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Resumen

La eficiencia energética consiste en minimizar la cantidad de energia necesaria para producir un
producto dado o servicio. En Argentina la eficiencia energética ha tenido un desarrollo incipiente en
comparacion con los avances logrados en varios paises del mundo. Su utilizacidon podria tener un
impacto significativo en reducir nuestra dependencia de importacion de combustible, a la par de
disminuir el impacto ambiental causado por el uso de combustibles fosiles. El Decreto 140/2007 del
poder ejecutivo, declara de interés y prioridad nacional el uso racional y eficiente de la energia
(PRONUREE).

Existen muchas posibilidades de mejorar la eficiencia en el uso de la energia en general y del gas en
particular en el sector industrial. Varias industrias argentinas han experimentando importantes
interrupciones en el suministro de gas y electricidad en los ultimos afios. Por lo tanto, resulta
oportuno y conveniente analizar la posibilidad de mitigar dichos cortes a través de mejoras en
eficiencia del uso a través de sistemas de cogeneracion.

En este trabajo se analizara el impacto y la magnitud de los cortes de gas en la industria y se estima
el potencial de ahorro que podria lograrse usando sistemas de cogeneracion. También se analiza
distintas alternativas regulatorias que implementen en la practica los objetivos generales
establecidos en el Decreto 140/07.



Abstract

Energy efficiency is to minimize the amount of energy required to produce a given product or
service. Energy efficiency in Argentina has developed incipient compared to progress in several
countries. Its use could have a significant impact on reducing our dependence on fuel imports,
coupled to reduce the environmental impact caused by fossil fuel use. Decree 140/2007 of the
executive, declares a national priority of interest and rational and efficient use of energy
(PRONUREE).

There are many possibilities for improving efficiency in energy use in general and in particular gas
industry. Several Argentine industries have undergone significant disruptions in the supply of gas
and electricity in recent years. Therefore, it is appropriate and opportune to analyze the possibility
of mitigating the cuts through improvements in efficiency through use of gas cogeneration systems.

In this paper we analyze the impact and magnitude of gas shortages in the industry and estimate the
potential savings could be made using cogeneration systems. It also analyzes various regulatory
alternatives in practice to implement the general objectives set out in Decree 140/07.
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1. Introduccién

Antecedentes tecnolégicos

Para la cogeneracién hay distintos equipos generadores, los principales son la turbina de
gas y la turbina de vapor. Luego estan los equipos para la recuperacion y utilizacion del
calor como por ejemplo: Intercambiadores, bombas de calor, termocomprecion (venturi),
entre otros.

A continuacion detallaremos los equipos generadores

1.1 Turbina de gas

Una turbina de gas es una turbomaquina, que esta compuesta fundamentalmente por un
compresor, una camara de combustién y una turbina como se puede ver en la Figura 1. El
elemento principal es la turbina de gas, motor térmico rotativo de flujo continuo que se
caracteriza por presentar una baja relacion de peso potencia y una velocidad de giro muy
elevada.

LAS CENTRALES DE TURBINA DE GAS

El aire que es tomado del ambiente es comprimido por el compresor hasta alta presion y
luego mezclado con un combustible (gas natural en este caso) en la camara de
combustiéon en donde es quemado en condiciones de presién constante dando lugar a
productos de combustion de alta temperatura. Los gases generados en esta reaccion se
expanden en la turbina haciéndola girar formando energia mecanica que se transforma
en energia eléctrica a través de un generador acoplado en el eje de la turblna
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combustion
Figura . Fuente: Catedra Ingenieria y maquinas térmicas, UPC, Barcelona, Espafia

En este tipo de maquinas el fluido de trabajo esta compuesto por aire y gases de
combustién.

Una idealizacién que se utiliza en el estudio de centrales térmicas de turbinas de gas es el
analisis aire-estandar, en la que se realizan dos suposiciones: (1) el fluido de trabajo es
aire que se comporta como gas ideal, y (2) la elevacion de temperatura que debe
conseguirse por la combustion interna se produce por una transferencia de calor de una
fuente externa. Esto nos permite evitar las complejidades de los procesos de combustion,
o los cambios en la composicion que tienen lugar en la misma.

EL CICLO DE BRAYTON DE AIRE-ESTANDAR

Con respecto a la hipétesis de aire estandar, la elevacion de temperatura en el proceso
de combustion se idealiza con la transferencia de calor desde una fuente externa al fluido
de trabajo, el cual es aire que tiene un comportamiento de gas ideal. Con respecto a
estos supuestos, el aire ingresa al compresor en el estado 1 en condiciones ambientales




y vuelve al ambiente en el estado 4 con una temperatura mayor que la ambiente. Luego
de interaccionar con el ambiente, el caudal de masa puede adquirir las mismas
condiciones que el aire que entra al compresor. Por este motivo se puede considerar que
el aire que sale de la turbina se enfria y vuelve a ingresar en el compresor, cerrando el
ciclo termodinamico. El ciclo que resulta de estas simplificaciones se llama ciclo Brayton
de aire-estandar.
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Figura . Fuente Maquinas térmicas motoras, UPC, Barcelona, Espana

1-2 Compresion adiabatica

2-3 Aporte de calor a presion constante. Combustidn

3—4 Expansion adiabatica

4—1 Extraccion de calor a presion constante

1.2 Turbina vapor

Esquema tipico de una instalacién con turbina de vapor
En esta configuracion la energia mecanica es producida en una turbina, acoplada a
un generador eléctrico, mediante la expansion de vapor de alta presion generado en



una caldera convencional. En este sistema la eficiencia global es del orden del 85 al
90% vy la eléctrica del 20 al 25%.

Las turbinas de vapor se dividen en tres tipos: a contrapresion, a extraccion y a
condensacion.

En las turbinas de contrapresion la principal caracteristica es que el vapor, cuando
sale de la turbina, se envia directamente al proceso sin necesidad de contar con un
condensador y equipo periférico, como torres de enfriamiento.

En la turbina de extraccién/condensacion, una parte del vapor puede extraerse en
uno o varios puntos de la turbina antes de la salida al condensador, obteniendo asi,
vapor a proceso a varias presiones, mientras que el resto del vapor se expande
hasta la salida al condensador.

Estos sistemas se aplican principalmente en aquellas instalaciones en las que la
necesidad de energia térmica respecto a la eléctrica es de 4 a 1 o mayor.
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Figura . Fuente:
En la Figura 3 se ve un ciclo simple de una turbina de vapor, donde el combustible

quemado calienta el agua generando el vapor necesario para pasar por la turbina
generando energia mecanica que luego con el alternador la transforma en energia
eléctrica. El calor generado pasa para el condensador y luego se lo disipa en la torre de
refrigeracion.

Fluido de trabajo
* Agua o vapor de agua (Elevada energia disponible por unidad de kg)

1.3 Ciclo Combinado de turbina de gas y turbina de vapor

Este sistema se caracteriza porque emplea una turbina de gas y una turbina de vapor. El
mismo los gases producidos en la combustion de la turbina de gas, se emplean para
producir vapor a alta presion mediante una caldera de recuperacion, para posteriormente
alimentar la turbina de vapor, sea de contrapresion o extraccion-condensacion y producir
por segunda vez energia eléctrica, utilizando el vapor a la salida de la turbina o de las



extracciones para los procesos de que se trate. El ciclo combinado se aplica en procesos
donde la razoén electricidad/calor es mayor a 6.

En la Figura 4 se puede observar un ciclo combinado donde el calor generado por la
turbina de gas se utiliza para calentar el vapor y poder generar energia por las 2 turbinas,
de esta forma se aprovecha el calor generado por una de las etapas para generar mas
electricidad en la otra.

Si ademas le agregamos a esto cogeneracion, el calor que estas turbinas emiten se
podria utilizar para algun proceso industrial donde necesite de este calor, y de esta forma
disminuiriamos la energia caldrica desaprovechada.

Camara de -~ Combustible
combustion »
"
1 e
|/ \‘
Compresor Turbina Generador
Entrada Intercambiador
de aire de calor
Gases
exhaustos |
' -~
(~)
| _—
Compresor Turbina Generador
Entrada 'Gases
de aire exhaustos
Figura
Rendimiento eléctrico Rendimiento eléctrico Rendimiento global
equivalente
Ciclo simple 33% 69% 80%
turbina de gas
Ciclo simple 20% 51% 75%
turbina de vapor
Ciclo combinado 40% 72% 80%

Tabla




2.1 Introduccién a la cogeneracién

En Argentina mas del 50% de la energia eléctrica se produce a través de centrales
térmicas, principalmente alimentadas a gas natural, pero también se usan a gasail, fuelolil
y otros combustibles liquidos.

Conforme a las limitaciones impuestas por el Segundo Principio de Ila
Termodinamica, la transformacion de calor a electricidad en las centrales térmicas mas
eficientes, es inferior al 56%, el resto de la energia (44%) se disipa en forma de calor al
medio ambiente. En la Figura 5 se ilustra, esquematicamente, este proceso. En Argentina
la eficiencia media de toda la generacién eléctrica de origen térmica es del &= 40%(ver

tabla 1). Por otra parte, la eficiencia media de transporte y distribucion (£ ++p) es del orden
del 88%(informacién otorgada por la secretaria de energia). De este modo, la eficiencia
efectiva media de aprovisionamiento de energia eléctrica, proveniente de fuentes térmicas

es: &rr= 35% (=100x0, 40x0, 88).

Numero de Consumo GN equ Generacion Generacién en Eficiencia
maquinas (i) MWh el (€LY %
195 16.917.711 68.602 7.106.880 42%

Tabla Eficiencia centrales térmicas. (Fuente secretaria de energia)

El objetivo final de la cogeneracion y de las diferentes politicas energéticas
deberia ser el ahorro de energia primaria, en este caso, de gas natural que es el
insumo principal en la cogeneracion.

La cogeneracion es una tecnologia que se conoce desde hace décadas, con un
alto grado de madurez y una elevada eficiencia (rendimientos globales por encima del
80%), su aprovechamiento en Argentina es incipiente y deberia ser estimulado y
ampliado.

Gases de Combustion

Insumo de

otros EE= Energia Eléctica

Calor ;

procesos
industriales

Combustible
100 %

Motor i Turbina generador

Figura . Esquema de cogeneracion eléctrica. Los gases calientes que en general se
expulsan a la atmdsfera son aprovechados. En Argentina, practicamente el 60% de la
energia (gas natural) se disipa en forma de calor y sélo el 40% se utiliza en generar
electricidad.



En este trabajo analizaremos:

» Potenciales ahorros que podrian lograrse en el sector industrial por un uso mas
difundido de la cogeneracion.

» Costo asociado al cambio tecnoldgico para implementar la cogeneracion en
distintos escenarios, tratando de identificar aquellos que aportarian mayores
ahorros.

* Analizar los costos y beneficios, tratando de cuantificar los tiempos de amortizacion
de las inversiones necesarias.

* Analisis de impactos indirectos tales como la disminucion de importaciones y la
generacion de empleos locales.

« Estudiar la mitigacidn de los impactos ambientales que podrian lograse con la
Cogeneracion.



2.2 Marco conceptual

La cogeneracion es una técnica que permite producir calor (Qu:) y electricidad (EE)
en un unico proceso. En este caso, el calor no aprovechado por la generacién eléctrica es
un insumo para otros procesos industriales. Los procesos de cogeneracion de
electricidad-calor pueden alcanzar un rendimiento energético del orden del 80%. Una
caracteristica adicional de la cogeneracion, es que al estar la generacion asociada
geograficamente con el consumo, las pérdidas de transporte y distribucién se minimizan.

Para las maquinas térmicas, se define la eficiencia termodinamica de la misma
como:

eter=WQin=EEQin, (1)

donde W es el trabajo util, en el caso de la generacién eléctrica W =Energia Eléctrica

(EE) y Qines el calor usado para producir W.

En los sistemas de cogeneracion es util introducir los siguientes conceptos. La

eficiencia global del sistema, 1 40 S€ define como:

nglob=EE+QutilQin=cster+QutilQin, (2)

donde Qutil es el calor producido en el proceso de cogeneracidn que se utiliza en otros

procesos, siempre que sea econdmicamente conveniente. Qutil se determina como todo

el calor asociado a los gases de salida de la planta de generacidn eléctrica, que pueden
ser empleados en distintos procesos industriales. La Directiva Europea 2004/08 define el
calor util como “el calor producido en un proceso de cogeneracion para satisfacer una
demanda economicamente justificable de calor o refrigeracion”.



