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RESUMENEJECUTIVO

En el marco del Acuerdo de Paris, de la Convencion Marco de Naciones Unidas
sobre Cambio Climatico, el suministro de energia sostenible se logrard en gran
medida mediante energias renovables. Cada pais tendra su propio camino
Optimo para la trans icibn a un sistema totalmente sostenible. Este estudio
muestra dos de estos caminos para Bolivia, que son técnicamente viables y
competitivas en sus costos, en un escenario sin objetivos especificos referidos a
energias renovables, ademas de significativam ente mas eficientes en
comparacion con los costos del sistema energético actual.

Para Bolivia, la transicion serd impulsada por electricidad basada en energia

solar fotovoltaica (FV) y la alta electrificacion de todos los sectores del sistema
energético. Las simulaciones realizadas con el modelo de Sistema de Transicién
Energética LUT, que comprende 108 componentes tecnholégicos, muestran que

la demanda de electricidad en Bolivia aumentaria de los actuales 12 TWh a 230

TWh en 2050, y la electricidad constit uiria el 82% de la demanda de energia
primaria. El 18% restante se cubriria con calor renovable y recursos de biomasa
sostenibles. La energia solar fotovoltaica registra aumentos masivos de
capacidad, desde 0,13 GW en 2020 hasta un maximo de 113 GW en 2050 , lo
que corresponde al 93% de la generacion de electricidad en 2050. En un
escenario de alta transmisién, el costo nivelado de la energia se reduce en un

27% durante la transicion. En todos los escenarios estudiados se observan
reducciones significativas  de las emisiones de gases de efecto invernadero,
incluyendo dos escenarios gue demuestran un sistema energético boliviano con

cero emisiones de gases de efecto invernadero en 2050. Mas aun, estos
escenarios proyectan un suministro de energia sostenible y | ibre de
importaciones que proporcionara beneficios sociales adicionales al pueblo de

Bolivia.

PALABRAS CLAVE

Sistema de energia renovable; transicion energética; almacenamiento de
energia; datos espacio -temporales resueltos por hora; Sudamérica, Bolivia.
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CONVENCIONES UTILIZADAS

La nomenclatura empleada para la notacion numeérica es como sigue:

el punto (.) se usa para separar miles;y lacoma (,)se usa para separar
decimales.

Las unidades que definen un valor numérico son las establecidas por el
sistema internacional (SI) y se expresan, cuando corresponde, entre
corchetes [ é].

Las notas marginales se expresan como superindice numeérico (1) y se
consignan al pie de la pagina correspondiente.
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CAMINO HACIA UN SISTEMA ENERGETICO TOTALMENBOSTENIBLE PARA
BOLIVIA EN LOS SECTORES DE ELECTRICIDAD, CALOR Y TRANSPORTE HASTA
2050

1 INTRODUCCION

Con la meta de ser el corazén energético de Sudamérica, Bolivia tiene planes
ambiciosos para convertirse en el principal exportador neto de energia a la
region [1]. Asimismo, el gobierno ha establecido trece pilares en el Plan Nacional

d e De s arBolivid Digna, 8oberana, Productiva y Democratica para Vivir
Bieno [2], entre los que se incluye la eliminacién de la pobreza extrema, la
universalizacion del acceso a los servicios basicos y la soberania ambiental , en
cuanto al desarrollo del pais con respecto a los derechos de la Madre Tierra.
Dado que Bolivia es signataria del Acuerdo de P aris [3] para reducir los efectos
del cambio climaticoy limitare | aumento de la temperaturaa 1, 5°C, y tomando
en cuenta los pilares de desarrollo nacional, su desarrollo energético debera
realizarse con un sist ema de energias dirigido atener  cero emisiones netas hasta
2050.

La oferta total de energia primaria (TPES) de Bolivia , en 2015, fue de 93,6 TWh,
con un 85% proveniente de fuentes fosiles [4]. El aumento del consumo de
combustible ha incrementado la cantidad de importaciones de energia de
10,3% de la demanda total de energia final en 2000 , a 15,6% en 2015. Por el
contrario, el aumento  de la pro duccién de gas natural ha resultado en un
incremento significativo en el porcentaje exportado de gas natural de 37% en

2000, a 67% en 2015. En términos de exportaciones totales del pais, los
hidrocarburos, principalmente compuestos de gas natural, representaron el
45,6% del valor total de 8,7 mUSD, con la mayoria de las exportaciones de | gas
natural yendo a Brasil y Argentina  [5].

