buruco=117%y Be-
tania-sur 102%

Lanceros =89%
Natagaima, Prado,
Flandes, Tuluni <95%
Carga Betania-Ser-
buruco=135%y
Betania-Bote 115%,
Sesur-Bote 115%

TRF Mirolindo 130%
TRF Betania 132%

Estado

N-1 Tenay-Bote 115
kV

Natagaima - Bote 93%

Con Alternativa 2

Natagaima - Bote 73%

Para la alternativa 2 (Tabla 6-4) se puede concluir

Escenario A

Natagaima - Bote

Q0

= Aligual que en la alternativa anterior, la generacion de Ambeima, Amoya y Prado se inyecta al
STR del Tolima. Asi mismo, se presenta congestion en el corredor Prado - Flandes 115 kV. Es por
ello que la contingencia de alguno de estos circuitos, ocasiona violaciones por sobrecarga en el

enlace paralelo.
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Las contingencias sencillas a nivel de 115 kV, Tuluni - Natagaima, Tuluni - Prado, Bote - Nata-
gaima, Prado - Natagaima, Prado - Tenay, Tenay - Bote, Bote - Seboruco, Bote - Betania y Bote
- Sesur, no ocasionan violaciones por sobrecarga.

Escenario B

Bajo estas condiciones, el comportamiento del sistema es similar que en el escenario anterior. Asi
mismo, la contingencia de alguno de los circuitos Prado - Flandes 115 kV ocasiona violaciones.

En el ano 2020 la contingencia sencilla del transformador Mirolindo 230/115 kV - 150 MVA
ocasiona cargabilidades superiores al 0% en el banco paralelo.

Escenario C

Considerando minimo despacho a nivel de STR, se observan violaciones de tension y por sobre-
carga en todo el sistema ante contingencias sencillas a nivel de 115 kV, siendo las mas criticas
Betania - Bote, Betania - Seborucoy Betania Sesur.

Adicionalmente, eventos sencillos sobre los bancos de las subestaciones Mirolindo v Betania
ocasionan violaciones en los elementos paralelos.

Escenario D

Las contingencias sencillas Bote - Tenay y Bote - Natagaima ocasionan cargabilidades cercanas
al 100 % en los enlaces paralelos, sin que ello implique violaciones.

Alternativa 3:

Tabla 6-5: Comportamiento del sistema bajo la Alternativa 3

Escenario A

Estado Con Alternativa 3

N-1 Prado -Flandes Prado-Flandes 62%  Prado-Flandes = 110 % Prado-Flandes 67%,

115kV
N-1TRF Mirolindo TRF Mirolindo 25%  TRF Mirolindo 38% TRF Mirolindo 43%
N-1 TRF Betania TRF Betania 24% TRF Betania 38% TRF Betania 22%
Estado Con Alternativa 3
Tl.% Fmdo i Prado-Flandes 60%  Prado-Flandes 82 E_Jraq’n'j_-‘FI;mdes Sk, Lanes-
KV ros 89%
N-1 TRF Mirolindo TRF Mirolindo 80% TRF Mirolindo 88% TRF Mirolindo 92%
N-1 TRF Betania TRF Betania 67 TRF Betania 82 TRF Betania 86
Estado Con Alternativa 3
N-1TRF propuesto Lanceros, Tuluniy Lanceros, Tuluniy Pra- TUJIEW HEtD; Hatagtina
230/115 kV Tuluni Prado <95% do <95% Lér?ceros 895
gjgé EAJOHMO_TUILW C[j)oeserm)eho adecua- Desempefio adecuado  Tuluni 230

Continua
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N-1 Natagaima-Prado
115kV

Lanceros = 93% Lanceros = ?2% Lanceros = 21%

Lanceros =89%
Natagaima, Prado, Flandes,

N-1 Betania-Sesur 115 e ? t  ACo
Desempeno adecuado Desempeno adecuado  Tuluni <95%)

v Betania-Serburuco=114%y
Betania-Bote 74
N-1 TRF Mirolindo TRF Mirolindo 92%  TRF Mirolindo 94% TRF Mirolindo 124%
N-1TRF Betania TRF Betania 77% TRF Betania 0% TRF Betania 111%
Estado Con Alternativa 3

N-1Tenay-Bote 115kV Natagaima - bote 93% Natagaima-bote 3% Natagaima - bote 93%

N-1 TRF Mirolindo TRF Mirolindo 29%  TRF Mirolindo 29% TRF Mirolindo 29%
_N-1TRF Betania _ TRF Betania 11% TRF Betania 11% TRF Betania 11%

Fuente de tabla L"%-‘l‘?}’
Para la alternativa 3 (Tabla 6-5) se puede concluir:
Escenario A:

= Con el nuevo punto de inyeccion en Tuluni 230 kV, la congestion que se observaba anivel de 115
kV se reduce, no obstante, se siguen presentando violaciones por sobrecarga cuando falla alguno
de los circuitos Prado - Flandes 115 kV. Por lo anterior se necesitarian obras complementarias
para solucionar esta situacion.

= |as contingencias sencillas a nivel de 115 kV, Tuluni - Natagaima, Tuluni - Prado, Bote - Nata-
gaima, Prado - Natagaima, Prado - Tenay, Tenay - Bote, Bote - Seboruco, Bote - Betania y Bote
- Sesur, no ocasionan violaciones.

En este mismo sentido, no se observan bajas tensiones ni violaciones por sobrecarga ante las
contingencias sencillas Tuluni 230/115 kV - 150 MVA, y cualquiera de los enlaces a nivel de 230
kV Betania - Tuluniy Tuluni - Mirolindo.

Escenario B:

= Bajo estas condiciones el comportamiento del sistema es similar que en el escenario anterior, sin
embargo, no se observan violaciones ante la contingencia Prado - Flandes 115 kV. Al margen de
lo anterior, en el ano 2020 la pérdida del transformador Mirolindo 230/115 kV - 150 MVA oca-
siona cargabilidades superiores al 20 % en el banco paralelo, y el evento Prado - Flandes 115 kV
bajas tensiones en la subestacion Lanceros.