Se define el rendimiento eléctrico equivalente como:

REE=FEEQin-Qutil=cster1-QutilQin (3)

Este rendimiento permite comparar el rendimiento de la planta cogeneradora con
el de las centrales térmicas. Vemos asi que a medida que Qu#/Qi» aumente, Ngo y REE
aumentaran. Consistente con el primer principio de la termodinamica:

Qutil+EF<Qin (4)

Figura grafico de elaboracion propia, para una eficiencia térmica del 50% en
generacion de EE,

En la Tabla 3 se presentan rendimiento térmico de la turbina y rendimiento global del
proceso para tres tipos de tecnologias de cogeneracion. En las dos primeras filas hay
trabajando turbinas de gas (TG) con la primera trabajando en un ciclo simple y la segunda
en un ciclo combinado, y en la tercer fila se presenta una turbina de vapor (TV) trabajando
a contrapresion.

TG en ciclo 30-40 75-80 5-50 MW
simple

TG en ciclo 35-50 >80 7-60 MW
combinado

TV en ciclo 7-20 75-90 1-20 MW

contrapresion

Tabla . Rendimiento energético y potencia de equipos de cogeneracion (Fuente: IDAE)



2.3Ventajas y desventajas de la cogeneracion

En este punto se analiza las ventajas desde dos 6pticas distintas, por un lado la sociedad,
y por el otro el propietario del sistema.

Desde el punto de vista de la sociedad:

1. Ahorro de Energia Primaria (AEP): Se define como la diferencia entre el consumo
de gas del sistema sin cogeneracion con el consumo del mismo aplicando
cogeneracion. Lo que se pretende demostrar es que para la misma generacion de
energia térmica y eléctrica, el combustible utilizado cuando se implementan

sistemas de cogeneracién es menor al que se demandaria si se utiliza un sistema
convencional.

Sistema Sin Cogeneracion Eléctrica:

Sistema Con Cogeneracién Eléctrica:




. Reduccién de emisiones globales las cuales vienen dadas por una menor cantidad
de combustible utilizado para el mismo producto

. Disminucién de la cantidad demandada de gas, lo que es una gran ventaja para el
déficit que existe en Argentina en el momento actual.

. Diferimiento de inversiones de ampliacion de capacidad de transporte y distribucion
de energia eléctrica y gas.

. Generacion de puestos de trabajo.



Desde el punto de vista del propietario:

1. Reduce el costo de Energia,
2. Mitigacidon de riesgos por corte de suministro.

3. Mejor calidad de energia eléctrica ya que es factible realizar
correcciones ante cualquier desviacion del voltaje o la frecuencia.

Desventajas

Si bien las tecnologias de cogeneracion son bien conocidas por el desarrollo
gue se tiene las mismas en paises europeos, que cuentan con un mercado
maduro, en la actualidad en Argentina se presentan una serie de barreras que
frenan el desarrollo de la tecnologia en dicho territorio.

Barreras tecnoldgicas

« Poca cantidad de personal capacitado en el tema: Para la implementacion
de sistemas de cogeneracidon son necesarios proyectistas, instaladores y

mantenedores que garanticen el correcto funcionamiento. Al ser un
mercado que tiene una baja demanda de estas practicas, hay poco
desarrollo de oferta.

« Incertidumbre en el suministro de gas: En los ultimos anos se ha
observado una gran disminucién de las reservas de gas natural, uno de
los principales combustibles utilizados para la cogeneracion, y por la
manera en la que esta disefiado el sistema de distribucion en el pais el
cual encuadra al sector industrial dentro de los consumidores
interrumpibles, hace que este sea una de las mayores barreras.

« Econdmicas: Los sistemas de cogeneracidén requieren de una gran
inversidn inicial y altos costes de mantenimiento. Asimismo el bajo precio
de las tarifas eléctricas debido a los subsidios que reciben estan lejos de
fomentar el ahorro mediante cogeneracion.

« Regulatorias: Si bien el marco reconoce a los cogeneradores, existen
pocas politicas que fomenten la eficiencia, la cual deberia ser la base de
las tarifas percibidas. Por esta causa no se consiguen los objetivos de
cogeneracion.

« Educativas e informacion: La falta de conocimiento de las ventajas de
estos sistemas, y la baja prioridad que se tiene por aumentar la
eficiencia se ven traducidos en una baja cantidad demandada de la
cogeneracion.



2.4Tecnologia

En este punto vamos a desarrollar un modelo que explica el ahorro de energia primaria
(AEP) mediante la aplicacion de la cogeneracion.

A continuacion describimos los dos casos, para poder calcular. En ambos esquemas la
energia eléctrica y el calor util es el mismo ya que este depende de la planta productiva.
La generacion de dicha energia va a requerir mas combustible para el sistema sin
cogeneracion.

Qin y Qutil son Las potencias de entrada y salida respectivamente, de la turbina en el
modelo de cogeneracion.

a) Sistema Sin Cogeneracidon Eléctrica:

En este caso es aquel en el cual la demanda térmica es abastecida por una caldera de
media presion y los consumos eléctricos son suministrados por la red con todas las
pérdidas que esto conlleva.

En el diagrama de bloques vemos las potencias referidas a dichas areas.

Sist. de Trans.+ LIstr.
ET+n = B8%
Central o
_ Eléctrics Electricidad
REEx(QI
—l/ Ecr =M% EE=REEx(Qin-Qutil)
Qﬁtﬂ;[\ Caldera
—/ [ Quiil
/€,
P4
Figura
Consumo Total sin Cogeneracion (a+b):
x - (4)

CONSUMOsin cogeneracion=REE Qin QutileCE+Qutilec2

b) Sistema Con Cogeneracién Eléctrica:

En nuestro se remplaza la caldera de media presion a una de alta presion para luego
expandir el vapor en una turbina de vapor y sacar el fluido con la energia térmica que
demanda el proceso.



Figura
Qutil

EE=REEx(Qin-Qutil)

QO

P1=(1-REE)x(Qin-Qutil)

Electricidad
4I\ Caldera Turbina
— =] [REE]
Carga
P2 = (1-&1)*Qo)

Donde

€C. es la eficiencia de la caldera de la Planta; y suponemos que son iguales en las dos plantas (para un
calculo aproximado se puede aceptar dicha suposicion).

€CE: eficiencia media de las centrales térmicas en Argentina




€T+D. Eficiencia media del sistema de transmision y distribucidn eléctrica en Argentina

¢ Eficiencia media efectiva, que surge del producto de las eficiencias Fle: con Br.p

Pi: Perdidas de calor.

EE: Energia Eléctrica

Se puede observar que tanto para el sistema A como para el B la energia que se obtiene
a la salida en forma de energia eléctrica y energia térmica es la misma, es por este motivo
que el ahorro que produzca la implementacién de cogeneracion puede calcularse como la
diferencia entre la potencia de entrada para el sistema A con el sistema B.

Consumo Total con Cogeneracion (B):

CONSUMOcon cogeneracion=Q0 (4)

AEP(MWh)=Consumosc-Consumocc=FEEgef-(Qin-Qutil)eC (5)

AEPm3=EEsef-Qin-Qutile C(MWh)x859.845,2(kcal/MWh)8300(kcalm3)

Una forma practica de expresar la disminucién en la cantidad demandada de gas que se
logra mediante la implementacion de este tipo de sistemas surge de multiplicar la energia

eléctrica que produce el mismo por un factor f de ahorro.



AEP(MWh)=f -Energia Electrica (6)

Donde:

f=1sef-1€C*REE (7)

Figura Factor de ahorros logrados por cogeneraciéon como funcién de la eficiencia de la
turbina para distintas eficiencias de calderas.

Por lo que la disminucion de emisién de dioxido de carbono viene dada por los metros
cubicos ahorrados.

Volumen de gas ahorrado en m3:

AEPm3=EEgef-Qin-

QuitileC(MWh)x859.845,2 (kcal /MWh)8300 (kcalm3)

Este volumen equivale a la disminucién de emision de dioxido de carbono.

En el anexo N°1 esta explicado el calculo del volumen



2.5Rentabilidad
La rentabilidad de aplicar cogeneracion depende de los siguientes factores:
» Aprovechamiento térmico global
» Diferencia entre el precio de la energia eléctrica y el combustible.
» Costos operativos de la planta de cogeneracion (mantenimiento)
» Claridad en el Marco regulatorio

Dado dichos factores que determinan la factibilidad de este tipo de instalaciones,
podemos decir que en Argentina el incipiente desarrollo e implementacion de sistemas de
cogeneracion esta relacionado con que, por un lado las inversiones son elevadas, el
marco regulatorio siempre estuvo poco claro y por otro el muy bajo costo que se tuvo para
la obtencién de la energia primaria en la planta.

Figura . Factores que afectan la rentabilidad de la cogeneracion

En la Figura 11 se muestra un grafico que indica el aumento del rendimiento térmico
global a medida que comienzan a realizarse extracciones acrecentando el caudal de
vapor en alguna de las bocas de extraccion de la turbina. En este tipo de turbina es
posible obtener una corriente con vapor de la calidad necesaria para una aplicaciéon
caldrica industrial. Siendo convincente con el primer principio, este aumento tiene un
limite, ya que toda extraccién de vapor de la maquina restara potencia eléctrica a la
turbina por lo que su conveniencia economica debe ser estudiada.
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Figura , fuente: Ing Fushimi. Rendimiento eléctrico y total de una TV
2.6 Esquemas y caracteristicas basicas para la cogeneracion

Desde el punto de vista de instalaciones las hay de dos tipos:

1. Sistema de cogeneracién de ciclo cabecera
2. Sistema de cogeneracién de ciclo de cola

1. En este sistema primero se genera energia eléctrica, y el calor luego se lo utiliza en los
procesos industriales, u otro tipo de consumo de caracter térmico. Este tipo se aplica por
lo general a sistemas en que sus procesos requieren temperaturas moderadas o bajas. Es
el sistema mas aplicado de la industria y el que utilizamos en este trabajo.

2. Aquel en el que el sistema primario es el térmico, siendo posible la extraccion o
recuperar el calor del proceso para producir electricidad. Este se aplica tipicamente en
hornos, reacciones quimicas y prensas de vapor de alta presion ya que su temperatura y
presion son elevadas.

Se podria pensar que en una primera aproximacion cualquier planta, proceso o
servicio que tenga una importante demanda de calor y electricidad es un potencial
cogenerador. Sin embargo, pueden establecerse caracteristicas que deben cumplir para
asegurar su potencialidad:

» Consumir grandes cantidades de calor ya sea en forma de gases calientes o vapor
con temperaturas de 500 °C o menores ya que la temperatura de los gases de
escape de las turbinas varian alrededor de esta.

* Que el combustible que se dispone sea barato, tenga calidad y continuidad de
suministro. Cabe destacar que mientras mayor es la diferencia de precios
electricidad vs gas natural, mayor beneficio traera.

* Que el proceso sea continuo (demanda de gas y electricidad continua) Asimismo se
puede decir que el disefio de estas plantas con cogeneracion se realizara para
abastecer la demanda base de energia eléctrica y no como un sistema de manejo
de los picos.



3.1Situacién de la cogeneracion en Espaia

Un poco de historia
Con anterioridad a 1980 habia un vacio legal para el desarrollo de plantas de

cogeneracion, que fue solventado gracias a la Ley 82/80 sobre Conservacion de la
Energia (BOE 27.01.81) en la que se daban incentivos para la Cogeneracion. Esta
normativa era especifica para instalaciones de gasoil y/o gas natural.

Al crecer el mercado las distribuidoras eléctricas empezaron a participar en la financiacion
de plantas de forma que también obtenian beneficios de la Cogeneracion.

Luego se pasaron por algunas leyes en el RD 2366/94 en donde aparecio por primera vez
el concepto de Rendimiento Eléctrico Equivalente minimo, este decreto contenia los
beneficios de la ley 82/80

A poco tiempo de esto aparece el Real Decreto 2818/1998 establece un sistema de
incentivos temporales para las instalaciones que puedan favorecerse al régimen especial.
Podran obtener beneficios al régimen especial las instalaciones de produccion de energia
eléctrica con una potencia instalada inferior o igual a 50 MW, cuando utilicen
cogeneracion siempre y cuando suponga un alto rendimiento energético y satisfaga los
demas requisitos técnicos especificados en el Real Decreto 2818/1998. En la Figura 12 se
observa como esta nueva regulacion hace que caiga la construccion de nuevas plantas de
cogeneracion.

Pero El nuevo RD 436/04 fue bien recibido por el sector, modificando la tendencia de los
ultimos afos.