Tal como sucede con el conjunto del sistema energético del pais, el sector de
elect ricidad también depende en gran medida del gas natural [6]. La red
eléctrica en Bolivia se divide en dos clasificaciones: el Sistema Interconectado
Nacional (SIN) y los Sistemas Aislados (SA). El gas natural se utiliza , sobre todo,
para la generacibn  termoeléctrica, con casi 95 % de esta capacidad de
generacién. Dado el bajo consumo de electricidad de Bolivia, el gobierno
subsidia en gran medida la generacion de electricidad a partir del gas natural,

lo cual lleva a costos de generacidn que corresponden a menos de la cuarta

parte del valor del gas natural en el mercado internacional [7]. Este subsidio esta
dirigido a mejorar el consumo de electricidad residencial , tanto rural como
urbana, y permite una “"tasadigna"de 25% de descuento en la electricidad para
consumidores residenciales que usan hasta 70 kwWh/mes [7].

A pesar de las drelativamente - pocas emisiones en comparacion con las
emisiones mundiales, Bolivia es uno de los paises mas vulnerables a los impactos

del cambio climatico  [8]. Esto resalta la necesidad de una politica energética
inteligente y objeti vos de reducciéon de emis iones para que Bolivia proteja  sus



comunidades mas vulnerables y su rica biodiversidad. Esto también es
especialmente preocupante cuando se considera que la deforestacion y el uso

de la tierra han causado una pérdida de 430.000 hect areas de bosque
anualmente entre 2000 -2010 [9]. Esta deforestacion ha causado emisiones de
CO 2 de aproximadamente cien millones de toneladas por afio, esto es mas del

80% de las emisiones de CO : de Bolivia [9]. Detallado por sector, el uso de la
tierra y el cambio de uso de la tierra generan 77% de las emisiones, seguido del
sector energético con 21% y  los procesos industriales con 1, 8%]8].

El gobierno boliviano ha establecido lo s siguientes principios de politicas para el
sector energético: soberania energética, seguridad energética , acceso
universal a energia, eficiencia energética, industrializacion, integracion
energética y fortalecimiento del sec tor energético [10]. Las caracteristicas de
este desarrollo energético incluyen el aumento de la produccién y consumo de

gas natural, la reduccion del consumo de GLP y otros derivados del petréleo, la
reduccién de la imp  ortacion de diesel, la reduccién del uso de biomasa, el uso
creciente de energias renovables (EERR) para la generacion de electricidad,
mayor uso de electricidad  y su exportaciéon [11]. Sin embargo, la mayoria de las
metas y proyecciones energéticas de Bolivia se basaron en datos de 2007 y se
proyectan hasta 2027. Hay planes de desarrollo mas recientes para el sector
eléctrico, aunque estos planes apuntan sé6lo al 2025.

En el Plan Eléctrico de 2014, el Ministerio de Hidrocarburos y Energia (MHE)
establecio el objetivo de instalar 183 MW de energia renovable hasta 2025 [12].
Un tiempo después , la Empresa Nacional de Electricidad de Bolivia (ENDE)
proye cté que, para el afio 2025, 74% de la capacidad instalada sera de energia
hidroeléctrica, 4% de energia renovable no -hidraulica, 12% de plantas de ciclo
combinado y 10% de plantas de energia térmica [13]. Sin embargo, es tas
proyecciones solo toman en cuenta el SIN. Mientras el MHE planea unir el SIN y

los SA hasta 2025, también se necesitan planes de electrificacion para
comunidades rurales que no pueden incorporarse al SIN [12]. Adema s, Bolivia
planea utilizar grandes ¢  entrales hidroeléctricas  para convertirse en exportador

de electricidad para los paises vecinos [12]. Con esa capacidad adicio  nal,
Bolivia podria ser responsable de  hasta 21% de las e xportaciones de electricidad

en Sudamérica [14].

Si bien la Constitucion boliviana  establecié cambios en las reglas y regulaciones
con respecto al uso de los recursos naturales para la generacion de
electricidad, no ex isten regulaciones especificas, lo cual plantea un desafio
para el desarrollo de las EERR, particularmente en sistemas eléctricos no
conectados a la red [10]. EI MHE ha identificado que no hay suficientes
incentivos de i nvestigacion, desarrollo tecnolégico y distribucion de
conocimiento e informacion  , junto a otros problemas que inhiben el crecimiento
de las EERR[10].