Escenario C:

= Enel ano 2020 las contingencias sencillas Betania 230/115 kV, Mirolindo 230/115 kV, Tuluni
230/115 kV y Betania - Sesur 115 kV ocasionan violaciones en el sistema. Lo anterior es inde-
pendiente de la entrada del proyecto Ambeima 45 MW,

Escenario D:

= |as contingencias sencillas Bote - Tenay y Bote - Natagaima ocasionan cargabilidades cercanas
al 100 % en los enlaces paralelos, sin que ello implique violaciones.
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Alternativa 4:

Tabla 6-6: Comportamiento del sistema bajo la Alternativa 4

Escenario A

Estado Con Alternativa 4
N-1 Prado -Flandes 115 kV Prado-Flandes 61% Prado-Flandes = 110% Prado-Flandes 63%
N-1 TRF Mirolindo TRF Mirolindo 25% TRF Mirolindo 38% TRF Mirolindo 43%

N-1 TRF Betania TRF Betania 24% TRF Betania 38% TRF Betania 22%
Estado Con Alternativa 4

Prado-Flandes 58%,

N-1 Prado-Flandes 115kV Prado-Flandes 59% Prado-Flandes 79% i
lanceros 89%

N-1TRF Mirolindo TRF Mirolindo 81% TRF Mirolindo 899 TRF Mirolindo 94%
N-1TRF Betania TRF Betania 67% TRF Betania 82% TRF Betania 86%
Estado Con Alternativa 4
N-1 TRF propuesto Lanceros, Tuluniy Pra- Lanceros, Tuluniy Prado ;I;Jalunl Fra(ignTS:gfai-

230/115 kV Tuluni do < 25% <95% 896

N-1 Mirolindo-Tuluni 230kV Desempeno adecuado Desempeno adecuado  Tuluni 230=92

bt Natagalgzja—Prado 115 | anceros 92% Lanceros 91% Lanceros 90%

Lanceros =89
Natagaima, Prado, Plan-
des, Tuluni <25%)
Carga Betania-Perburu-
co=114% y Betania-Bo-

N-1 Betania-Sesur 115 kV Desempeno adecuado Desempeno adecuado

te 94
N-1 TRF Mirolindo TRF Mirolindo 72% TRF Mirolindo 94% TRF Mirolindo 124%
N-1 TRF Betania TRF Betania 77% TRF Betania 70 TRF Betania 111
Estado Con Alternativa 4
N-1Tenay-Bote 115kV  Natagaima - bote 92% Natagaima - Bote 72%  Natagaima - Bote 92°
N-1 TRF Mirolindo TRF Mirolindo 29% TRF Mirolindo 29% TRF Mirolindo 29%

N-1 TRF Betania TRF Betania 11% TRF Betania 11% TRF Betania 11%

Para la alternativa 4 (Tabla 6-6) se puede concluir:
Escenario A:

= Seobservan violaciones por sobrecarga cuando falla alguno de los circuitos Prado - Flandes 115
kV. Es por ello que se necesitarian obras complementarias para solucionar esta situacion.
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= Las contingencias sencillas a nivel de 115 kV, Tuluni - Natagaima, Tuluni - Prado, Bote - Nata-
gaima, Prado - Natagaima, Prado - Tenay, Tenay - Bote, Bote - Seboruco, Bote - Betania y Bote
- Sesur, no ocasionan violaciones,

» No se observan bajas tensiones ni violaciones por sobrecarga ante las contingencias sencillas
Tuluni 230/115 kV - 150 MVA, v cualguiera de los enlaces a nivel de 230 kV Betania - Tuluni 'y
Tuluni = Mirolindo.

Escenario B:

= No se observan violaciones ante la contingencia Prado - Flandes 115 kV. No obstante, en el ano
2020 el evento Prado - Flandes 115 kV ocasiona bajas tensiones en la subestacion Lanceros, y
la pérdida del transformador Mirolindo 230/115 kV - 150 MVA cargabilidades superiores al 20
% en el banco paralelo.

Escenario C:

= Aligual que en la alternativa anterior, hacia el final del periodo de analisis las contingencias sen-
cillas Betania 230/115 kV, Mirolindo 230/115 kV, Tuluni 230/115 kV y Betania - Sesur 115 kV
ocasionan violaciones en el sistema. Lo anterior es independiente de |la entrada del proyecto Am-
beima 45 MW,

Escenario D:

= Las contingencias sencillas Bote - Tenay y Bote - Natagaima ocasionan cargabilidades cercanas
al 100 % en los enlaces paralelos, sin que ello implique violaciones.

Alternativa 5:

Tabla 6-7: Comportamiento del sistema bajo la Alternativa 5

Escenario A
Estado Con Alternativa 5
N Prado;/landes 115 Prado-Flandes 55,4% Prado-Flandes 80% Prado-Flandes 60%
N-1TRF Mirolindo TRF Mirolindo 17% TRF Mirolindo 17% TRF Mirolindo 25%
N-1 TRF Betania TRF Betania 26% TRF Betania 40% TRF Betania 42%
N-1 TRF Tuluni TRF Tuluni = 70% TRF Tuluni = 65% TRF Tuluni = 68%
N-1 Mirolindo - Tuluni  Mirolindo - Betania = Mirolindo - Betania = Mirolindo - Betania =
230 KV 22% 30% 28%
Estado Con Alternativa 5
N1 Prado landes 115 prado-Flandes 54%  Prado-Flandes 79% e e
L lanceros 89%
N-1 TRF Mirolindo TRF Mirolindo 81% TRF Mirolindo 89% TRF Mirolindo 98%
N-1 TRF Betania TRF Betania 69% TRF Betania 8’ TRF Betania 867
N-1 TRF Tuluni TRF Tuluni = 48% TRF Tuluni = 45% TRF Tuluni = 43%
N-1 Mirolindo - Tuluni ~ Mirolindo - Betania = Mirolindo - Betania = Mirolindo - Betania =
230KV 19.7% 21% = 15%

Continua
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Escenario C

Estado

N-1 TRF propuesto
230/115 kV Tuluni

N-1 Mirolindo-Tuluni 230
kV

N-1 Natagaima-Prado
115kV

N-1 Betania-Sesur 115
kV

N-1 TRF Mirolindo
N-1 TRF Betania

Lanceros, Tuluniy Prado

< Q5

Desempeno adecuado

Lanceros 92%

Desempeno adecuado

TRF Mirolindo 92%
TRF Betania 77%

Con Alternativa 5

Lanceros, Tuluniy Prado

<950

Desempeno adecuado

Lanceros 219

Desempeno adecuado

TRF Mirolindo 94%
TRF Betania 70

TRF Tuluni =48%
tuluni, Prado, Nnata-
gaima < 92%, Lance-
ros 89,6

Tuluni 230=9

Lanceros 20%

Lanceros =89
Natagaima, Prado,
Flandes, Tuluni <95%)
Carga Betania-Ser-
buruco=114%y Beta-
nia-Bote ¥

TRF Mirolindo 131%

TRF Betania 107%

Estado
N-1 Tenay-Bote 115 kV
N-1 TRF Mirolindo
N-1 TRF Betania

Natagaima - Bote 72
TRF Mirolindo 29%
TRF Betania 11%

Con Alternativa 5
Natagaima - Bote 72
TRF Mirolindo 29%
TRF Betania 11%

Natagaima - Bote 92
TRF Mirolindo 29%

Parala alternativa 5 (Tabla 6-7) se puede concluir:

Escenario A:

TRF Betania 11%

tabla: UPME

= Adiferencia de las demas alternativas, no se observan violaciones por sobrecarga ante la contin-
gencia Prado - Flandes 115 kV.

= Asimismo, las contingencias sencillas a nivel de 115 kV, Tuluni - Natagaima, Tuluni - Prado, Bote
- Natagaima, Prado - Natagaima, Prado - Tenay, Tenay - Bote, Bote - Seboruco, Bote - Betaniay
Bote - Sesur, no ocasionan violaciones.