Gréfico n1: Construccién de nuevas plantas de cogeneracion
1977-2003. Fuente IDAE y CNE
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Figura fuente: Catedra Gestion y sistemas térmicos, ETSEIB, UPC, Barcelona, Espafia.
En la Figura 12 se observa la importante dependencia de la implementacion de estos
sistemas con el marco regulatorio, por ejemplo si se firma un real decreto que deja de
favorecer las plantas de cogeneracion, baja el numero de plantas instaladas en cada afio
y sucede lo observado.



Debido a esto se firmo un nuevo RD Régimen Especial el RD 661/2007, donde se
favorece a la instalacion de sistemas de cogeneracion.

La principal diferencia de realizar instalaciones con cogeneracion son:

* Incrementos en la retribucion por cumplir con los objetivos. Diferenciado por el tipo
de planta, permitiendo a diferencia de antes que una empresa chica puede obtener
beneficios.

* Una evaluacion del REE, que segun la tecnologia y el combustible se diferencian,
siendo importante destacar los dos items que detallan del gas natural:

o El gas natural y GLP en motores alternativos el 55%

o El gas natural y GLP en turbinas de gas del 59%

Es indudable que la regulacién espafiola promueve la cogeneracion en todos los casos de
aplicacién, y que en nuestro pais se debe solicitar el permiso de cogeneracion y no se
obtiene ningun derecho o beneficio por eso. Mas ahora que se le cobra un cargo al gas
consumido que se destina a la generacion de energia eléctrica, mientras que las centrales
térmicas reciben subsidios por el mismo, en otras palabras esta subsidiando el
desperdicio de energia.

La necesidad de una alta inversion inicial, el bajo precio de la energia y la mala regulacion
actual en la Argentina tienen como consecuencias un bajo desarrollo en plantas de
cogeneracion estas barreras frenan el desarrollo de la industria y del pais.

Esto genera que en Espafia tangan un sistema tarifario que beneficia al que realiza
cogeneracion, en el anexo N°2 se observa las tarifas reguladas segun la potencia y el
porcentaje de bonificacion segun el factor de potencia dependiendo de las horas pico o
valle.

En el anexo N°2 se puede ver un extracto del mismo, en el cual nos parece importante
destacar la diferencias en la regulacion que hoy en dia Argentina no posee.

La matriz de energia eléctrica en Espafa cuenta con una participacion de los sistemas de
cogeneracion elevada. A continuacion en la Figura 13 se muestra la participacion.



La Cogeneracion en Espafia
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Figura Fuente: UNESA, Informe Anual 2007

La evolucion de la potencia generada por estos sistemas se vio afectada por las distintas
regulaciones, presentando un crecimiento exponencial hasta el 2000 cuando empezo a
sentirse en decreto del 1998 y luego se estanca la potencia de cogeneracion hasta el
surgimiento del nuevo decreto en el 2007, esto se muestra en la Figura 14

Evolucion de la potencia de cogeneracion (MW) y
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Figura
En la Figura 15 se grafica los rendimientos de las centrales térmicas, y el REE de los
sistemas de cogeneracion. Este grafico no contempla las pérdidas por distribucion



presentes en las centrales térmicas.
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3.2Potencial cogeneracién en la Industria Argentina

En América latina y especificamente Argentina, el desarrollo de sistemas de cogeneracion
es inferior a la media europea, es decir el potencial de esta tecnologia no esta
aprovechado en su totalidad hoy en dia. Sabiendo que este sistema en el mundo ya es
conocido y se obtiene grandes beneficios energéticos debido a su alta eficiencia, y
tomando en cuenta que la industria Argentina tiene una demanda térmica diez veces
superior a la eléctrica, la opcidon de cogenerar parece una alternativa, para disminuir los
cortes de suministros a las empresas y obtener ahorros energéticos.

El paso del sistema eléctrico de estatal a privado, hizo que aparezca un marco de
competitividad que hizo bajar los costos de la misma y aumentar la calidad debido a las
altas inversiones, entonces las empresas al tener un suministro confiable, no se ponian a
desarrollar un sistema de cogeneracion y/o uno de autogeneracion.

Hoy en dia la regulacion de la cogeneracion en Argentina no existe, esta regulacién
deberia arrancar dando beneficios a quienes utilicen la tecnologia para mejorar eficiencias
y optimizar recursos.

La falta de un marco regulatorio apropiado, y de fomento a la creacion y desarrollo de la
cogeneracion en nuestro pais es uno de los problemas que pretende solucionar el
Programa Nacional de Uso Racional y Eficiente de la Energia (PRONUREE).

Uno de los objetivos del mismo es desarrollar proyectos de cogeneracion a mediano y
largo plazo entre otras acciones.

El Mercado Eléctrico Mayorista (MEM) cuenta con 3 figuras diferentes, a las que puede
optar una instalacion de cogeneracion:



El autogenerador: es un consumidor de electricidad que genera energia eléctrica
como producto secundario siendo el propdsito principal la produccién de bienes y/o
servicios

El cogenerador: tiene como objetivo la generacion conjunta de energia eléctrica y
vapor u otra forma de energia para fines industriales, comerciales de calentamiento
o de enfriamiento

El autogenerador distribuido: es una figura que aparece mas tarde que los otros
dos y a diferencia del primero, este puede involucrar varias plantas de un mismo
agente. El mismo es un consumidor de electricidad que ademas genera energia
eléctrica, pero con la particularidad que los puntos de consumo y generacion se
vinculan al SADI en diferentes nodos de conexion.

Estos agentes deben cumplir los siguientes requerimientos para ser aceptados en el

MEM:

Deben estar vinculado con un punto de intercambio SADI.
Deben contar con una potencia instalada no inferior a 1 MW con una disponibilidad
media anual no inferior al 50 %.

En el caso de autogeneradores la energia correspondiente a esa potencia
disponible a lo largo del afio debe representar un valor mayor o igual que el 50% de
su demanda de energia anual

Deben de contar con medidores y registradores conformes a los requerimientos
establecidos en los procedimientos.

En el caso de los autogeneradores, los medidores deben ser bidireccionales de
energia activa en la frontera de intercambio con el agente que se conecte y
ademas debe de tener un registro de potencia en cada una de las direcciones de
flujo.

Estos tres agentes recibiran el mismo tratamiento que el resto de generadores a la hora
de vender su energia en el MEM. Ademas no existe ningun tipo de diferenciacion en
cuanto a la tecnologia utilizada por cada instalacion (la cogeneracion de alta eficiencia no
esta recompensada en este sistema).



CAPITULO 4

Sistema productivo planta aceitera.

Para una mejor comprensién del lector se desarrollara una aplicacion de cogeneracion
en un proceso de produccion de aceite. De esta forma se pretende explicar el proceso
y cuales son las ventajas del mismo en ahorro de energia, cuales son las necesidades
energéticas, cuales son las posibles formas de adaptar una planta de cogeneracion en
la misma, entre otras cosas. Esta parte también servira para la realizacion de la
seccion final del trabajo donde se estudiara la factibilidad de instalar una planta con
cogeneracion.

El proceso en cuestion tiene muchas variantes, por lo que se explicara el proceso que
emplean algunas plantas, que es el de Extraccion por Solvente

Descripcion conceptual del negocio.

Partimos de la base de que el negocio consiste en la compra de granos de soja en la
argentina para ser molidos en las fabricas de aceite, con 12200 toneladas/dia de
capacidad de molienda.

Descripcion conceptual del proceso productivo.

1. Almacenamiento de poroto en planta: el poroto de soja se descarga de camién y/o
barcaza luego se acondiciona y almacena en los espacios asignados para tal fin.

2. Preparacion: el poroto proveniente del almacenamiento se le realiza una pre-
limpieza, pasa luego por una secadora donde se lo acondiciona, y a continuacién
por una combinacion de calentamiento y enfriamiento, mediante la cual la cascara
se afloja. Luego se almacena en lo silos diarios para su proceso. Antes del ingreso
al proceso se realiza el pesado por bach, luego se pasa al proceso de quebrantado
cuyo objetivo es quebrar el poroto en medios, cuartos y octavos para facilitar el
paso siguiente de descascarado del poroto. Durante la etapa de descascarado
(aspiracion a través de una cortina de producto) se reduce el contenido de fibra de
la masa concentrandose el resto de los constituyentes, entre ellos las proteinas.
Esta etapa del proceso tiene dos objetivos, el principal es concentrar las proteinas
y por otro lado disminuye el volumen que ingresa al extractor. La cascara extraida
pasa al proceso de pelleteado de cascara en caso de producir harina de alta
proteina.

El quebrado de la etapa anterior pasa a la etapa de acondicionamiento de humedad y
temperatura optimas para la posterior etapa de laminado. Este acondicionamiento
provoca la plasticidad de los trozos de poroto ayudando al mejor laminado.

En el laminado (aplastamiento de los trozos de poroto por medio de rolos rotantes) se
aumenta la superficie de contacto para mejorar la extraccion del aceite en la préxima
etapa, lograndose laminas de 0,35 mm de espesor.

3. Etapa
a. Extraccion de aceite: las laminas ingresan a un extractor donde por medio
de un solvente organico (hexano) se lava y extrae el aceite. Al final de esta



b.

etapa tenemos por un lado miscela (mezcla de hexano y aceite) y por otro
un solido denominada harina blanca.

Procesamiento del aceite: la miscela proveniente del extractor, se destila en
diferentes etapas sucesivas produciéndose hacia el final la total separacion
del hexano y obteniendo el aceite crudo. El hexano evaporado es
condensado y utilizado nuevamente en un circuito cerrado en el proceso de
extraccion.

Aceite desgomado: el aceite crudo salido de la destileria libre de hexano,
pasa a la etapa de desgomado para extraerle los fosfatidos hidratables. El
aceite desgomado resultante se saca y enfria para luego almacenarlo en los
tanques disponibles.

Los fosfatidos hidratables separados son llamados gomas

Procesamiento de la harina blanca: la harina blanca proveniente del
extractor pasa a la etapa de desolventizado donde se elimina el contenido
de hexano y es tostada para eliminar su actividad ureasica. En esta etapa se
incorporan las gomas resultantes del proceso de desgomado del aceite.



4. Harina: por medio de un secador/enfriador se acondiciona la harina proveniente de
extracciéon en humedad y temperatura, luego se pasa a la etapa de tamizado y
posteriormente la fraccion gruesa se muele hasta obtener la granulometria
especificada. Posteriormente la harina es almacenada en silos a la espera de su
despacho a la exportacion o al mercado local.

Podemos resumir que para la obtencion de harinas y aceites por el método de extraccion
por solvente, el producto sufre un calentamiento durante el desolventizado de la harina
mediante la aplicacidon de calor utilizando vapor directo e indirecto hasta alcanzar
temperaturas, superiores a los 100 °C, durante tiempos prolongados, del orden de 30
minutos en el caso de la soja, 60 minutos en el caso de girasol y hasta 90 minutos en
colza o canola.



De esta manera es posible no solo eliminar el solvente retenido en la harina, sino que
también son eliminadas las enzimas que generan alteraciones en el aparato gastrico de
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CAPITULO 5

Estudio del mercado del gas

La importancia en el estudio del mercado de gas natural radica a que la industria aceitera
es un gran consumidor, y que hoy en dia es el combustible mas econdémico para la
produccion.

Como se vio en el capitulo 4 el gas se consume basicamente en la caldera para la
produccion de vapor que luego se utiliza para el proceso productivo. Dicho proceso es
continuo por lo que el consumo es constante.

El interés de analizar la evolucion del sistema es debido a que de la relacion precio gas
natural vs. Precio energia eléctrica va a surgir la viabilidad del proyecto de cogeneracion,
y de la posibilidad de proponer una resolucion para fomentar este tipo de inversiones
destinada al consumo eficiente. Hoy en dia en el invierno la industria sufre numerables
cortes, que paran la produccion y el crecimiento economico. El motivo de los cortes es por
el tipo de contratos, y por ser consumidores interrumpibles, motivo por el cual es
necesario analizar todo el sistema.

5.1 Demanda

En este capitulo vamos a modelar la demanda nacional de gas natural a partir de las
proyecciones de cada sector de consumo. Esto es asi, ya que el comportamiento de
consumo es distinto para cada uno de los sectores.

Clasificacion de los consumidores:

* Grupo 1 aquellos que reciben un servicio ininterrumpible, es decir el suministro no
prevé cortes y esta en el tope de las prioridades de abastecimiento del servicio de
gas respecto a la normativa vigente. Esté esta compuesto por los sectores
residencial (R), comercial (C) y entes oficiales (EO).

e Grupo 2 Consumidores interrumpibles. Estd compuesto por los grandes
consumidores y las centrales térmicas.