Los precios de la electricidad y las tarifas dentro del SIN actualm ente no estan
acordes con la intencion de promover las EERR, y el costo de los subsidios,
particularmente para el petréleo, supera el 5% del PIB de Bolivia [15]. Asimismao,
los subsidios al gas natural han resultado enu  n precio de 1,3 USD/mil m 3 para la
generacion de electricidad [10]. En consecuencia , los precios de la electricidad
en Bolivia siguen siendo bajos en comparacion con otros paises de Sudameérica
[16]. Bolivia actualmente no cuenta con instrumentos de fijacion de precios por

las emisiones de gases de efecto invernadero (GEI), ni metas estrictas de
reduccion de emisiones, a pesar de que en los informes de las Con tribuciones
Previstas Nacionalmente Determinadas (INDC) proyectaron la reduccién de
emisiones de GEI en el sector energético boliviano de 0,41 tCO 2¢q/MWh en 2015
a 0,04 tCO 2¢/MWh hasta 2030 [16, 17]. Para lograr una reduccion mayor, se
encontré que un impuesto a las emisiones de GEI de 30 USD/tCO 2 produciria la
reduccion de las emisiones al nivel mas bajo para el sector eléctrico de Bolivia
hasta 2040 [16]. Estossubsidios, junto con los del petréleo y la falta de impuestos

a las emisiones de GEI vinculados a un objetivo de reduccién de emisiones,
afectan negativamente la competitividad de las EERR en términos econémicos.

Al ser signatario del Acuerdo de Paris, el d esarrollo del sistema energético
boliviano debe hacerse con altos niveles de sostenibilidad. Hasta donde saben

los autores, no existen articulos cientificos que esbocen un camino para un
suministro de 100% de energia renovable en todos los  sectores energét icos para
Bolivia. Estudios previos se centran principalmente en el sector electricidady no
analizan escenarios de alta participacion de EERR [16, 18, 19], o comprenden
una region geog rafica mas amplia para un sistema energético , Sin enfatizar
especificamente en  Bolivia ni describir un camino de transicion energética [20,
21]. Por ello, el enfoque de este estudio es modelar una trans icion
completamente sostenible para Bolivia , en todos los sectores energéticos , y
evaluar la viabilidad de tal transicion en términos econdmicos, de factibilidad

técnica , asi como los efectos sociales y ambientales. Los resultados de este
estudio podrian ser Utiles para los paises de la region, asi como para otros paises
con altos re cursos solares en otras partes del mundo.

2 METODOS

Esta investigacion utilizé el modelo de Sistema de Transicion Energética LUT [22,

23, 24] para estudiar la transicion energética boliviana. La Figura 1 muestra el

flujo del proceso del modelo LUT. Original mente, este modelo se desarrollé solo
para el sector eléctrico y el sector calor [22, 24], pero luego se actualizo para
analizar también el sector de transporte [23] y desalinizacion [25], y finalmente
se incluy6 el sector industrial [26]. Todos los sectores estan completamente
articulados -ver Figura 2 -, tal como se describe con la funcion obj etivo y el

balance energético en las ecuaciones 1y 2 [22]. La ecuacion 1 utiliza las
abreviaturas: subregiones (r, reg), tecnologias de generacion, almacenamiento
y transmision (t, tech), gastos de capital para tecnolo gia t (CAPEXt), factor de

recuperacion de capital para tecnologia t (crft), gastos operativos fijos para
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La ecuacién 2 utiliza las siguientes variables para hacer coincidir el balance con
la demanda, a fin de optimizar el sector eléctrico para cada afo: horas (h),

tecnologia ( t), todas las tecnologias de generacion de energia modeladas

(tech ), sub-regién ( r), todas las subregiones ( reg), generacién de electricidad
(Egen ), importacioén de electricidad (Emp), tecnologias de almacenamiento (stor),
electricidad de almacenamiento de des carga (Estordisch), demanda de
electricidad (Egemand ), €lectricidad exportada  (Eexp), €electricidad para carga de
almacenamiento  (Estworch), la electricidad consumida por otros sectores (calor,
transporte, desalinizacion, produccion de combustibles indus triales) (Eother),
reduccion del exceso de energia (Ecurt). La pérdida de energia en las redes de
transmision de alto voltaje y en las tecnologias de almacenamiento de energia

se toma en cuenta en el célculo de descarga de almacenamiento y el valor de

impo rtacion de la red.
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El modelo funciona con optimizacion lineal bajo determinadas restricciones, en
resolucion completa por hora durante todo un afio, y aplica simulaciones de

costo 6ptimo. Los datos del afilo meteorolégico para el afio 2005 se utilizan para
determinar la disponib ilidad de recursos como se describe en Bogdanov etal.
[22]. Usando la capacidad histérica instalada en un sistema energético dado y

otras restricciones definidas, el modelo determina el sistema energético de

menor costo en resolucion completa por hora, para todas las horas del afio
desde 2020 hasta 2050, en intervalos de cinco afos.