= Tampoco se observan bajas tensiones ni violaciones por sobrecarga ante las contingencias senci-
llas Tuluni 230/115 kV - 150 MVA, y cualquiera de los enlaces a nivel de 230 kV Betania - Tuluni

y Tuluni = Mirolindo.

Escenario B:

= No se observan violaciones ante la contingencia Prado - Flandes 115 kV. No obstante, en el
ano 2020 el mismo evento ocasiona bajas tensiones en la subestacion Lanceros, y la pérdida del
transformador Mirolindo 230/115 kV - 150 MVA cargabilidades superiores al 90 % en el banco

paralelo.

Escenario C:

= Aligualque enlasdemas alternativas, enel ano 2020 las contingencias sencillas Betania 230/115
kV, Mirolindo 230/115 kV, Tuluni 230/115 kV y Betania - Sesur 115 kV ocasionan violaciones en
el sistema. Lo anterior es independiente de |la entrada del proyecto Ambeima 45 MW,
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Escenario D:

Las contingencias sencillas Bote - Tenay y Bote — Natagaima ocasionan cargabilidades cercanas
al 100 % en los enlaces paralelos, sin que ello impligue violaciones.

Resumen del desempenio de las alternativas:

Independientemente de la conexion de la planta, se observan violaciones en el sistema en los
periodos de demanda maxima cuando se tiene minimo despacho en la zona y contingencias sen-
cillas a nivel de STR (transformadores de conexion y enlaces Betania - Bote, Betania - Seboruco
y Betania - Sesur).

Para las alternativas 1y 2, considerando maximo despacho en la zona, se observa congestion en
lared de 115 kV. Esta situacion se torna mas critica en los periodos de minimo consumo, condi-
cion de bajo despacho en el area Oriental y maxima generacion en el suroccidente del pais.

Con el nuevo punto de inyeccion a nivel de 230 kV, las alternativas 3y 4, se reduce la congestion
anivelde 115kV entre los enlaces que interconectan los departamentos del Tolimay el Huila. No
obstante, se siguen observando violaciones por sobrecarga ante la contingencia Prado - Flandes
115 kV. En este sentido, se requieren obras complementarias.

Con el nuevo punto de inyeccion a nivel de 230 kV y el segundo circuito Betania - Mirolindo,
alternativa 5, se elimina la situacién recurrente de sobrecarga ante la contingencia de Prado -
Flandes 115 kV en el enlace paralelo. Adicionalmente, se observa una mejor distribucion de los
flujos de potencia.

Por otro lado, la conexion de transformacion en Tuluni es independiente de las violaciones en el
corto plazo ante la contingencia en Betania y en el enlace Betania - Sesur y en el largo plazo ante
la contingencia en Mirolindo.

Al margen de la conexion del proyecto, es claro que se requieren nuevas obras a nivel de 115
kV en el largo plazo, que mejoren las condiciones de calidad, confiabilidad y seguridad en este
sistema.

Analisis de corto circuito:

La Grafica 6-14 indica para cada alternativa el nivel de cortocircuito en las subestaciones del area.

Grdfica 6-14: Nivel de corto circuito en las principales subestaciones del drea

9
s Tuluni 115 kV

=== Bote 115 kV 8
s Natagaima 115 kV
Tenay 115 kV
mam Prado 115 kV
= = Limite Tuluni

Afo 2015

Corriente de Corto [kA]

Sin proyecto Alt1 Alt2 Alt3 Alt4 Alt5
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Tuluni 115 kV
Bote 115 kV 8
Natagaima 115 kV
Tenay 115 kV
Prado 115 kV
Limite Tuluni

1

Ao 2020

Corriente de Corto [kA]

Alt3 Alt4 AltS

sin proyecto Alt1

De la figura anterior se puede concluir:

Independientemente de la alternativa, la incorporacion del proyecto Ambeima incrementa el ni-
vel de corto circuito en Tuluni 115 kV, superandose la capacidad reportada de los equipos en
esta subestacion. El Operador de Red Enertolima es consciente de esta situacién, razén por la
cual informd en su concepto de viabilidad para la conexion, el desarrollo de acciones tendientes
aresolver esta problematica. Respecto a las otras subestaciones, no se observan dificultades de
este tipo.

Enrelacion ala normalizacion de Natagaima, es importante que se considere el presente estudio
al momento de dimensionar la nueva subestacion, especialmente por las previsiones a futuro.

El nivel de cortocircuito en la nueva subestacion Tuluni 230 kV es del orden de 5 KA.

Evaluacion economica:

A continuacion se presenta la evaluacion economica de la alternativa definida para la conexion de
la planta (alternativa 5), correspondiente a la subestacion Tuluni 230 kV interconectada mediante |a
reconfiguracion del enlace Betania - Mirolindo 230 kV en Betania - Tuluni 230 kV y Tuluni = Mirolindo
230 kV con dos transformadores de 90 MVA y el segundo circuito Betania - Mirolindo 230 kV.

Beneficios:

Confiabilidad energética para el pais, en funcion de los compromisos de Energia en Firme - EN-
FICC de las plantas de generacién Ambeima y Amoya (Resolucién UPME 0515 de 2008).

Conhabilidad eléctrica para la sub areas Operativas Tolima y Huila, y reduccion del valor espera-
do de la Energia No Suministrada.

Reduccion del costo operativo del sistemay el valor esperado de las restricciones.

Costos:

Costo para el usuario del Cargo por Confiabilidad.

Valoracion de los activos de la red de transmision y sub transmisién mediante Unidades Cons-
tructivas de las resoluciones CREG 097 de 2008 y CREG 011 de 2009.
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Tabla 6-8: Evaluacién econémica de la conexion de Ambeima.

BENEFICIOS (Ahorro por escasez) SUBASTA 2008 Y 2012 (Amoya y Ambeima) $129.222.348,056
TOTAL BENEFICIOS (Ahorro por escasez) LAS DOS SUBASTAS ($ dic-2012) $129.222.348,056
Costos

COSTOS CARGO POR CONFIABILIDAD SUBASTA 2008 Y 2012 (Amoyay Ambeima) ~ $ 55.875.836,561

COSTOS UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL PROYECTO DE TRANSMISION $67.607.813.860
TOTAL COSTOS CARGO POR CONFIABILIDAD SUBASTAS ($ dic-2012) $123.483.650,421
Relacion B/C a 30 anos 1.05

Los beneficios debidos a la confiabilidad energética y los costos del Cargo por Confiabilidad son in-

dependientes de la infraestructura eléctrica y los beneficios por reduccién del costo operativo son los
mismos para todas las alternativas.

La alternativa 5 presenta una relacion beneficio / costo superior a uno, razon por la cual se recomien-

da su ejecucion.