Caracteristicas del sistema:

La variaciéon del consumo del primer conjunto tiene una gran dependencia de la
temperatura, presentando grandes picos de consumo de corta duracién. Al tener contratos
interrumpibles con los grandes consumidores y centrales térmicas es posible disenar el
sistema de distribucion y transporte de gas de forma tal que no se sobredimensione para
luego quedar subutilizado durante gran parte del afio, lo que traeria un gran costo de
oportunidad por capital inmovilizado y un aumento en el costo de mantenimiento

La Figura 17 muestra la distribucion de la demanda por sector:
Figura . Distribucion del consumo de gas por tipo de usuario. La informacion ha sido

obtenida de la pagina del ENARGAS.
Analisis de consumo por sector:




5.1.1 Comportamiento del consumo del Grupo 1:

La demanda de este grupo viene dada por el numero de usuarios y el
comportamiento de estos en funcion de las condiciones climaticas.

La dependencia con la temperatura del consumo de los residenciales, comerciales
y entes oficiales es muy grande. En la Figura 18 se elabora un grafico que muestra la
relacion para marcar la alta dependencia. EI mismo ha sido elaborado con datos historicos
de consumo y temperatura.

Figura . Consumos medios por usuario o especificos; R (residencial), circulos referidos al
eje vertical izquierdo, y Comercial y Entes Oficiales (C+EQ), referidos al eje vertical
derecho. Los consumos especificos que se grafican son los promedios diarios mensuales
como funcién de la temperatura media mensual. Los datos corresponden a todo el pais.
(Fuente de los datos: Enargas.)

De este grafico se puede observar que para temperaturas elevadas el consumo se reduce
a coccion y agua caliente. A este lo llamamos “consumo base” que tiende a ser constante.
Cuando la temperatura empieza a bajar de los 20°C la demanda aumenta
exponencialmente por el factor de consumo relacionado a calefaccién. Se define Tcritica a
aquella para la cual el consumo especifico residencial supera los 7 m3/d. (10°C)

Otro grafico interesante de mostrar es el mismo que la Figura 19 pero desagregando el
destino que se le da el gas, en consumo base (aprox40%) y el resto para calefaccion.

Figura . Consumos medios por usuario o especificos; R (residencial), circulos referidos al
eje vertical izquierdo, y Comercial y Entes Oficiales (C+EQ), referidos al eje vertical
derecho

Por otra parte el aumento de numeros de usuarios muestra una variacion suave y con
tendencias que permiten una proyeccién confiable a corto y mediano plazo.

De esta forma estamos en condiciones de realizar una proyeccion de la demanda de este
grupo la cual depende, como se dijo anteriormente, de la Temperatura y del numero de
usuarios.

Para el incremento de numero de usuarios se partié del crecimiento del 2010 tendiendo al
crecimiento vegetativo en el afio 2020 obteniéndose la siguiente grafica.

Figura . Crecimiento anual de niumero de usuarios

De este modo obtenemos la estimacién de numero de usuarios, que junto con el consumo
medio especifico por usuario podemos obtener la proyeccion a mediano plazo de la
cantidad de consumo medio (Qm). Asimismo se proyecta la cantidad de consumo de gas
pico (Qp), que como caracteristica son de muy poca duracién y se dan para temperaturas
bajas. Es por este motivo que la diferencia entre Qp y Qm se vende a los grandes
consumidores a un precio menor con contratos especiales dado a que ante la presencia
de estos picos de demanda del grupo1 se les puede cortar a los grandes consumidores
para siempre darle gas a los ininterrumpibles.

Para poder estimar Qp lo que se hace es utilizar un factor de carga que se define como el
cociente descripto en la ecuacion (10). Para calcularlo, tomamos el 2007 porque fue un
afno con muchos picos por las bajas temperaturas, o que permite un calculo confiable,
dando un factor de carga de aproximadamente 0,4.

A continuacion se proyectan ambas curvas hasta el afio 2020.



Qm=NxQmesp (8)

Fe=QmQP (9)

Qp=Qm/Fc

(10)

Figura . Se presenta la proyeccién de la demanda media del grupo1 y los picos de
consumo que se pueden llegar a presentar. (Fuente: ENARGAS)

5.1.2 Consumo de gas por parte del sector eléctrico

Las fuentes de produccion de energia eléctrica presentan una distribucién que se ilustra
en la siguiente Figura 22:

Figura . Produccion de electricidad en la Argentina para el aino 2005. La componente
hidrica tiene una variabilidad dependiente del caudal de los rios. (Fuente de los datos:
Secretaria de Energia de la Nacién.)

La generacion de energia eléctrica en centrales térmicas utiliza predominantemente gas
natural. De los 57% que se genera en estas, 48% es a partir de dicho combustible, y el
9% restante son a partir de otros hidrocarburos (Fuel oil principalmente).

Como la eficiencia media de las centrales térmicas es de aproximadamente el 50%
(necesita 2 u de energia gas para hacer una unidad de energia eléctrica), la cantidad de
gas necesario para abastecer estas centrales debe tener un contenido energético igual al
doble de la energia eléctrica producida. Dicho de otra manera podemos pensar que la
demanda de gas natural por parte del sector eléctrico debe tener un contenido energético
similar al total de electricidad consumido. Por este motivo es posible armar un modelo
para proyectar la demanda de gas por el sector eléctrico.

Para armar el modelo utilizamos como variables explicativas el PBI, PBI promedio de 4
afnos anteriores, y el tiempo.

La utilizaciéon del PBlI como variable explicativa se debe a que refleja la actividad
economica del pais, a una mayor actividad se va a requerir mayor consumo energético.

El PBI promedio de los 4 afios anteriores se utiliza ya que permite incorporar el efecto de
inercia o arrastre del consumo. En épocas de expansion econdmica la gente compra
artefactos y maquinarias nuevos y adquiere una costumbre de consumo que aunque no
sean épocas de bonanzas tardan en bajar la demanda.



La variable tiempo se utiliza por dos motivos. El primero se debe a la incorporacion de
numeros de usuarios dado por el aumento de poblacién, y el otro motivo es porque tiene
en cuenta la variaciéon de la tecnologia que introduce nuevos artefactos maquinas y
procedimientos que modifican el consumo.

Usando estas variables se elabora un modelo que se ajusta bastante bien. El coeficiente
de correlacién el cual vale 1 para una relacion lineal perfecta, en este caso es de 0,98.

Figura . Consumo en la argentina de energia eléctrica. En triangulos de color rojo se
expresa el consumo anual de energia eléctrica, en linea punteada el PBI real tomando
como ano base el afio 1993, y en linea azul el consumo tedrico que predice el modelo.

5.1.3 Consumo GNC

A partir de datos historicos obtenidos del Enargas podemos proyectar la demanda de una
manera confiable al igual que se hizo en el mercado eléctrico.

Figura . Evolucion del consumo de GNC y proyeccién (Fuente: Enargas)

5.1.4 Sector Industrial:

Para el sector industrial se efectu6 un modelo de abastecimiento donde los
requerimientos energeéticos son explicados por variables de crecimiento econdémico
nacional y regional. Se emplearon diferentes escenarios de crecimiento de la economia
nacional y/o de disponibilidad de crudos pesados para la industria.

A partir de datos histéricos, elaboramos un grafico que cuantifica el consumo insatisfecho
por el sector industrial en periodos de corte. Este esta en color amarillo en el siguiente
grafico:

Figura . Consumo Industrial Argentina (Fuente: ENARGAS)

Se aprecia que los cortes comienzan cerca del invierno que es cuando el sector
residencial comienza a presentar picos de consumo y por consecuencia se le corta el
suministro a la industria.

En el pais hoy en dia no hay criterio de corte, es igual cortarle a la industria con mayor
eficiencia de consumo que a la mas ineficiente, lo cual presenta un punto interesante para
la resolucion que se puede plantear.

a. Producto Bruto Interno PBI

Para predecir el consumo de gas un factor importante es determinar la proyeccion del
PBI. En el caso de la Argentina esta variable presento en los ultimos 30 afios un
comportamiento muy erratico. El crecimiento promedio de la Argentina en los ultimos 30
anos es de 1,6%.

En una primera aproximacion y tomando como un escenario pesimista que se respete el
crecimiento promedio que se ha venido dando de hace 30 anos a hoy, se toma este
promedio de 1,6% anual (el cual es menor al 1,9% que es el crecimiento vegetativo) para
proyectar el consumo de los proximos 10 anos.

También se presentan una serie de escenarios menos probables los cuales tienen en
cuenta el crecimiento de otros paises.



Figura . Evolucion del PBI Proyeccion del PBI para distintos escenarios
De esta manera llegamos a la proyeccién de la demanda de gas natural del sistema
Argentino el cual es representado en la siguiente figura para un escenario de crecimiento
de PBI anual de 2,38%:

Figura . Evolucion histérica del consumo de gas natural por el sistema Argentino y
proyeccion con una tasa de crecimiento anual promedio del 2,38%.
5.3 Precio del gas

La tarifa del gas natural distribuido se compone por el precio del gas en boca de pozo,
costo de transporte, y el de distribucion.

Precio del gas en boca de pozo:

Dicho precio se pacta libremente entre los productores y los distribuidores o grandes
usuarios cuando son abastecidos directamente por los productores. Esta actividad no esta
regulada por lo que dicho precio se determina por las fuerzas del mercado, es decir la
oferta y la demanda.

El costo de transporte: el cual aumenta a medida que el consumidor se encuentra mas
alejado de la boca del pozo y el de distribucidn. Ambos estan regulados por el Estado
Nacional a través del ENARGAS.

Otra parte de la tarifa son impuestos y cargos (como el subsidio patagdnico o los Fondos
Fiduciarios) que son recaudados por el Estado.

5.3.1 Evolucion histérica

El precio local del gas estuvo muy por debajo de los precios internacionales en épocas de
Gas del Estado. En el afo 1990 se privatizo el sector y el precio del mismo sufrié una
suba de precios. A su vez las variaciones del mismo dejaron de estar determinadas por el
Estado. De esta forma las empresas productoras aceleraron la produccién de gas con
vistas a acrecentar las ventas en el mercado interno y externo, aumentando la produccion
en un 60% aproximadamente entre 1989 y 1999.

Con la crisis del 2001 se pesifico el precio del gas (ver figura 3.5), lo cual provoco en el
corto plazo desinterés en los empresarios del sector para invertir y hacer nuevas
exploraciones para ampliar la oferta.

5.3.2 Proyeccién de precios:

Para proyectar el precio del gas en boca de pozo, y en vista con el agotamiento de las
reservas de gas convencional, el precio va a tender a aquel para el cual el gas natural no
convencional pueda ser explotado. Hoy en dia los productores estarian dispuestos a
producirlos si les pagan 6 u$u/Mbtu aproximadamente.

Para realizar una modelizacién del precio graficamos la evolucion histérica del precio
(uSu/Mbtu) para el gas natural boca de pozo vs petréleo en boca de pozo. Es interesante
ver que la unidad de energia es la misma, pero existe una brecha bastante grande entre
los precios. A continuacion se grafica lo antes mencionado.

Figura . Evolucién precio gas y petréleo fuente:DOE



Por otra parte al ya haber tecnologia disponible podemos proyectar el precio con una
componente de gas no convencional que se pagan a 8 u$u/MBtu ajustables con la
inflacion del dolar y una componente de convencional.

Se obtiene la siguiente grafica:

Figura . Proyeccion precio Gas Natural en Argentina.



Capitulo 6

Estudio del mercado eléctrico

Es de importancia estudiar el mercado eléctrico en este trabajo, no solo por los por los
costos que tiene que afrontar la empresa hoy de electricidad sino también por la calidad y
garantia del servicio brindado por la empresa distribuidora. Hoy en dia la ubicacion de la
aceitera hace que su distribucidn y puesta en planta sea de baja eficiencia por los
traslados de la misma. La energia eléctrica para el proceso productivo es un insumo
critico ya que se depende de la misma. Los costos asociados a este campo repercuten
con un porcentaje importante del costo final de produccidn, por lo tanto conocer la
evolucion del precio, demanda, oferta (como principales variables del mercado), es de
mucha importancia para analizar como repercutira en los costos futuros de fabricacion.
Por otro lado a través de este estudio quiere ponerse de manifiesto la caducidad del
sistema eléctrico argentino, la falta de inversion y la urgencia con que el Estado debe
afrontar esta problematica.