Figura 1. Estructura fundamental del modelo del Sistema de Transicion
Energética LUT [22, 23]
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La recoleccién de datos para el modelo comenzd con las estadisticas del
sistema energético boliviano en 2015, excluyendo los usos no energéticos ; el flujo
de energia del sistema actual se muestraenla Figura 3 [4]. Los datos reportados
en [4] fueron proporcionados de acuerdo a las nueve regiones administrativas

o Departamentos - de Bolivia. Dada la forma en que las autoridades bolivianas
reportan los datos, Bolivia fue dividida en ocho regiones (se unieron Pando y
Beni), considerando las capita les de cada regiébn como centros de consumo,
como se muestra enla Figura 4. Las subdivisiones de Bolivia estan estructuradas
de la siguiente manera: Pando  (PND) y Beni (BNI), La Paz (LPZ), Santa Cruz (SCZ),
Cochabamba (CBB), Oruro (ORU), Potosi (PTS), Chug uisaca (CHQ), y Tarija (TJA).

Los datos de la red interregional fueron recopilados de [27] para modelar
mercado de electricidad para Bolivia. Utilizando estos datos y los datos de [11],
se proyectd la demanda de energia a largo plazo para los sectores de

electricidad, calor y transporte como sectores prin cipales, y la desalinizacion de
agua de mar como un sector menor (ver Figura 5). Debido a que las
proyecciones de la demanda energé tica mas alla del 2030 no estan disponibles

para Bolivia, la demanda final de energia fue extrapolada de las tendencias

entre 2015 y 2030. Se supuso que se produciria  un crecimiento energético
continuo a medida que la poblacion y el acceso a la energia aum enten. C on
los cambios tecnoldgicos, la demanda final de energia tuvo una tasa de
crecimiento anual promedio de 5,4%, donde se asumio que la demanda de

calor creceria mas que en cualquier otro sector, con un crecimiento anual de

9,7%, en gran parte debido  al crecimiento de la demanda de calor industrial.

Figura 3. Flujo de energia para el sistema energético boliviano en 2020
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Figura 4. Bolivia dividida en sus respectivas subregiones con la infraestructura
de red eléctrica existente
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Figura 5. Demanda final de energia por forma de energia (izquierda) y por
sector (derecha) de 2020 a 2050.
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Las demandas se clasificaron en sus usos finales, segun  sector. El sector eléctrico
se distribuy6 entre usuarios finales residenciales, comerciales e industriales. La
demanda de calor se clasificO en cuatro diferentes usos finales de calor:
calefaccién de espacios, calefaccion de agua sanitaria, calor en proces 0s
industriales y biomasa para cocinar. Estas demandas de calor se clasificaron,
ademas, en demandas de calor de baja, mediana y alta temperatura.



Para el sector transporte, las demandas se dividieron en los segmentos carretera,
ferrocarril, maritimo y aé reo, siguiendo a Breyer et al. [28], Khalili et al . [29], y
Balderrama et al. [16], y luego se dividieron en pasajeros (enp -km)y carga (en
t-km) para cada segmento de transporte. EI segmento de carretera se
subdividié en vehiculos livianos de pasajeros, vehiculos de dos o tres ruedas,
autobuses de pasajeros, vehiculos de carga mediana y vehiculos de carga
pesada. Utilizando [28], la demanda final de transporte se calculd sobre la base

de la demanda de energia especifica de los vehiculos y la tecnologia de los
mismos. A medida que proliferan los vehi  culos eléctricos, se pueden desarrollar
las capacidades de carga inteligente y de vehiculo a red, cuyo impacto se
analiza en Child et al. [30]; sin embargo, estas capacidades no se han
considerado en este estudio.

Para mas detalles de las hipotesis para todo el sector, ver el material
complementario (Tablas S1 -S7 y Figuras S1S10).