Analisis transitorio para la alternativa 5:

Grdfica 6-15: Comportamiento transitorio de Ambeimay Amoya ante
la contingencia Tuluni - Mirolindo 230 kV. Aho 2015
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Grdfica 6-16: Comportamiento transitorio de Ambeima y Amoya ante
la contingencia Tuluni - Betania 230 kV. Afio 2015
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Grdfica 6-17: Comportamiento transitorio de Ambeima y Amoya ante
la contingencia Tuluni - Natagaima 115 kV. Afo 2015.
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La Grafica 6-15, Grafica 6-16 y Gréfica 6-17 indican un comportamiento estable y amortiguado en
las principales plantas de generacion del area, ante contingencias sencillas a nivel de 230y 115 kV.

Conclusiones:

Para la conexion de la central de generacion Ambeima de 45 MW se recomienda la alternativa 5,
es decir, conexion de la central de generacion Ambeima a la subestacion Tuluni 115 kV, una nueva
subestacion Tuluni a 230 kV, reconfiguracion de la linea Betania - Mirolindo 230 kV en Betania
- Tuluni y Tuluni - Mirolindo a 230 kV a través de un doble circuito de 22 km aproximadamente,
segundo circuito Betania - Mirolindo a 230 kV de 206 km aproximadamente, dos transformado-
res 230/115 kV de 90 MVA en Tuluni y normalizacion de la subestacion Natagaima 115 kV. Con
esta infraestructura se garantiza la correcta evacuacion de la generacion y se potencializa una
solucion de largo plazo para el area, de tal forma que se eviten violaciones en el STR ante contin-
gencias sencillas a nivel de transformacion y lineas.

El Operador de Red Enertolima debera ratificar nuevamente su viabilidad técnica y manifestar el
interés de llevar a cabo las obras del STR. Asi mismo, debera tomar las medidas necesarias para
repotenciar la subestacion Tuluni 115 kV por el agotamiento del nivel de corto circuito.

Recomendaciones:

Ejecutar las siguientes obras en el Sistema de Transmision Nacional - STN.

Nueva subestacion Tuluni a 230 kV.

Reconfiguracién de la linea Betania - Mirolindo 230 kV en Betania - Tuluniy Tuluni - Mirolindo
a 230 kV a través de un doble circuito de 22 km aproximadamente.

Segundo circuito Betania - Mirolindo a 230 kV de 206 km aproximadamente. Dado gue esta
obra podria ejecutarse a través del mecanismo denominado “ampliacion” segin la normatividad,
el Transmisor propietario de los activos existentes, deberad confirmar su interés en ejecutar la
obraen el plazo establecido.

Entrada en operacion de las obras para agosto del ano 2016.

6.4.1.2 Conexion de la planta Tasajero ||

Antecedentes:

La planta de generacion Tasajero se encuentra ubicada en el municipio de San Cayetano, en el de-
partamento de Norte de Santander. Desde el punto de vista de infraestructura eléctrica, la zona
cuenta con varias lineas a nivel de 230 kV.

Tasajero |l es una planta de generacion térmica a base de carbdn, con compromisos de Energiaen
Firme durante el periodo 2015 - 2035 (1332 GWh-ano).

El promotor del proyecto, Termotasajero. E.S.P, propone como fecha de entrada en operacion el
mes de diciembre del ano 2015.

La ubicacién de la planta se puede observar en la Grafica 6-18.
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Grdfica 6.18. Ubicacion de la planta de generacion Tasajero |1 160 MW.
— "‘fr Y .

rﬁ'

Teniendo en cuenta lo anterior, la Unidad analizé la incorporacion de la planta al Sistema Interconec-
tado Nacional - SIN, buscando establecer la mejor alternativa de conexion. A continuacion se presentan
los supuestos considerados durante la realizacion de los analisis.

Capacidad instalada del proyecto Tasajero |1: 160 MW.
Horizonte analizado: 2015 - 2020.

Escenario alto de la proyeccion de demanda.

Periodos de consumo: demanda maxima y demanda minima.

Para los elementos del Sistema de Transmision Nacional y Sistema de Transmision Regional, STN
vy STR, se considero la capacidad nominal y de emergencia reportada por los agentes.

En operacion, segln el afio en estudio, los refuerzos de red de cada uno de los Operadores de
Red. En particular se considero el Plan de obras propuesto por CENS el cual fue aprobado por
parte de la Unidad.

Se considera en operacion la compensacion Belén 115 kV - 75 MVAr.

Enrelacion a las exportaciones e importaciones desde Venezuela, se contemplan sensibilidades a los
intercambios de energia con el vecino pais a través del doble circuito San Mateo - Corozo 230 kV.
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A continuacion se describen las opciones de conexion del proyecto de generacion..

Alternativa 1: Conexion del proyecto a la subestacion Tasajero 230 kV.

Alternativa 2: Conexion del proyecto a la subestacion Clcuta 230 kV (Belen).

Incialmente, previo a la subasta del cargo por confiabilidad, se solicitd conexion a la subestacion Be-
lén 230 kV (Cucuta), avalado esto por el concepto de conexion de Centrales Eléctricas de Norte de
Santander S.A. E.S.P. - CENS como propietario del punto de conexiéon. Posteriormente, después que se
llevd a cabo la adjudicacion de las obligaciones mediante la subasta, se ratifico la solicitud de conexion
sin embargo se presenté un nuevo punto de conexion. Sin la subestacién Tasajero 230 kV. La Grafica
6-19, deja ver las posibles alternativas de conexiony el area de influencia.

Grdfica 6-19. Ubicacion de la planta de generacion Tasajero |1 160 MW.
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Luego de realizados los primeros analisis, la UPME encontrd que la mejor alternativa para la cone-
xion al SIN era a la subestacion Belén 230 kV ubicada en la ciudad de Cucuta. Sinembargo, el generador
expuso las implicaciones de la conexion a dicha subestacion, evidenciando la imposibilidad de conexion
a la misma debido a que se encuentra inmersa en un barrio densamente poblado, con el agravante de
que no existe espacio para la construccion de la nueva bahia.

De acuerdo con lo anterior y luego de realizar los analisis correspondientes, se encontro lo siguiente:

Al considerar el caso sin proyecto, en condiciones normales de operacion no se presentan viola-
ciones de tension ni de cargabilidad. Por su parte, la contingencia del transformador de Ocana
500/230 kV ocasiona bajas tensiones aunque sin violaciones. No obstante, al considerar expor-
taciones a Venezuela por el enlace San Mateo - Corozo, para que no se presenten violaciones de
tension ante la misma contingencia, se debe limitar dicha exportacion.

Ante maximo despacho de generacion en el area, en condicién normal de operacién y bajo las
diferentes contingencias de lineas asociadas, las dos alternativas (1) y (2) se comportan de mane-
ra similar, incluso en el mediano plazo: no se presentan violaciones de tensién o cargabilidad, ni
limitaciones al despacho.

Al considerar exportaciones a Venezuela por San Mateo - Corozo a 230 kV, limitadas éstas a cau-
sade la contingencia del transformador de Ocana 500/230 kV, en ninguna de las dos alternativas
presentan violaciones de tension o sobrecarga ni limitaciones al despacho.