Para poder hacer frente a la demanda energética que hubo con el crecimiento sostenido
de la economia a partir de la crisis del 2001 la Secretaria de Energia dicto la Resolucion
1281/06 (Energia Plus) en Octubre del 2006, determinando nuevas condiciones de
abastecimiento para el sistema eléctrico argentino. El objetivo principal de esta resolucion
es que todas las industrias que superan los consumido en el aio 2005, se les efectuara
un cargo por lo que excedan de consumo del afio anterior, es decir se paga un plus para
el generador por lo que supere la energia que demande de mas. Al mismo tiempo tiene
por promover el uso racional de la energia incentivando la autogeneracion y cogeneracion
como la opcidn para la generacién de la nueva energia.

En Diciembre del 2007 se aprueba a través de un Decreto el Programa Nacional de Uso
Racional y Eficiente de la Energia (PRONUREE) a través del cual se declara de interés y
prioridad nacional el uso racional y eficiente de la energia. Con este programa, se espera
alcanzar en el 2016 un ahorro de un 10,6% respecto a la demanda total tendencial del
pais. EIl PRONUREE contempla la cogeneracion como una de las acciones a desarrolla
en el medio y largo plazo.

Demanda

Hoy en dia la demanda del Mercado Eléctrico Mayorista (MEM) viene creciendo
anualmente con un promedio de 4,22 %. Las variaciones en el crecimiento esta reflejado
a la temperatura de dicho ano, es decir cuanto mas temperatura hubo ese afio menos
electricidad se uso.

En la Tabla 4 se observa la demanda del MEM desde el afio 2003, en este mismo se ve lo
que se genera para exportar y lo que se utiliza para transporte y distribucion, perdidas y
CONSUMOS.



(GWh) 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011

DEMANDA
AGENTES MEM 82260 | 87494 | 92387 | 97593 | 102960 | 105935 | 104605 | 110775 | 116381
EXPORTACION 437 | 1938 | 1362 | 2100 578 1618 1292 359 265
BOMBEO 47 145 432 348 571 537 714 554 566
PERDIDAS Y
CONSUMOS 3698 | 3709 | 3979 | 4586 4373 4293 4722 4046 4004
TOTAL 86442 [ 93286 | 98160 | 104627 | 108482 | 112382 | 111333 | 115735 | 121216
RACIONAMIENTO
TENSION 0 0 0 0 0 0 0 0 0
RACIONAMIENTO
CORTES 0 0 0 0 0 0 0 0 0
TOTAL 86442 | 93286 | 98160 | 104627 | 108482 | 112382 | 111333 | 115735 | 121216
REQUERIDO

Tabla .Fuente CAMMESA

CAMMESA: Compafiia Administradora del Mercado Mayorista Eléctrico

Sociedad Andnima, es una empresa que administra y organiza las compras en el Mercado
Eléctrico Mayorista (MEM), es una empresa de gestion privada con fines publicos.

Sus principales acciones son la coordinacion de las operaciones de despacho, la
responsabilidad por el establecimiento de los precios mayoristas y la administracion de las
transacciones econémicas que se realizan a través del Sistema Integrado Nacional (SIN).

La demanda por tipo de usuario se ve reflejada en la tabla 5, donde se puede observar
que casi el 40% de la energia demandada es por el sector Residencial, en esta misma
grafica se observa los valores demandados por cada tipo de usuario.

GWh | 2005 PLOM 2007 BRIIEEM 2000 BPIGUN 2011

Demanda Residencial 33373 39114 LEPFAN 45551
Menores (< 10kW) 13349 14570 15387 15796
Intermedios (10 y 300 kW) 15066 16817 18121 19199
Mayores (> 300 kW) 35807 35467 35835

TOTAL CYALEER 102951 [Dsilys 104657 [ELZETE 116381

Tabla . Fuente CAMMESA
Cabe la aclaracion de la particion zonal de la demanda eléctrica, en la

cual el Gran Buenos Aires se lleva aproximadamente el 40% de la
demanda seguido por el resto BAS y LITORAL con un 12% cada
zona luego el CENTRO con 9%, NOA 8%, NEA 6%, CUYO 6%,
COMAHUE 4% y PATAGONIA con el 3%.




Tomando la proyeccion hecha en el capitulo 5 en la Figura 30 el mismo que la Figura 24
de dicho capitulo, vemos el consumo en la Argentina de energia eléctrica. En triangulos
de color rojo se expresa el consumo anual de energia eléctrica, en linea punteada el PBI
real tomando como afio base el aio 1993, y en linea azul el consumo tedrico que predice
el modelo.

Figura
Generacion

Hoy en dia la mayoria de la energia que se genera esta dada por energia térmica 62%,
siguiendo a esta la Hidraulica 33%, luego la Nuclear 5% y estamos empezando a utilizar
las energias renovables.

Generacion anual por tipo
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Figura .Fuente CAMMESA. Histérico de produccion de energia por tipo de
generador

Si vemos un historial de GWh en estos ultimos afnos vemos que la fuente que mas crece
es la térmica esto se ve claro en la Tabla 6. Con un aumento del ultimo afio del 10,5%
aproximadamente y una baja de la fuente hidraulica y nuclear.

2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011

TERMICA 39466 [ 4939951351 | 53928 | 61012 | 66877 | 61386 | 66465 | 73573

HIDRAULICA 38717 (35133 | 39213 | 42987 | 37290 | 36882 | 40318 | 40226 | 39339

NUCLEAR 7025 | 7313 | 6374 | 7153 6721 6849 7589 6692 5892

IMPORTACION 1234 | 1441 | 1222 559 3459 1774 2040 2351 2412

TOTAL 86442 (93286 | 98160 | 104627 | 108482 | 112382 | 111333 | 115735 | 121216

Tabla Fuente CAMMESA



Co,

Este aumento considerado afio a ano de generacion de origen fosil incrementa
considerablemente las emisiones de que en la Figura 32 se muestra el gran aumento del

afo 2010 al 2011.
Emisiones de CO2 en la Generacion Eléctrica del @
Sistema Interconectado Nacional
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Co,

Este aumento de emisiones de se aprecia en la Tabla 6 con el aumento
considerable de la utilizacién de esta fuente para producir energia.

En la Figura 33 se aprecian la generacién acumulada del 2012 donde se empieza a ver la
aparicion de les fuentes renovables y la gran dependencia de la fuentes fésil.

Figura. Fuente ENARGAS
Por el lado del consumo acumulado a lo que va del 2012 de la fuente fésil, se aprecia en
la Figura 34 la utilizacion del gas natural.
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Figura . Fuente CNEA

El precio de la energia eléctrica en el MEM varia bastante segun la época del ano, en la
Figura 35 se observa de los utlimos 3 afos y principio de este como es la variacion del

precio.
Precio Monomico en el MEM
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1652 || 1650 | 1707 | 1601 | 1536 | 1883 | 2195 | 1985 || 1547 | 1309 || 1185 | 1255 162,5
m\ 1354 || 1339 || 1749 | 1809 | 226,9 | 301,5 || 289,6 | 2435 || 2368 | 1802 | 1645 | 1795 204,0
2011 | 1856 | 1815 | 2115 | 2195 | 3489 | 4168 | 4203 | 3613 | 2321 | 1793 || 1778 | 190.2 260,4
OEEl 1520 || 1853 | 1924 186,5
Figura

A continuacién se ve la tendencia de los precios medios a partir del aio 2009, utilizando
como datos reales los primeros 3 afnos y luego linealmente proyectados

Figura

Entonces segun lo visto hasta este capitulo cuando hablamos de cogeneracion, se nos
cruzan por la cabeza distintas cosas como ahorro de emision de didéxido de carbono,
disminucion de pérdidas de transporte y una eficiente utilizacion de los recursos primarios,
con ahorros importantes en energia primaria y pensando que si se genera un marco
regulatorio para el mismo se obtendrian estos beneficios para el bien del pais y del
inversor privado.



Capitulo 7

Estudio de factibilidad de la planta de cogeneracién

Introduccién

Para evaluar la conveniencia en la implementacion de cogeneracidon es necesario realizar
el estudio de factibilidad.

Este capitulo lo dedicamos a la evaluacion del costo asociado para implementar
cogeneracion en distintos escenarios, tratando aquellos que aportarian mayores
beneficios. Otro factor importante a estudiar es el periodo de repago, ya que Argentina es
un pais con alto riesgo politico que desalientan este tipo de inversiones.

También se van a evaluar impactos indirectos en la sociedad como puestos de trabajo que
se generen y disminucion de gas importado.

Todo esto tiene como objetivo determinar una resolucién favorable y que incentive a los
proyectos de inversion en mejora de eficiencia de consumo de gas, logrando que estos
puedan ser desarrollados con el fin de, por un lado reducir las importaciones, y por otro
aumentando la produccion sin necesidad de un incremento mayor de consumo energético
como se viene dando en los ultimos tiempos.

En este capitulo se va analizar la situacion para la cual la generacién de energia eléctrica
va a cubrir una parte de la demanda por parte de la planta, y la incidencia de la resolucion
de cargo por gas importado. Por ultimo, se desarrollara un proyecto de cogeneracion de
alta eficiencia que cubre la demanda de la planta y ademas vende energia eléctrica al
sistema.

Requerimientos energéticos de la planta aceitera

Para poder cumplir con los niveles de produccion, la planta necesita tanto de energia
eléctrica como de energia térmica. Los consumos eléctricos, como fue explicado en el
capitulo 2, se usa en la mayoria de las maquinas, en los sistemas de transporte, bombas,
motores, servicios etc.

Elaboracién de alternativas.

La compaiia posee una planta que opera 24 horas al dia durante los 365 dias del arno,
con una capacidad de molienda de 12200 tn/dia y de produccién de biodiesel de 600
tn/dia. Para la elaboracion de las 2440 tn/dia de aceite y 600 tn/dia de biodiesel se
requieren 150 tn/hr de vapor saturado a 11 bar.

Con esta demanda de calor y dada la eficiencia de la caldera de baja presion, la cantidad

de gas natural que se requiere para generarlo es de 10780 m3/hr



A continuacion en la figura 37 se muestra esquematicamente el consumo de combustible
para el sistema. Por un lado toda la energia eléctrica es generada por la central térmica
para luego abastecer los requerimientos del proceso productivo. Las demandas de vapor
son generadas por la caldera de la planta, para luego abastecerlos.

Total de gas natural demandado = 16990 m3/hr
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Figura consumo energético de la Industria sin cogeneraciéon

Analisis tecnolégico

En este punto se identifican y estudian las opciones tecnoldgicas de cogeneracion térmica
para una potencia del orden de 110 MW y generacion eléctrica del orden de los 20 MW.
Las opciones tecnolégicas seran identificadas en base a la las configuraciones y unidades
confiables y disponibles comercialmente en el mercado mundial para las condiciones de la
planta en cuestion. Ademas se realiza un estudio de simulacion, para cumplir con dichos
requerimientos y se obtiene la maquinaria necesaria.

El modelo se desarrolla en un Excel que contiene lo siguiente:

» Ciclo convencional: a la derecha del lector el ciclo de la planta sin cogeneracion
cuenta de una caldera convencional que opera con un caudal de vapor saturado
120tn/hrs, presidén de operacion 11 bar y una temperatura de 184 °C.

* En la otra mitad de la figura se presenta el ciclo de cogeneracion. Este cuenta con
dos caldera de alta presién, una turbina de vapor a la salida para expandir el fluido
y generar energia eléctrica, con extracciones de vapor a una presion de 11 bar
para abastecer la demanda térmica, limitante del modelo. Los datos técnicos de la
turbina son:




Presion de admision:
Temperatura de admision:

Entalpia del vapor de adimisén:

Presion de escape:
Rendimiento isoentropico
Rendimento mecanico:

Vapor fin expans. isoentr
Vapor fin expans. real

Caudal de vapor en expansion:

EXPANSION DEL VAPOR EN TURBINAS

65 bar
500 oC

3415,67 kJ/kg

11 bar
85,00%
95,00%
151200 kg/hora
SH
SH

Entalpia al final de la expansién ideal:

2918

Entalpia al final de la expansion real:

2993

Salto entalpico isoentrépico:

496

Salto entalpico real:

Temperatura de escape:

Potencia _indicada:
Potencia efectiva:

Titulo al final de la expansion real:

422

274
17731
16844

SH

99 kJ/kg
49 kJ/kg
68 kJ/kg
18 kJ/kg
61 oC
44 KW
87 kW

Tabla datos técnicos de la turbina de vapor Siemens ST300.