Luego se estimaron los potenciales de los recursos en Bolivia para diversas
tecnologias de EERR. Se utilizaron datos meteorol6gicos reales p ara estimar los
recursos solares, edlicos e hidraulicos [31, 32, 33]. Los potenciales de los recursos
de biomasa y desechos se clasificaron en desechos de biomasa sélida, residuos

y bio gés, segun Bunzel etal. [34]. Adicionalmente, las estimaciones del potencial

geotérmico se determinaron de acuerdo con Aghahosseini et al. [35] y las
estimaciones potenciales de alma cenamiento de energia hidraulica
bombeada (PHES) se realizaron de acuerdo con Ghorbani etal. [36]. EnlaFigura

6 se muestra la distribucion de los recursos para energia solar fotovoltaica (FV)
con seguimiento en un ej e y el sistema FV de plano fijo inclinado, irradiacion
normal directa (DNI), y eélica en tierra (E ~ -101 a 150 m).



Figura 6. Perfiles de horas de carga completa en Bolivia para el sistema FVde
plano fijo inclinado (arriba  a la izquierda), edlica en tierra (arriba a la
derecha), DNI (abajo a la izquierda) y FV con seguimiento de un eje (abajo a
la derecha)
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Se han obtenido hipétesis financieras de una variedad de fuentes, las cuales se
encuentran en el material complementario (Tablas S8 -S10). Estas hipotesis
financieras incluyen una curva de aprendizaje en todas las tecnologias clave,

la cual es particularmen te influyente para determinar la viabilidad de las
tecnologias clave en una transicion energética con costos optimizados.
Posteriormente, se realizaron simulaciones utilizando el modelo LUT para tres
escenarios, detallados en la Tabla 1. La herramienta int egra 108 tecnologias
para incluir y articular los sectores de electricidad, calor, transporte y
desalinizacion. Los escenarios que aqui se desarrollan son para comparar un
sistema de energia mas distribuido y fuertemente prosumidor, con uno en el que

la ge neracidn de energia primaria esta centralizada en las regiones con la
mayor disponibilidad de recursos. Mas aun, al eliminar los costos por emision de

GEIl y permitir que los combustibles fosiles permanezcan en el sector del
transporte, la competitividad ec ondémica de un sistema completamente
basado en EERR, puede ser comparada con uno en el que el sector del
transporte no esta obligado a ser completamente sostenible. El objetivo de los
escenarios de mejores politicas ( Best Policy Scenario ), BPS1 y BPS2, fue
desarrollar un sistema de energia totalmente sostenible para Bolivia, como lo
describen Child et al. [37], con el cual se eliminarian las emisiones de GEI para
2050 y Bolivia se volveria completamente independiente en ergéticamente.
Debido a la falta de datos gubernamentales mas alla de 2030, no se desarrollé

FLH



un escenario basado en la politica actual. Para todos los escenarios, se
compararon indicadores econémicos clave para analizar la viabilidad del
sistema energético  sostenible en cuestion.

Tabla 1. Resumen de los escenarios
Nombre del escenario Descripcién

Esteescenario tiene como objetivo lograr 100% de EERR p:
Escenario (1) de mejor politica 2050,incluyendo los costos de emision de GEI. Este escene
energética (BPS1) da prioridad a la generacién distribuiganinimiza la

utilizacion de la red de transmision interregional.

i i . Este escenario también tiene como objetivo el 100% de EE|
Escenario (2) de mejor politica ) ] ]
. o para 2050. Sin embargo, este escenario desarrolla un sistel
energétical alta transmision

energético mas centralizado. Se centra en la produccion
(BPS-2)

energética en &reas con la mejor disponibilidad de recursos

) ) » En este escenarim se asumen costos de emisiones de GEI
Escenario (3) demejor politica ) N ) o
L transporte no se ve obligado a utilizar combustibles sintéticc
energética- ilimitado (BPS-3) o
pero puede usarse por razones econémicas.

3 RESULTADOS

Los resultados se presenta n aqui de la siguiente manera: la seccién 3.1 analiza
las principales tendencias en el sistema energético boliviano a lo largo de la
transicion. Los resultados para electricidad, calor, transporte y desalinizacién se
proporcionan en las secciones 3.2 - 3.5. La seccion 3.6 presenta el papel de la
capacidad de almacenamiento y produccién de calor y electricidad. En la
seccion 3.7 se muestran los resultados de la transmision eléctrica interregional
para BPS-1y BPS2. La seccién 3.8 presenta la distribucion de las participaciones
regionales en el suministro energético. Las secciones 3.9 y 3.10 muestran los
costos e inversiones y las emisiones de GEI relevantes, relacionadas con cada
uno de los tres escenarios, respectivamente. Para cada seccion, se discutirdn y
compararan los resultados de los escenarios desarrollados en la Tabla 1. Se
pueden encontrar resultados mas detallados para cada escenario en el
material complementario (Tablas S11 - S30 y Figuras S11- S40).