La conexion de Tasajero |l bajo cualquiera de las dos alternativas, siempre gue esté despachada,
mejora los perfiles de tensién, pero no es solucion a las dificultades propias del area.

Una vez se solucionen los problemas ante la contingencia del transformador de Ocana 500/230
kV y situaciones locales, con la alternativa (1), las exportaciones hacia Venezuela estaran limita-
das por la contingencia de algunas lineas asociadas, aunque en menor medida.

La alternativa (2), conexion a Belén (Clcuta), presenta serias dificultades de construccion por
espacio y acceso.

Analisis de corto circuito:

La Grafica 6-20 indica para cada alternativa el nivel de cortocircuito en las subestaciones del area.
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Grdfica 6-20. Nivel de corto circuito en las principales subestaciones del area.
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La conexion de la planta, ya sea a la subestacion Tasajero o a la subestacion Cucuta, no impacta nega-
tivamente el nivel de corto de los equipos de las subestaciones del STR y STN.

Analisis transitorio

Grdfica 6-21. Comportamiento transitorio de Tasajero | y Tasajero |l ante la
contingencia Tasajero - Clcuta 230 kV. Alternativa 1, ano 2015.
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Grdfica 6-22. Comportamiento transitorio de Tasajero | y Tasajero |l ante |a
contingencia Tasajero - San Mateo 230 kV. Alternativa 1, ario 2015.

Angulo de Rotor - Tasajero |

J\/\W

10 20 30 40 50 60 70 80 90 10
Tiempo (S)

Angulo de Rotor - Tasajero ||

Potencia generada - Tasajero |

00 10 20 30 40 50 60 7.0 80 90 100
Tiempo (s)

Potencia generada - Tasajero |l

350
300

= 250
= 200
£ 150
£ 100

50

0

00 10 20 30 40 50 60 70 80 9.0 100
Tiempo (S)

Grdfica 6-23. Comportamiento transitorio de Tasajero | y Tasajero |l ante la
contingencia Clcuta - San Mateo 230 kV. Alternativa 2, afio 2015
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Grdfica 6-24. Comportamiento transitorio de Tasajero | y Tasajero |l ante la
contingencia Ocana - San Mateo 230 kV. Alternativa 2, ano 2015.
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La Grafica 6-21, Grafica 6-22, Grafica 6-23 y Grafica 6-24 indican un comportamiento estable y
amortiguado en las principales plantas de generacion del area, ante contingencias sencillas a nivel de

230 kV.

Conclusiones

= De acuerdo con todo lo anterior, la UPME encontré que las dos alternativas son viables técnica-
mente y cumplen con los criterios de calidad, seguridad y confiabilidad establecidos; sin embargo,
la alternativa (2), conexion a Belén (Clcuta) 230 kV, presenta serias dificultades de construccion
seguinlo manifiesta Termotasajero S.A. E.S.P.y las dos corresponden a activos de conexion aunque
la (2) con una inversién mayor. En tal sentido, se aprobd la conexion de la central Termotasajero
Il - 160 MW a la subestacion Tasajero 230 kV, con fecha de entrada en operacion en diciembre
de 2015, la cual no ocasiona la remuneracién de activos de uso.

» | acontingencia que restringe los intercambios de potencia, es la falla del transformador Ocana

500/230 kV - 450 MVA.

6.4.1.3 Conexion de la planta San Miguel 42MW

Antecedentes

= F|proyecto se encuentra ubicado en el municipio de San Francisco, Departamento de Antioquia.
Desde el punto de vista de infraestructura eléctrica, la zona cuenta con varias lineas a nivel de

230kVy 110KV,
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= SanMiguel es una central de generacion hidraulica, con compromisos de Energia en Firme duran-
te el periodo 2015 - 2035 (122.68 GWh-ano).

= Elpromotor del proyecto, CH San Miguel S.AS. E.S.P, propone como fecha de entrada en opera-
cion el mes de diciembre del afno 2015.

= |a ubicacidon de la planta se puede observar en la Grafica 6-25.

Grdfica 6-25. Ubicacion de la planta de generacion San Miguel 42 MW.
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Teniendo en cuenta lo anterior, la UPME analizo la incorporacion de |a planta al Sistema Interconec-
tado Nacional - SIN, buscando establecer la mejor alternativa de conexion.

A continuacion se presentan los supuestos considerados durante la realizacion de los andlisis.
» (Capacidad instalada del proyecto San Miguel: 42 MW.

* Sensibilidades al despacho del drea, en virtud de la conexidn de futuros proyectos de generacion
(El Popal, San Matias, El Molino, La Paloma I y Il y La Sirgua)

= Horizonte analizado: 2015 - 2020.
» Demanda: Se considerd la Informacion reportada por el Operador de Red EPM.
» Periodos de consumo: demanda maxima y demanda minima.

= Paralos elementos del Sistema de Transmision Nacional y Sistema de Transmision Regional, STN
vy STR, se considerd la capacidad nominal y de emergencia reportada por los agentes.

= Seconsideran los siguientes escenarios operativos. Ver Grafica 6-26.
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Grdfica 6-26. Escenarios Operativos

Escenario de Despacho
Escenarios  Caracteristicas Misaunel Caliianae Rio
g Claro
Generacion "‘ "‘ 1‘
Escenario A = A :
Demanda Maxima Maxima Maxima
Generacion 1 1 1
Escenario B
Demanda Minima Minima Minima
Generacion " l' ‘
EscenarioC
Demanda Maxima Maxima Maxima

4 Generacion maxima ¥ Generacion minima

A continuacion se describen las opciones de conexion del proyecto de generacion. Ver Grafica 6-27.

Alternativa 1:

Alternativa 2:

Alternativa 3:

Conexion del proyecto a una nueva subestacion San Lorenzo 110 kV, la cual reconfi-
gura el enlace Calderas - Rio Claro 110 kV en Calderas - San Lorenzo 110 kVy San
Lorenzo - Rio Claro 110 kV. Adicionalmente, nueva linea San Lorenzo - Sonson 110
kV.

Conexion del proyecto a una nueva subestacion San Lorenzo 110 kV, la cual reconfi-
gurael enlace Calderas - Rio Claro 110 kV en Calderas - San Lorenzo 110 kV y San
Lorenzo - Rio Claro 110 kV. Adicionalmente, nueva linea San Lorenzo - La Ceja 110
kV.

Conexion del proyecto a una nueva subestacion San Lorenzo 230/110/13.8 kV -
100 MVA, reconfigurando uno de los enlaces San Carlos - Esmeralda 230 kV en San
Carlos - San Lorenzo 230 kV y San Lorenzo - Esmeralda 230 kV. Adicionalmente,
reconfiguracion del enlace Calderas - Rio Claro 110 kV en Calderas - San Lorenzo
110kV vy San Lorenzo - Rio Claro 110 kV.
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Grafica 6-27. Descripcion de las alternativas para la conexion de la Planta de Generacién San Miguel
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Tal y como se puede observar las tres alternativas de conexion presentan una obra en comun, subes-
tacion San Lorenzo 110 kV, la cual reconfigura la linea Calderas - Rio Claro 110 kV en Calderas - San

Lorenzo 110 kVy San Lorenzo - Rio Claro 110 kV.