Costo marginal de la electricidad en sistemas de cogeneracion con turbina de vapor (para iguales cargas caléricas)

SISTEMA COGENERACION CON TURBINA DE VAPOR

SISTEMA CONVENCIONAL, CON CALDERA

Rendimiento isoentrdpico: 85% Fotencia del ciclo: 17742 KW :
Rendimiento mecan. y eléctrico: 95% Fotencia en bornes: 16855 KW I
G5[500,00 ' 11]184.12
42,03|3415,67 I 45,11)2779,84
T143_.54? MW 151294 kg | 128,181 MW T
143,55)MW 1
Sobrepres. 5 TUREINA DE VAPOR ' 11)184,12 Sobrepres. 3
COMNTRAPRESION ! 41 5|2779.84
Generador de vapor I 115,364|MW Caldera convencional
Pres. (bar) 65 | Pres. (bar) 1
Temp,°C 500,00 Purgas: | Temp,°C 184,12
Entalpia: 341567 0,63 kals 11)|274,6 1 l Entalpia: 277984
Caudal kals 42,03 42 0329935 | Caudal kgis 46,11 Purgas
Purgas: 1,50% TU|14D 125.305’] MW Purgas: 1,50% |0,692
118,422 MW 4,00]589,00 T i 103,064 MW
T 2,407 MW 1118412 i
70]140 46,11(|12779,84 I T
42 661589,0 128,185|MwW 1 15,36
25,125 MW Demandas caldricas de vapor a satisfacer 14]127 81
Presidn 11 bar, satur. (estado 1) 45,80]|536,65
Termperatura 184,12 °C 25,12 MW
Entalpia especifica 277984 klikg
Caudal: 41,5 kols
Make up = 149400 kg/hora Make up T
T Pres. (bar) 45 Potencia térmica vapor 115,36 MW Pres. (bar) 45
Temp, °C 25,00 Condensado retornado Temp, °C 25,00
Entalpia: 10473 Presidn 1 bar, satur. (estado 2) l Entalpia: 104,73
Caudal kals 17,23 Temperatura 99 61 Caudal kgls 17,22
1,805 MW Entalpia especifica 417,38 kllkg 1,804 MW
Caudal: 60% 249 kois
452510 = 89640 ka/hora 4,5]25,00
17,23]104,73 Potencia térmica vapor 10,39 MW 17, 22|104,73
1,805 MW Demanda caldrica 104,97 MW 1,804 MW
111841 I 11|[184,12
4,61|2779,8 ! 4,61|2779,84
12,822 MW TQ Condensadao TQ Condensado 12,817 MW
l l Fres. (bar} 1 Pres. (bar) 1
Temp, °C 99,61 Temp, °C 99,61
Entalpia: " 417,28 |Entalpia: " 41738
_@ Caudal kgis 249 Caudal kg/s 249 @_
4519961 : 4,5]199,61
24 90]417,38 ' 24901417 38
10,39 MW : 10,39 MW
Presidn 2,5 bar i Presidn 25 bar
i
T 25,013 MW ! 25,01 MW
25127 40 : 2,5]127 40
-— 46,741535 12 45,73|53512 »
70]140 @_ | /TR 1400 1278
45.?4'589.0 I @ 46,73 5367
2250 KW 1 38,3 KW

Figura Modelizacion planta sin y con cogeneracion.
Como inputs para el modelo se tiene el caudal, presion y temperatura del vapor saturado
para satisfacer las demandas caloricas. En nuestro caso estas variables ya estaban
fijladas y son las mismas que debe cumplir el vapor de extraccion a la salida de la turbina
para el sistema de cogeneracién. La turbina que mejor se ajusta generando una energia
eléctrica aproximada a la demandada es la Siemens STT300.




Se puede ver en el esquema graficado en la Figura 40 que, para una turbina con el 80%
de REE, la demanda del sistema en su conjunto, se reduce considerablemente.

Entre ambas calderas se producen 150 tn/hr de vapor a 65 bar a 500°C el cual alimenta la
turbina de vapor (Siemens SST300) que genera aproximadamente 17MW y de la cual se
extrae vapor de 11 bar. En ambas corrientes se realiza un atemperamiento con agua a la
salida de la turbina a fin de bajar la temperatura de vapor que se utiliza en el proceso
productivo de aceite y biodiesel. No se desperdicia practicamente nada de energia ya que
el atemperado generara mas vapor, el vapor del TV sale a 270°C y se atempera con agua
de 105°C a 185°C que sale del proceso mismo.
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Figura

El volumen de gas requerido para producir las 150 tn/hr de vapor a 65 bar a 500°C es de

13726 m3/hr
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En la figura 41 se muestra esquematicamente el consumo de combustible para el sistema
con cogeneracion. Por un lado parte de la energia eléctrica es generada por la
cogeneracion de la empresa misma, y por el otro esta la central térmica para abastecer
los requerimientos del proceso productivo que hacen falta. Total de gas natural

demandado = 14962 m3/hr

El volumen de gas asignado a cogeneracion surge de realizar una comparacion entre el

consumo de gas por parte de la firma en el escenario con cogeneracién, y el consumo de
gas de la misma cuando no aplica cogeneracion.

Volumen de Gas natural asignado a la cogeneracion

Gas natural consumido con cogeneracion = 13726 m3/hr

Gas natural consumido por el proceso sin cogeneracion = 10780 m3/hr



Gas asignado a cogeneracion = 13726-10780=2946 m3 /hr

La incorporacion del proceso de cogeneracion al proceso productivo genera un

incremento en el consumo de Gas Natural del 27,33% (equivalente a 2946 m3/hr) para

generar 16,9 MW, consumiendo aproximadamente un 50% menos de dicho combustible
que la central eléctrica para la misma potencia.

El ahorro de energia primaria (AEP) que surge de la comparacién entre la operacion de la
planta sin cogeneracion y la operacion de la misma con cogeneracion

A efectos de la realizacion del calculo de la energia primaria utilizada para la
cogeneracion eléctrica del sistema se considera una eficiencia media del SADI de 2600
kcal/kWh.

Operacion de la planta sin cogeneracion

Consumo de EE del SADI = 20061 kWh

Gas Natural Central Térmica = 20061 kWh x2600kCalkWh 8400 kCal= 6210 m3/hr

Consumo de gas natural para el proceso = 10780 m3/hr



Total de energia primaria demandada = 16990 m3/hr

Operacion de la planta con cogeneracion

Consumo de EE del SADI = 3121 kWh

Gas natural Central Térmica = 3121 kWh x 2600 kCal/kWh8400 kCal= 966 m3/hr

Consumo de gas natural para el proceso = 13726 m3/hr

Total de Energia Primaria demandada = 14962 m3/hr

Ahorro de energia primaria (AEP)= 16990 m3/hr —14962 m3/hr=2028 m3/hr=14%

co,

Segun lo desarrollado en el capitulo N° 2 |la cantidad diéxido de carbono () que se deja de
emitir se corresponde al ahorro de energia primaria (AEP), es decir que se dejan de emitir



2028 m3/hr de .El volumen de dioxido de carbono () que se deja de emitir por dia es de

48672 m3/dia.

Co,

Con esto se debe pedir la bonificacion con los bonos de carbono que este afo su
cotizacion asciende a 15 dolares por cada tonelada de () no emitido.

En toneladas por dia =48672m3dia x 0,00187tnm3=91 tn/dia

Una bonificacion de 1092 ddlares por dia, 455083 ddlares por ano, siendo de 8000 hs el
afo.

Consumo Eléctrico

A continuacién se elabora una estimacion que contiene los requerimientos eléctricos por
proceso:

Preparacion: 1,6 Kwh/tn.

Descascarado: 1,4 Kwh/tn.

Quebrado: 1 Kwh/tn.

Laminado: 7 Kwh/tn.

Expandido: 8 Kwh/tn.

Extraccién por solvente: 8 Kwh/tn.

Pelleteado: 3 Kwh/tn.

Servicios (Calderas, laboratorio, otros): 5 Kwh/tn.
Planta Biodiesel: 4,1 Kwh/tn.

Consumo total: 39,2 Kwh/tn.



Este consumo multiplicado por la cantidad de toneladas de soja que se procesan por
hora, da un consumo de energia eléctrica de 20.061 Kwh en una hora.

Consumo de energia térmica en la planta aceitera:

Por otro lado la generacion de energia térmica se da en la caldera, para luego ser
distribuida en las maquinas que requieren vapor. Actualmente la Aceitera estudiada utiliza
gas natural como combustible. Del capitulo 4 surge la demanda de gas natural. Segun los
datos recopilados la planta tiene un consumo especifico de 20,6 m3/tn cuando no se
aplica cogeneracion (esto es solo para generar energia térmica), y un total de 26,5 m3/tn
con el sistema de cogeneracion en funcionamiento, es decir un incremento en el consumo
de gas natural de aproximadamente 28%, pero supliendo el consumo eléctrico en un 90%.
Estos valores se ven afectados en épocas de invierno cuando el consumo residencial
aumenta, y los picos generan cortes en la industria.

Indicador de eficiencia

Un indicador interesante es el indice de Consumo Especifico de Energia (ICEE),
expresado en unidades energéticas por unidad de producto. Podemos construirlo de la
siguiente manera:

ICEE=consumo total gas (m3)Unidad de insumo (tn.)

El ICEE no es desde el punto de vista del fabricante, sino del sistema global a nivel pais,
tomando el gas necesario tanto como para generar energia térmica como energia
eléctrica.

Para el caso de que no se aplique un sistema de cogeneracion el indice es de 32 m3/tn
de soja, y cogenerando el mismo se reduce a 26,5 m3/tn. Es decir que se genera un
ahorro aproximado de 5.5 m3/tn.

Datos operacionales de la planta

A continuacion se elaboran los datos operacionales para poder determinar los
requerimientos energéticos. La planta opera 24 horas al dia durante los 365 dias del afio,
con una capacidad de molienda de 12200 tn/dia.

Horas de funcionamiento de la fabrica: 8.000 hs./afio
Horas de funcionamiento de cogeneracién: 8.000 hs./afo

Dado el ahorro de 5,5m3/tn de soja, aplicando cogeneracion se llega a un ahorro diario de
67.100 m3, y operando 8000 hs/afio genera un ahorro de 22.396.000 m3/afio.



Vale destacar que este ahorro es en una planta que procesa aproximadamente solo el
13% del aceite que se produce en el pais. Si extrapolamos este calculo a las 37,3
millones de tn/afio que se procesan en la industria aceitera actualmente, el ahorro seria
de aproximadamente 570.000 m3/dia.

Localizacién.

Antes de comenzar a hablar de la localizacion, es pertinente aclarar el hecho de que
realicemos una transformacion de un planta actual a una planta con cogeneracion no
deberia cambiar la ubicacion.

Para esta planta nueva se necesitan 3 servicios basicos que ya tiene la planta actual,
estas son: energia eléctrica, gas natural, agua.

La planta de cogeneracion es una mejora de la planta de produccion actual, o sea que la
ubicacion, teniendo en cuenta que con EE y Gas natural esta mejora se puede realizar,
cabe la aclaracion que estos dos servicios deberian ser constantes.

Ademas la planta aceitera esta situada cerca de su materia prima y tiene el espacio
necesario para poder realizar la mejora en la planta, agregando un anexo para la misma.

Inversiones requeridas

Las inversiones requeridas para el estudio de factibilidad de la planta de cogeneracién
vienen dadas segun la tecnologia que utilice, la misma fue seleccionada segun la
necesidad de la planta de produccidn. La instalacion de esta tecnologia trae consigo la
necesidad de otras inversiones necesarias que se detallan a continuacion.

Inversiones en bienes de uso.
1. Terrenos: se utilizara el predio donde ya se tiene la planta de produccion.

2. Obra civil y complementaria: dentro de lo que son los gastos de obra civil se
incluiran costos del hormigon y acero para la planta, costos de instalacion eléctrica
para iluminacion, y otras instalaciones necesarias.

3. Maquinas y equipos: la turbina y las otras maquinas para la instalacion, se tendran
en cuenta el precio FOB de las mismas.

4. Flete y Seguro: costos de transporte y seguro (CIF).

5. Costos de transporte y montaje de maquinarias y equipos: se estima el costo de
transporte de las turbinas desde el puerto local a fabrica mas el montaje de las
mismas.

6. Imprevistos: se asume que el gasto por imprevistos es de un 2% de la inversién en
bienes de uso.



Inversiones en cargos diferidos

1. Gastos de puesta en marcha: gastos variables producidos durante el periodo de
puesta en marcha.

2. Gastos de administracion e ingenieria durante la instalacion: se incluyen sueldos,
capacitacién y entrenamiento para el funcionamiento de la nueva planta.