Por otra parte, teniendo en cuenta la solicitud de conexion de otras plantas de generacion en el
Oriente Antioquefio (sin Obligaciones de Energia en Firme), la UPME realizé un analisis integral con el
objetivo de establecer la infraestructura necesaria para garantizar la correcta evacuacion la generacion

ainstalarse en el area.

Inicialmente en las Tabla 6-9, Tabla 6-10 y Tabla 6-11, se presenta el comportamiento del sistema
para la alternativa de conexién base, teniendo en cuenta Unicamente la generacion de San Miguel (42

MW).
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Escenario A

Estado

Condicion Normal de
Operacion

N-1 Calderas - Rio
Claro 110kV

(San Lorenzo- Rio
Claro 110 kV)

N-1 Rio Claro - Cocorna
110kV

N-1 Playas - Puerto
Nare 110 kV

N-1 Playas 230/110 kV

N-1 Guatape 230/110
kV

TRF Guatapé 7.5%

TRF Playas 53.4%
Guatapé- Calderas 27.7%
Playas - Pto Nare 61.1%
San Lorenzo - Rio Claro
50.8%

Rio Claro - Cocorna 43.8%
Puerto Nare 94.5%
Cocorna 92.8%

Rio Claro 95.2%

TRF Guatape 12.4%

TRF Playas 85.5%
Guatapé- Calderas 74.6%
Playas - Pto Nare 127.9%
Pto Nare - Cocorna 66.4%
Puerto Nare 83.2%
Cocornd 79.7%
Rio Claro /78.9%

TRF Guatapé 9.5%

TRF Playas 78.8%
Guatapé- Calderas 70.1%
Playas - PtoNare 117.1%
Cocorna - Pto Nare 59.9%
Puerto Nare 85.5%
Cocorna 82.4%

Rio Claro 99.7%

NO CONVERGE

TRF Guatapé 56.3%
Guatapé- Calderas 20.6%
Playas - Pto Nare 58.1%
Cocorna 85.7%

Puerto Nare 86.9%

Rio Claro 89.7%

TRF Playas 54.8%
Guatapé- Calderas 29.7%
Playas - Pto Nare 61.1%
Cocorna 91.4

Puerto Nare 3%

Pto Boyaca 91.2%

Rio Claro 94

Alternativa Base

TRF Guatapé 7.3%

TRF Playas 47.6%
Guatapé- Calderas 29.8%
Playas - Pto Nare 58.5%
San Lorenzo - Rio Claro
50.5%

Rio Claro - Cocorna 47.9%
Puerto Nare 92.7%
Cocornd 90.7%

Rio Claro 93.7

TRF Guatapé 16.9%

TRF Playas 84.4%
Guatapé- Calderas 75.4%
Playas - Pto Nare 128%
Pto Nare - Cocorna 76.5%
Puerto Nare 81.3%
Cocorna 76.8%

Rio Claro 76%

TRF Guatapé 14.6%

TRF Playas 78.7%
Guatapé- Calderas 73%
Playas - Pto Nare 120.6%
Cocorna - Pto Nare 72.5%
Puerto Nare 83.4%
Cocorna 79.3%

Rio Claro 99.6%

NO CONVERGE

TRF Guatapé 55.1%
Guatapé- Calderas 26.5%
Guatapé- Calderas 30.2%
Playas - Pto Nare 57%
Puerto Nare 86%
Cocorna 84.3%

Rio Claro 88.7%

TRF Playas 53%
Guatapé- Calderas 30%
Playas - Pto Nare 59.1%
Cocorna 0.4

Puerto NareE 92.4%
Pto Boyaca ?0.1°

Rio Claro 3.4

TRF Guatapé 12%

TRF Playas 70.6%
Guatapé- Calderas 17.5%
Playas - Pto Nare 76.3%
San Lorenzo - Rio Claro
68.1%

Rio Claro - Cocorna 34.3%
Puerto Nare 92.6%
Cocorna 90.7%

Rio Claro 20.2%

NO CONVERGE

TRF Guatapé 36.6%

TRF Playas 91.6%
Guatapé- Calderas 17%
Playas - Pto Nare 122.6%
Pto Nare - Cocorna 73.4%
Puerto Nare 85.3%
Cocorna 81.3%

Rio Claro 97.8%

NO CONVERGE

TRF Guatape 139.6%
Guatapé- Calderas 34.9%
Popal- Rio Claro 89.1%
Playas - Pto Nare 82.4%
Puerto Nare /8.6%
Cocornd 76.2%

Rio Claro 80%

TRF Playas 110.8%
Guatapé- Calderas 13.9%
Playas - Pto Nare 82.9
Cocorna 88.17

Puerto Nare 90.6%

Pto Boyaca 87.7%

Rio Claro 90
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Escenario B

Estado

Condicién Normal de

Operacion

N-1 Calder.
Claro 110kV

(San Lorenz

ro 110 kV)

N-1 Rio Claro - Cocor-

na 110kv

N-1 Playas

as - Rio

0 - Rio Cla-

- Puerto
Nare 110 kV

TRF Guatapé 12.3%
TRF Playas 32.3%
Guatapé - Calderas 42.3%

Playas - Puerto Nare 33.1%

San Lorenzo- Rio Claro
32.8%

Puerto Nare- Cocorna
17.7%

Rio Claro- Cocorna 47.7%
Puerto Nare 96.5%
Vasconia 94.89

Rio Claro 97.9%

TRF Guatapé 22%

TRF Playas 46%

Guatapé - Calderas 73.6%
Playas - Puerto Nare 67.5%
Puerto Nare- Cocorna
40.1%

Rio Claro- Cocorna 15.6%
Puerto Nare 22.5

Vasconia 0.1

Rio Claro 91.2%

TRF Guatapé 26%

TRF Playas 55.9%

Guatapé - Calderas 86.4%
Playas - Puerto Nare 86.7%
Puerto Nare- Cocorna
53.4%

Puerto Nare 89.4%
Vasconia 86.4%

Rio Claro 102.1%

TRF Guatapé 5.7%

TRF Playas 21.9%
Guatapé - Calderas 24.6%
San Lorenzo - Rio Claro
84.5%

Rio Claro- Cocorna 101.6%
Puerto Nare- Cocorna
11.7%

Puerto Nare 74.9¢
Vasconia 74.1%

Rio Claro 84.3%
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2013-2027 sensuees

Alternativa Base

TRF Guatapé 13.2%

TRF Playas 13.4%
Guatapé - Calderas 41.4%
Playas - Puerto Nare 25.2%
San Lorenzo- Rio Claro
32.9%

Puerto Nare- Cocorna
12.8%

Rio Claro- Cocorna 45.1%
Puerto Nare 99%
Vasconia 98.9%

Rio Claro 99.8%

TRF Guatapé 22.5%

TRF Playas 41.3%

Guatapeé - Calderas 74.2%
Playas - Puerto Nare 69.5%
Puerto Nare- Cocorna
41.2%

Rio Claro- Cocorna 16%
Puerto Nare 20.2%
Vasconia87.8%

Rio Claro 88.9%

TRF Guatapé 28.9%

TRF Playas 51.8%

Guatapé - Calderas 87.2%
Playas - Puerto Nare 89.4%
Puerto Nare- Cocorna 55%
San Lorenzo- Rio Claro
14.3%

Puerto Nare 87.1%
Vasconia 84.2%

Rio Claro 102.2%

TRF Guatape 1/%

TRF Playas 20.8%
Guatapé - Calderas 33.1%
Puerto Nare- Cocorna
13.1%

San Lorenzo - Rio Claro
94 8%

Rio Claro- Cocorna 112.8%
Puerto Nare 67%
Vasconia 66.8%

Rio Claro 78.4%

TRF Guatapé 15.8%

TRF Playas 9,6%

Guatapé - Calderas 40.8%
Playas - Puerto Nare 22.4%
San Lorenzo- Rio Claro
33%

Puerto Nare- Cocorna
10.6%

Rio Claro- Cocorna 43.7%
Puerto Nare 101.6%
Vasconia 99.9%

Rio Claro 103.2%

TRF Guatape 23.4%

TRF Playas 40.3%

Guatapé - Calderas 76.1%
Playas - Puerto Nare 71.3%
Puerto Nare- Cocornd 42%
Rio Claro- Cocorna 18,8%
Puerto Nare 89.5
Vasconia86é

Rio Claro 86.2%

TRF Guatapé 29.3%
TRF Playas 49.4%
Guatapeé - Calderas 89.5
Playas - Puerto Nare 90.4%
Puerto Nare- Cocorna
57.3%

San Lorenzo - Rio Claro
13.5%

Puerto Nare 86.6%
Vasconia 83.9%

Rio Claro 102.8%

TRF Guatapée 28%

TRF Playas 19.6%
Guatapé - Calderas 40%
Puerto Nare- Cocorna 15%
San Lorenzo- Rio Claro
92.4%

Rio Claro- Cocorna 118.2
Puerto Nare 65%

Vasconia 65.1

Rio Claro 76.4%

Continua



N-1TRF Playas
230/110kV

N-1 TRF Guatapé
230/110kV

TRF Guatapé 25.7%
Guatapé - Calderas 41.7%
San Lorenzo- Rio Claro
36.2%

Rio Claro- Cocorna 51.9%
Puerto Nare 92.4%
Vasconia 20.9%

Rio Claro 95%

TRF Playas 49.3%%
Guatapé - Calderas 62.4%
San Lorenzo- Rio Claro
35.9%

Rio Claro- Cocorna 50.9%
Puerto Nare 25.6%
Vasconia 93.9%

Rio Claro 97.2%

TRF Guatape 23.4%
Guatapeé - Calderas 42%
Puerto Nare- Cocorna
14.5%

San Lorenzo- Rio Claro
36.8%

Rio Claro- Cocorna 52.7%
Puerto Nare 21.5%
Vasconia 20%

Rio Claro 94.3%

TRF Playas 27.6%

Guatape - Calderas 41%
Puerto Nare- Cocorna
16.4%

San Lorenzo- Rio Claro 35%
Rio Claro- Cocorna 50.2%
Puerto Nare 94.7

Vasconia 93.1%

Rio Claro 96.5%

TRF Guatape 21.6%
Guatapé - Calderas 45.2%
Puerto Nare- Cocorna
15.7%

San Lorenzo- Rio Claro
36.8%

Rio Claro- Cocorna 54.6%
Puerto Nare 90.3%
Vasconia 88.3%

Rio Claro 93%

TRF Playas 26%

Guatapé - Calderas 34%
Puerto Nare- Cocorna
14.8%

San Lorenzo- Rio Claro
34.7%

Rio Claro- Cocornd 50.2%
Puerto Nare 94.2%
Vasconia 92.4%

Rio Claro 95%

Tabla 6-11: Comportamiento del sistema bajo alternativa de Conexion Base - Escenario C.

Escenario C 2015 2017 2020

Estado

Condicion Normal de
Operacion

N-1 Calderas - Rio Claro
110kV

(San Lorenzo - Rio Claro
110 kV)

TRF Guatapé 21.5%
TRF Playas 43.2%
Guatapé - Calderas 12.7%
Playas - Puerto Nare
48.8%