3. Investigaciones y estudios: todos los gastos que tengan que ver con estudios de
factibilidad técnica, econdmica, etc.

4. Imprevistos: se considera el 8% de los cargos diferidos.
IVA inversion
Se debe tener en cuenta el IVA aplicandolo al total de las inversiones de activo fijo.
A continuacidén en las siguientes tablas se detallas los costos de las inversiones.

Inversion Referida a la Turbina Costo [USS]

Grupo Turbina-Generador, Simenes SST-300 16[MVA] $9.722.300
Costo Instalaciéon Grupo Turbina Generador $ 575.000
Sala de Maquinas (concreto, acero, lluminacion y obras) $ 3.450.000
Otras maquinas $ 805.000
Transformador de Servicios Auxiliares $6.900
Instrumentacion y Electricidad $1.359.990
Cafierias $1.359.300
Desarrollo del Anexo $260.868
Total Generacién $17.539.358
Transformador $ 885.500
Total Generador $ 18.424.858
Tabla

En la tabla 8 se detalla la inversion de bienes de uso referidas a la Turbina o, en este
grupo esta detallado los costos de la misma y su instalacion, también el anexo y la sala de
maquinas. Las caferias y otros equipos para la instalacién de la misma.

Inversion - Equipo - Obra para la produccion de vapor

Torre de Enfriamiento $ 1.380.000
Bombas de Agua de Refrigeracion $350.750
Maquina de aire comprimido $230.000
Bombas de Agua de Alimentacion de Caldera $402.500
Condensador $517.500
Sistema de Tratamiento de Agua $1.035.000
Total $3.915.750
Tabla

Costo [USS]

En la tabla 9 esta puesto todo lo que se necesita para la produccidn del vapor.



Costos de Inversion no Capital

Concepto Porcentaje Costo [USS]
Desarrollo de ingenieria 10% del total Generador $1.842.486
Revision del proyecto 20% Costo de ingenieria. $368.497
Fletes y seguros 5% Costos Equipos $781.987
Administracion de las compras 5% Costos Equipos $781.987
Direccién de Obras 10% Obras civil $371.087
Gastos generales del desarrollador 30% Obras Civil $1.113.260
Utilidades del contratista 7% Obras Civil $259.761
Inspeccion 50% Costos de ingenieria $921.243
Estudio de Impacto Ambiental $172.500
Estudio Certificacion Mecanismo Desarrollo Limpio $172.500
Total $6.785.308
Tabla

En la Tabla 10 ser realizo una aproximacion de los costos para las diferentes inversiones.

1. Desarrollo de ingenieria: 10% del total del generador, es decir 10% del total de la
tabla 7

2. Reingenieria: 15% del costo de desarrollo de ingenieria.
3. Flete y seguro maritimo: 5% del costo de equipos y materiales importados.

4. Administracién de las compras: 5% del costo de todos los equipos y materiales y
sus costos asociados. Esta actividad es bastante variable en términos de
porcentaje, pero como valor promedio, el valor indicado es bastante representativo.

5. Direccion de obras: 10% de las obras civiles y del montaje. Para la direccion de las
obras.

6. Gastos generales del desarrollador: 30% de todos los aportes fisicos, incluido
estructuras, obras civiles y administracion de las compras,

7. Utilidades del contratista: 7% de los mismos puntos del item anterior.
8. Inspecciodn, recepcion y ensayo de las obras: 50% del costo de ingenieria.

A continuacion se calculo el IVA a las inversiones, exceptuando los activos importados.

IVA SOBRE LAS INVERSIONES TOTAL
Inversion referido a la turbina $1.256.486
Inversion produccién vapor $665.333
Inversion no capital $1.424.915
Total IVA $3.346.733
Total con IVA $32.472.649
Tabla

Lo que si posee IVA de la inversion referido a la turbina son los siguientes items:



Costo Instalacion Grupo Turbina Generador.

Sala de Maquinas (concreto, acero, lluminacion y obras).
Otras maquinas.

Transformador de Servicios Auxiliares.

Desarrollo del Anexo.

Transformador.

A lo referido para producir vapor le corresponden IVA a los siguientes items:

Torre de Enfriamiento.
Bombas de Agua de Refrigeracion.
Bombas de Agua de Alimentacion de Caldera.

Sistema de Tratamiento de Agua.

Cuadro de resultados (con cargo)
Ingresos/Ahorro

Ahorro en consumo eléctrico: Corresponde al de la energia cogenerada, la cual no
se compra al precio de contrato, si no se obtiene por medio del sistema de
cogeneracion. El precio utilizado es el del mercado monomico promedio, que segun
nuestras proyecciones es de 90 US$/MWh para el afio1. La cantidad de horas
operativas son de 8000 hs, dado que el sistema lleva una semana de
mantenimiento para la cual hay que parar el sistema de cogeneracion.

Venta de CERs (bonos de carbono): la cotizacién del CER a Febrero del 2011 es
de 15,42 US$/ton de CO2. Existe una gran incertidumbre en la variacion del precio
del mismo. Algunos especialistas en el tema dicen que la variacion se dara hasta
fines del afio 2012 y luego se estabilizara para evitar especulaciones con las
ventas de CERs. Por esta razon se tomara un precio fijo igual al valor de cotizacién
actual.

Costos

Compra de combustible: La cantidad de gas natural que se considera va a ser el
aumento en el consumo del combustible, necesario para la generacion de energia
eléctrica. La cantidad es multiplicada por el precio del gas natural (como se vio en
el capitulo 5) es de aproximadamente 8 USU/MMBTU para el afio 2012 y se utiliza
la proyeccion del mismo. El poder calorifico del gas natural en la red es de 9300




kcal/m3. El volumen de dicho combustible que equivale a 1IMMBTU es de
27,095m3.

» Cargos por resolucién ENARGAS: Se considera la misma cantidad de gas que el
punto anterior. Esta cantidad es multiplicada por el cargo que para el contrato que
tiene esta Planta el cargo por gas importado que se le aplica es de 0,405 $/m3 de
gas natural.

* Operacion y mantenimiento: en la operacion y mantenimiento de las turbinas se
estima un costo aproximado de:

Sueldo sueldo
Cantidad Puesto mensual anual
1 Gerente de ingenieria 7500 97500
1 Jefe de Cogeneracion 3500 45500
1 Jefe de Mantenimiento 3500 45500
Operarios de
4 Cogeneracion 1750 22750
3 Operarios Multifuncién 2000 26000
Total 18250 237250

Tabla . Operacién y mantenimiento

» Costo de Certificacién: al no haber muchos especialistas dedicados a la
certificacion de la reduccidon de emisiones, se asume que el costo del mismo
rondaria el 30% en comisiones.

Amortizaciones, impuestos y tasas

* Amortizaciones: se considera un periodo de amortizacion de 10 afios para los
bienes de uso (maquinas, gastos de nacionalizacién, transporte y montaje e
imprevistos), 5 afos para la puesta en marcha, 20 afios para el estudio de
prefactibilidad y 30 afios para la obra civil.

* Ingresos brutos: tasa del 3,5% aplicable a los ingresos por venta de EE.

» |VA: resultado del Flujo de IVA.

* Impuesto a las ganancias: tasa del 35%.

Para el célculo del WACC del proyecto se tiene una tasa libre de riesgo de 3,36%, un
riesgo pais de 7,54%, una prima de mercado de 8%. La beta sin apalancamiento es de
0,56. Todos estos datos dan un WACC de 11,8%.

Se prevee una ampliacion de la planta dentro de 5 afios donde utilizara 20MWh siendo un
crecimiento donde habra mas ahorro de energia primaria esto debido a la produccion y al
aumentar la demanda de vapor. Consigo esto trae una disminucion en la emisién de
diéxido de carbono y también cambia la venta de los bonos.



A continuacion se efectuaron distintos escenarios segun las regulaciones posibles a tener
en cuenta para la cogeneracion.

Se realizara un detalle de la situacion actual y los mismos cuadros para los distintos
escenarios estaran en el anexo correspondiente.

1. Escenario 1: regulacién actual, en este escenario se tiene en cuenta la compra de
GN para la cogeneracion, el cargo de GN para la cogeneracion.

2. Escenario 2: se le quita el cargo al volumen de gas que se ahorra por aplicar
cogeneracion.

3. Escenario 3: en este se plantea la opcién de que la compra del GN para la
cogeneracion sea al mismo precio que se le cobra a las centrales térmicas.



Escenario 1 Regulacion Actual

Cuadro de resultados

Ingresos

EE ahorrada
VENTA CERS
TOTAL INGRESOS
Egresos

Compra GN
cogeneracion
Cargo GN
cogeneracion
operacion y
mantenimiento
certificacion de
bonos

TOTAL EGRESOS

UTILIDAD BRUTA
AMORTIZACIONE
S

INGRESOS
BRUTOS

UTILIDAD ANTES
DE IG

IMPUESTO A LAS
GANANCIAS

2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020
usu usu usu usu usu usu usu usu
12.776.400 13.415.220 14.085.981 14.790.28015.529.794 19.297.377 20.262.246 21.275.358
455.083 455.083 455.083 455.083  455.083 611.266 611.266 611.266
13.231.483 13.870.303 14.541.064 15.245.36315.984.877 19.908.643 20.873.512 21.886.624
5.500.036 6.066.543 6.736.377 7.623.131 8.410.966 10.666.655 11.431.837 12.251.909
2.283.300 2.374.631 2.445.870 2.519.247 2.594.824 2.672.669 2.726.122 2.780.644
237.250 249.113 261.568 274.647  288.379 302.798 317.938 333.835
50.000 50.000 50.000 50.000 50.000 50.000 50.000 50.000
8.070.585 8.740.287 9.493.816 10.467.02411.344.168 13.692.122 14.525.896 15.416.388
5.160.898 5.130.016 5.047.249 4.778.339 4.640.709 6.216.521 6.347.615 6.470.236
3.591.122 3.591.122 3.591.122 3.591.122 3.591.122 2.234.061 2.234.061 2.234.061
180.631 179.551 176.654 167.242  162.425 217.578 222.167 226.458
1.389.144 1.359.343 1.279.472 1.019.975 887.162 3.764.882 3.891.388 4.009.717
486.201 475.770 447.815 356.991 310.507 1.317.709 1.361.986 1.403.401
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UTILIDAD NETA $902.944 $ 883.573 $ 831.657 $662.984 $576.655 $2.447.173 $2.529.402 $2.606.316
Tabla . Cuadro de resultados escenario 1
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Flujo de fondos

Aio

Aportes de
capital
Utilidad neta
IVA Inversion
Amort
inversiones
Flujo de
fondos neto
FLUJO AL
ANO 0

TASA

FLUJO ACUM
Tabla

0
2012

$ -20.000.000

$-3.346.733

$-23.346.733

$-23.346.733

2013

$996.456

$3.591.122
$4.587.579
$ 4.056.215

1,131

-$23.346.733  -$19.290.519

2014

$1.061.817

$3.591.122
$4.652.939
$3.637.493

1,279161

-$ 15.653.026

2015

$1.102.101

$3.591.122
$4.693.224
$3.244.019
1,446731091

-$ 12.409.006

2016

$1.063.943

$3.591.122
$ 4.655.066
$2.844.955
1,636252864

-$ 9.564.052

2017

$1.112.636

$3.591.122
$4.703.758
$2.541.745
1,850601989

-$ 7.022.307

A continuacién en la Tabla 15 se realiza la comparacién del flujo de fondos acumulado de cada escenario.

Ano

Escenario 1
Escenario 2

Escenario 3
Tabla

0

$-23.346.733 | $-19.290.519
$-23.346.733 | $-18.017.746
$-23.346.733 | $-17.025.363

1

$-15.653.026
$-13.192.605 | $-8.840.370
$-11.274.212  $-6.057.900

2

-12.409.006

3
S

4

$-9.564.052 | $-7.022.307
$-4.961.319 | $-1.454.640
$-1.372.562  $2.886.477

A continuacién en la Figura 42 se desarrolla el flujo acumulado de cada escenario.
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5

2018

$3.269.861

$2.234.061
$5.503.922
$2.629.642
2,09303085

-$ 4.392.665

7
2019

$3.512.784

$2.234.061
$5.746.845

$2.427.679
2,3672178
91

-5
1.964.986

$-4.392.665 $-1.964.986
$2.075.400
$7.118.558  $ 11.041.502

$5.343.256

2020

$3.769.206

$2.234.061
$6.003.267
$2.242.264
2,677323435

$277.279

$277.279
$ 8.369.506

$14.679.026



Figura

Bien claro queda en la Figura 42 que si se dieran las condiciones necesarias para una
regulacion efectiva en el pais, es decir que se promuevan estos beneficios a las
industrias, el retorno de la inversion en vez de 7 afios estaria siendo de casi 3 afos y
medio.

Este periodo de repago tiene consigo un significado importante ya que si la politica de
turno diera este beneficio supongamos que al principio de su mandato, el inversor
recuperaria la misma antes de finalizar el ciclo politico y este factor tan influyente hoy en
dia seria absorbido por el tiempo de recupero.

Cabe destacar que esta escenario 3 es con una regulacion distinta a la actual, esta seria
que el que cogenera tendra los mismos beneficios que una central térmica.

Por esto es importante el desarrollo siguiente, si se obtiene dicho beneficio analizamos si
conviene realizar un aporte al sistema de energia eléctrica, con lo que conlleva la venta
de energia eléctrica a la red y de vapor a la zona.

RIESGOS

Se realiza la simulaciéon de Montecarlo con el fin de ver la influencia de las variables en la
distribucion del valor actual neto (VAN) para las distintas alternativas.
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Escenario 1

1.000 Trials Frequency Wigw 993 Dizplayed
WYAN1
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0,04 - slil==nl 40
= i i
= N 7
o 003 - - 30 S
£ :
=002 - 20
L N
0o - 10
00ofp——m= WEHE <] . . 0
T -1.000.000 0 F1.000.000 F 2.000.000
277278,621181225
P [ Hnfirito Certainty: | 31,44 % 4 130

Figura Distribucion del VAN escenario 1.

Se observa en la figura 43 la distribucion del VAN para la situacién actual con el cobro
total del cargo. El inversor tiene una probabilidad de aproximadamente 32% de no
recuperar la inversién y entrar en perdidas.

Escenario 2
1.000 Trials Frequency View 993 Dizplayed
YANZ
0,05 &0
0,04 40
= iy
r—t 1)
E 0,03 30 =
g g
(L 002 20 &
om 10
ooy = . . . o
§ 6.600.000 § 7.700.000 § §.500.000 $ 9.900.000 $11.000.000
2369505 81869015
P50 Certainty: 100,00 % 4 |Irfirita

Figura Distribucion VAN escenario 2

Se observa que en esta situacion el inversor no tiene probabilidades de perder dinero. El
VAN promedio para este caso es de 8BMM U$U.
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1.000 Trialz Frequency Wiew 933 Digplayed
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Figura Distribucion VAN escenario 3.

Para este caso el VAN es el mas alto, y tampoco hay probabilidades de perdida.
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Alternativa 2: TG+HRSG+TV

Se analiza el caso de un sistema de cogeneracidn de alta eficiencia. Para este se coloca
una turbina de gas (TG) antes de la caldera de alta presién. El gas natural que se utiliza
como combustible, ahora se lo utiliza para expandirse en la TG, la temperatura a la salida
de los gases de combustidn es de aproximadamente 590 °C, en este punto entran a la
caldera de alta presidén para generar vapor a una presion 100 bar y 500 °C. Luego dicho
vapor se expande en la turbina de vapor hasta la presion de operacién de los consumos.
El rendimiento en este caso aumenta notablemente.

A continuacién presentamos el perfil de temeraturas de la caldera necesaria para
aprovechar todo el calor de los gases de combustion a la salida de la TG. En linea azul
oscura se grafica el perfil de temperaturas de los gases de combustion a medida que
pasan por el sobrecalentador, vaporizador de AP y economizador. El objetivo es llegar a
que el Pinch (diferencia de temperaturas entre gases de combustion y vapor) sea lo mas

chico posible, un valor de 15°C es lo mejor.

Figura

En la figura siguiente se muestra en diagrama de bloques el simulador para determinar la

tecnologia siguiendo los mismos pasos que para la alternativa 1.
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700
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Figura
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Datos operativos

El total de la potencia generada en bornes es de 88 MW y de la energia térmica es el

requerido por los consumos térmicos.

Analisis econémico alternativa 2

La inversion inicial para esta alternativa es de 106 MM U$U hecha con inversion propia en
un 40% y de terceros el 60% con una tasa de interés del 10%. Esta alternativa requiere
una inversioén inicial mayor ya que la tecnologia requerida es de alta envergadura.
Ingresos: Ademas de los ahorros, al generar mas energia eléctrica que la que se

consume, se la vende al mercado eléctrico al precio monomico.

Del analisis econdmico surge un VAN de 68MMU$U.

Conclusiones:

Debido a que el gas natural es la materia prima principal para proyectos de cogeneracion,
este se transforma en una limitante importante. Los cortes de abastecimiento en invierno
que han sido graficados en el capitulo 5 son importantes y esta falta de suministro no es
alentadora para la cogeneracién. A esto ultimo hay que sumar que no se ha invertido en el
transporte de gas a los niveles necesarios ante una demanda creciente para evitar los
cortes en los ultimos afos.

Asimismo las reservas de gas natural convencional de nuestro pais se encuentran al
limite del agotamiento. Esta situacion entre otras cosas se da por la gran ineficiencia en
la produccion de energia eléctrica, falta de inversiones en exploracién de nuevos
yacimientos, etc.

Con el aumento de las importaciones, el decrecimiento en la produccién en las cuencas
de gas natural convencional y el descubrimiento del nuevo yacimiento en la provincia de
Neuquén de tight gas y shale gas, nos da la pauta del fin de una época de gas y energia
baratas en Argentina.

Es por esta razén que el objetivo de nuestro proyecto para alentar inversiones en el
consumo eficiente tiene gran relevancia y potencial a nivel pais.

Otra de las consideraciones que se deben realizar es la de poner orden de prioridades
para realizar los cortes de suministro en la industria, otorgandole a aquel que cogenere un
orden de prioridad de corte mayor que al resto. Esto repercute directamente en los
proyectos en la tasa WACC debido a que se disminuye en porcentaje el riesgo politico.

Por otra parte el pais deberia proporcionar politicas para la cogeneracién de alta

eficiencia, ya que requieren de gran inversion inicial pero tienen un gran ahorro de
consumo energético. Asimismo deberia haber muchos generadores distribuidos por todo
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el pais y no unas pocas centrales térmicas que distribuyan el total, ya que hay gran
cantidad de perdidas en la distribucion de energia eléctrica.
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Anexo N°1

Calculo de la reduccion de emisiones globales

Combustion

En una reaccién de combustion de un determinado combustible o gas, la
reaccion se puede escribir como:

gas+x-0) —»w CO,+ v H,O

l4

(14)

donde x, w e y son coeficientes estequiométricos que depende del gas
utilizado. Por ejemplo, en el caso del metano:

CH,+2.0,—1.C0O,+2 H,0

(15)

De donde resulta x=2, w=1 e y=2. Para esta reaccion, la Ec. (14) se puede
escribir en términos de volimenes de gas, en condiciones estandares (T =
150Cy P = 1Atm), tenemos:

Vs +3 7

"eas (O

gas

Yo w V (CO+y b

gas

gas

(H,0)

(16)

Como el aire contiene 21% de oxigeno y 78% de nitrdogeno, por cada volumen
de oxigeno usado se requieren 100/21(aprox.5) volumenes de aire. Por lo
tanto en condiciones estequiométricas:

100

E;-'gﬂj +Hl—1.'||" I

-

gas

(hare) —w 7

gas

(CO+y

8

. 7
E;gez_s (HJG:' +H'_1

XV (V)

gas

(17)

)

Si se cumple esta condicidén (condiciones estequiométricas) la proporcién de en
los gases de salida () sera:

Vo) o wl,(Co) W
=Est T Jre - B
F(producto) I’}M[W'ﬁ"""g-‘f] W+‘1,+qr

Esi

Peoo, = Zgu- 100
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(18)

Para referirnos a esta cantidad porcentualmente definimos

(19)



Co,

Si como ocurre usualmente, hay un exceso de aire en la combustion, el
porcentaje en volumen de , sera menor que el valor indicado por la Ec. (18). El
porcentaje de en el aire es una medida del aire en exceso en la combustidn.

En general, refiriéndonos a la reaccion descripta por la Ec. (17), en condiciones
no estequiométricas, podemos reescribir la ecuacién de combustion agregando
el exceso de aire

ﬂ'r"gﬂj (combustible) + g - [;g (Aire) =
U (CON 4y V. (H.OV+ 12 7 (N 100 0 o
W gﬂs( 3:'+,‘|-. gEJI: ] )+ﬁ._‘l.. gﬂ:I: 3:I+Ii‘:,—?._-||:|_ gﬂ:( E':I (20)

La cantidad de aire necesaria para quemar una unidad de masa o volumen de
combustible, en condiciones estequiométrica, se defina como el poder
comburivero, . Segun la Ecs. (17) y (18)

Fe= 1:;0_1.': 476 x

21 (21)
De manera analoga se define el poder fumifero, , como la cantidad (volumen)

de gases de salida, producidos por la combustion de una unidad de volumen de
combustible en condiciones estandares. O sea el volumen de gases de

combustién generado, en condiciones estandares, por la combustiéon de 1m3 de

gas combustible, en condiciones estequiométricas, segun la Ec.(20):

Pf(Esﬁ]=w+j-‘+z—?I (22)

l4

y en general, condiciones no estequiométricas, segun la Ec.(20):
‘Pf:w+_1=+g—.1." (23)

Por lo que la disminucion de emision de didxido de carbono viene dada por los
metros cubicos ahorrados.

Volumen de gas ahorrado en m3:

AEPm3=EEeef-Qin-QouteC(MWh)x859.845,2(kcal/MWh)8300(kcalm3)

Este volumen equivale a la disminucion de emision de diéxido de carbono.
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Anexo NO2

Nuevo RD Régimen Especial
RD 661/2007

Los principales cambios respecto al marco anterior dados por el vigente RD
661 son:
« En términos generales, incrementos de la retribucidn, para permitir el

cumplimiento de los objetivos.

« Retribucién diferenciada segun el tipo de recurso. Permitir instalaciones
hibridas. Establecimiento de un sistema de certificacion.

« Posibilitar la presencia de instalaciones pequefas, favoreciendo la
entrada de tecnologias emergentes como la gasificacion.

« Exigencia de una eficiencia energética minima. Favorecer
econdmicamente la cogeneracion.

» Posible prima a la co-combustion en centrales de régimen ordinario.

La eficiencia eléctrico equivalente (REE) es la base del criterio de evaluacién de
las plantas que se utiliza en el Real Decreto(RD) 661/2007.
La REE minimo establecido en el Real Decreto 661/2007 de acuerdo a la
tecnologia y el combustible son:

« Combustibles liguidos en centrales con calderas 49%

« Combustibles liguidos en motores alternativos el 56%
« Los combustibles sélidos 49%

» El gas natural y GLP en motores alternativos el 55%

e El gas natural y GLP en turbinas de gas del 59%

« Otras tecnologias y combustibles 59%

« Biomasa incluida en los grupos b.6 y b.8 del 30%

« La biomasa vy el biogas incluido en el grupo b.7 50%

Esto genera que en Espaia tangan un sistema tarifario que beneficia al que
realiza cogeneracion,

Las tarifas reguladas con respecto a la potencia de la planta son (gas
natural, 31 de julio 2008) las siguientes:
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Potencia Tarifa regulada (€ / MWh)
P<0,5 MW 129,38

0,5<P<1 MW 106,169

1<P<10 MW 83,381

10<P< 25 MW 79,022

25<P< 50 MW 74,902

« Las horas pico: la generacidén de energia reactiva es recompensado.
Las horas valle: la absorcién de energia reactiva es recompensado.

Tipo de Factor de potencia % de bonificacion

PF Pico Plano Valle

inductivo Pf< 0,95 -4 -4 8
0,96 > Pf 20,95 -3 0 6
0,97 > Pf 20,96 -2 0 4
0,98 > Pf>0,97 -1 0 2
1,00 > Pf >0,98 0 2 0
1,00 0 4 0

capacitiva 1,00 > Pf >0,98 0 2 0
0,98 > Pf > 0,97 2 0 -1
0,97 > Pf 20,96 4 0 -2
0,96 > Pf 20,95 6 0 -3
Pf< 0,95 8 -4 -4

« Las tarifas reguladas con respecto a la potencia de la planta son el

siguiente (gas natural, 31 de julio 2008):

Potencia Bonus de referencia (€ / MWh)
1<P<10 MW 34,913
10<P <25 MW 28,759
25< P <50 MW 25,579

Para las plantas con mayor potencia de 50 MW (con un maximo de 100
MW), se toma la misma bonificacidén entre el 25 y 50 MW, y se le hace una

correccion.
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