Puerto Nare -Cocorna
27.5%

Rio Claro -Cocorna 44%
Puerto Nare 95.2%
Vasconia 93.1%

Rio Claro 95.2%

TRF Guatapé 22%

TRF Playas 70.5%
Guatapé - Calderas 47%
Playas - Puerto Nare
105%

Puerto Nare -Cocorna
66.2%

Rio Claro-Cocorna 14.7%
Puerto Nare 86.7%
Vasconia 83.5%

Rio Claro 81.8%

Alternativa Base

TRF Guatapé 21%

TRF Playas 42.6%
Guatapé - Calderas 10.8%
San Lorenzo- Ri o Claro
44 8%

Rio Claro-Cocorna 32.7%
Puerto Nare -Cocornd
27.3%

Playas - Puerto Nare 48.9%
Puerto Nare 94%
Vasconia 92.1%

Rio Claro 94.4%

TRF Guatape 21.3%
TRF Playas 71.1%
Guatapé - Calderas 47%

Playas - Puerto Nare 107.2%

Puerto Nare -Cocorna
67.6%

Rio Claro -Cocorna 15.1 %
Puerto Nare 85.1%
Vasconia 81.8%

Rio Claro80.1%

TRF Guatapé 20.2%

TRF Playas 41%

Guatapé - Calderas 8.5%
San Lorenzo - Rio Claro
44%

Rio Claro -Cocorna 25.8%
Puerto Nare -Cocorna
26.3%

Playas - Puerto Nare 50.4%
Puerto Nare 23.6%
Vasconia 91.2%

Rio Claro 94%

TRF Guatapé 20.4%

TRF Playas 74.1%
Guatapé - Calderas 47.4%
Playas - Puerto Nare
108,2%

Puerto Nare -Cocorna
69.5%

Rio Claro -Cocorna 16%
Puerto Nare 84.2%
Vasconia 80%

Rio Claro 78.3%

Continua
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Escenario C

Es

N-1 RioClaro - Cocorna

tado

TRF Guatapé 19.3%

TRF Playas 60.2%
Guatapé - Calderas 36.5%
Playas - Puerto Nare

856

Puerto Nare -Cocorna

Alternativa Base

TRF Guatape 18.5%

TRF Playas 60.4%
Guatapé - Calderas 36.1%
San Lorenzo - Rio Claro
11.9%

TRF Guatapé 18%

TRF Playas 61.4%
Guatapé - Calderas 35.6%
San Lorenzo - Rio Claro
12.4%

Playas - Puerto Nare 89 4

110 kv 53.1% Playas - Puerto Nare 87.7% Pliarte M ae ~Cocorma
San Lorenzo - Rio Claro Puerto Nare -Cocorna 54% 56.1%
11.9% Puerto Nare 88.6% S e
- Dty Puerto Nare 89.5%
Puerto Nare 86./7% Vasconia 85.7% Vasconia 83.3%
Vasconia 87.2% Rio Claro 98.5% Rio Clar 975;
Rio Claro 99.1% S Rl
N-1 Playas - Puerto Nare
110KV NO CONVERGE NO CONVERGE NO CONVERGE
TRF Guatapé 64.1% TRF Guatapé 63.3% ’ 5
Guatapé - Calderas 8.3%  Guatapé - Calderas 6.2% TRF Gugjtape 62.4% 4
o, Guatapé - Calderas 5.9%
Playas - Puerto Nare Playas - Puerto Nare 45.9% a
% : Playas - Puerto Nare 46.2%
45.7% Puerto Nare -Cocorna A
: a Puerto Nare -Cocorna 22%
Puerto Nare -Cocorna 24.2% ‘
N-1 TRF Playas 230/110 = : San Lorenzo - Rio Claro
24.3% San Lorenzo - Rio Claro 5
Ky : = 54.2%
San Lorenzo-RioClaro  52.3% Ri o
= : ; 5 io Claro -Cocorna 41%
51.5% Rio Claro -Cocorna 39.9% 2
on 19, e Puerto Nare 90,4%
Puerto Nare 20.1% Puerto Nare 89.2% ¢
: 20 : Vasconia 85.9%
Vasconia 88.3% Vasconia 87.4% Rio Claro 90.1%
Rio Claro 91.6% Rio Claro 90.8% il
TRF Playas 61% TRF Playas 60.1% TRF Playas 59.3%
Guatapé - Calderas 10.5% Guatapé - Calderas 2.3% Guatapé - Calderas 8.4%
Playas - Puerto Nare Playas - Puerto Nare 50.9%  Playas - Puerto Nare 52,3%
50.8% Puerto Nare -Cocorna Puerto Nare -Cocorna
» Puerto Nare -Cocorna 29.5% 31.8%
N-1 TRF Guatapé 79 g i Clar SsnLor Ri |
230/110 KV 28.7% _ an Lorenzo- Rio Claro an Lorenzo - Rio Claro
San Lorenzo - Rio Claro 43.5% 457%
42.7% Rio Claro -Cocorna 31.3% Rio Claro -Cocorna 30%
Puerto Nare 94.2% Puerto Nare 23.2' Puerto Nare 92.4%
Vasconia ? Vasconia 91.2 Vasconia ¢
Rio Claro 94.4 Rio Claro 93.¢ Rio Claro 7
e tabl
De las anteriores tablas se puede concluir:
Escenario A

= Lageneracion de San Miguel, en estado normal de operacion para el periodo comprendido entre
los afos 2015 - 2020, considerando maximo despacho y maxima demanda en la zona, no ocasio-
na violaciones adicionales al sistema.

» Ante contingencia sencilla del circuito Rio Claro - Cocorna 110 kV, se presenta sobrecargaen la
linea Playas - Puerto Nare 110 kV, lo anterior es independiente de la entrada del proyecto.
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Convy sin la conexion del proyecto de generacion, la salida del transformador Playas 230/110 kV
ocasiona violaciones de tension en el sistema. Ello se debe a la condicion radial del Magdalena
Medio antioqueno cuando falla este elemento (radial respecto a Guatapé).

Independientemente de la conexion de la planta, las contingencias sencillas San Lorenzo - Rio
Claro 110 kV vy Rio Claro - Cocorna 110 kV, ocasionan bajas tensiones en varias de las subesta-
ciones del STR.

La condicion mas critica del sistema se presenta ante la contingencia Playas - Puerto Nare 110
kV. Bajo esta topologia, el Magdalena Medio Antiogueno es atendido radialmente desde Guata-
pé, generandose violaciones de tension y por sobrecargas, sin que las mismas sean atribuibles a
la conexion de la planta de generacion San Miguel.

Con laentrada en operacion de los 42 MW de San Miguel, se presenta una mejoria en los niveles
de tension de las barras a 110 kV, sin que se resuelva la problematica citada.

EscenarioB

Bajo condiciones normales de operacion, con la incorporacion del proyecto de generacion, no se
presentan violaciones en el sistema.

Las contingencias sencillas San Lorenzo - Rio Claro 110 kV y Rio Claro - Cocorna 110kV, ocasio-
nan bajas tensiones en varias de las subestaciones del STR. Si bien el consumo en este escenario
es menor, en la zona se conectan cargas petroleras, razon por la cual se evidencian los bajos vol-
tajes (problematica no asociada a la conexion de San Miguel).

Ante contingencia sencilla del enlace Playas - Puerto Nare 110 kV, se presenta sobrecarga del
circuito Rio Claro - Cocorna 110 kV y bajas tensiones en las barras de 110 kV en las subestacio-
nes Puerto Inmarco 110kV, Corcorna 110kV, Puerto Boyaca 110kV, Basconia 110kVy Campo
Jazmin110 kV, condicién que es indistinta con |la entrada del proyecto.

Escenario C

Considerando las condiciones definidas para este escenario en la zona, en condicion normal de
operacion no se presentan violaciones de tension ni sobrecarga en todo el sistema.

Al igual que en los escenarios anteriores, las sobrecargas y/o bajas tensiones que se presentan
en el sistema, ante contingencia sencilla del enlace San Lorenzo - Rio Claro (sobrecarga en el
circuito Playas - Puerto Nare 110kV) y el transformador de Playas 230/110 kV (bajas tensiones
anivel de 110 kV), se consideran independientes de la entrada del proyecto.

Hasta este punto se ha realizado el analisis de la obra base (incorporacion de la subestacion San
Lorenzo 110 kV), la cual garantiza la correcta evacuacion de la generacion de San Miguel. No obstante,
tal y como se menciond anteriormente, en la zona se pretende conectar mas de 60 MW de generacion,
representados en los proyectos El Popal (20 MW), San Matias (20 MW), El Molino (20 MW), La Sirgua
(10MW), La Paloma | (5.5 MW) y La Paloma Il (8.1MW). En este sentido, se llevaron a cabo los respec-
tivos andlisis teniendo en cuenta las obras adicionales a la conexion base presentadas en cada una de
las alternativas, con el objetivo de establecer la mejor infraestructura para poder evacuar la generacion
del area.

Enla Tabla 6-12 se presenta el comportamiento del sistema.
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Tabla 6-12: Comportamiento del sistema para cada alternativa.

A!t%r:sa;wa Alternativa 1 | Alternativa 2 | Alternativa 3

Sobrecarga Correcta Correcta Correcta
N-1 Guatape -
2015- Dimiéx -<ns1:XMLFault xmlns:ns1="http://cxf.apache.org/bindings/xformat"><ns1:faultstring xmlns:ns1="http://cxf.apache.org/bindings/xformat">java.lang.OutOfMemoryError: Java heap space</ns1:faultstring></ns1:XMLFault>