La Figura 7 presenta el flujo de energia para Bolivia y muestra un sistema
energético dominado por energia solar FV renovable; en ella se muestra el flujo

de energia por recurso, desde el suministro de energia primaria (izquierda) hasta

la demanda final de energia (derecha). Para cada forma de energia y la
mayoria de los pasos de conversion de energia, se muestran los resultados por
tecnologia, asi como las pérdidas. El flujo de energia para Bolivia en 2050
demuestra la naturaleza electrificada (tanto directa como indirecta) de los
sistemas de EERR, ademas de resaltar la importancia del hidrgeno como
portador central de energia en sus funciones como combustible de transporte y



entrada tanto para procesos de metanizacion como el de Fischer -Tropsch (FT).
La flexibilidad central para el sistema energético es laintegracion de los sectores
de electricidad, calor y transporte a electricidad, de la manera mas directa

posible, pero también indirectamente a través de bombas de calor y, en
particular, a través de electrolizadores y otros pasos de conversion, de ser
necesario.

Figura 7. Flujo de energia para Bolivia en 2050 para BPS -1 muestra alta
integracion de sectores
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3.1 Principales tendencias en la demanda de energia a largo plazo

La Figura 8 muestra el suministro de energia primaria por forma de energia y la
demanda por sector, a lo largo de la transicion para cada escenario. Segun

estos graficos, el sector de calor tiene un aumento significativo, debido, en gran

parte, a aumentos también significativos en las demandas de calefaccion
industrial. Por el contrario, la energia primaria para electricidad y transporte solo

tiene aumentos marginales, e incluso una disminucién en el caso de BPS -3,
debido a aumentos en la eficiencia. Si bie n la demanda de energia primaria
para el sector calor aumenta, todos los escenarios muestran una alta
electrificacién para el suministro de energia primaria, y los combustibles fésiles

se eliminan por completo en BPS -1 y BPS2. Estos resultados sugieren qu e la
electricidad renovable sera el componente dominante de la energia primaria,

y que la transicion energética boliviana se sometera a una electrificacion
masiva. De la demanda de energia primaria en 2050, la electricidad renovable
aumenta de 12,7 TWh en 2020 a 244 TWh, 245 TWh y 204 TWh, en BPS1, BPS2 'y
BPS3, respectivamente. Para BPS -1y BPS2, la generacion de energia primaria
restante provendria de fuentes de bioenergia y produccién de calor renovable,

como la calefaccion geotérmica y termosolar.



Figura 8. Demanda de energia primaria segun forma de energia (arriba) y

demanda de energia primaria por sector (abajo) para BPS
BPS3 (c) de 2020 a 2050
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2020 a 16,5 millones en 2050 [38], y suponiendo un crecimiento econémico
continuo, el consumo de electricidad per capita aumenta constantemente. No
obstante, este consumo de electricidad per capita para 2050 estd muy por
debajo del consumo de los paises de la OCDE. Aunque se espera que la
demandas de energia primaria aumenten significativamente, los graficos de la
Figura 10 muestran que se ahorra gran cantidad de energia primaria debido a
ganancias en la eficiencia.

Figura 9. Consumo de electricidad per cépita 'y
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Figura 10. Ganancia de eficiencia en la demanda de energia primaria a lo
largo de la transicion para BPS -1 (a), BPS-2 (b) y BPS-3 (c) de 2020 a 2050
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3.2 Sector electricidad
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La Figura 11 muestra los totales de la generacion de electricidad y la capacidad
instalada durante la transicion, para cada escenario. Para todos los escenarios,

la energia solar FV, concretamente el sistema FV con seguimiento de un eje, es

el productor dominante de electricidad para 2050, con una participacion de

93% de la generacion en todos los escenarios. Incluso ya en el afio 2030, la
energia FV solar puede tener la participacion mas importante de la matriz
energética, alcanzando la mayor p articipaciéon en los escenarios con 49,4%. De
la capacidad solar, los prosumidores FV generardn 5,6%, 5,6% y 6,7% de
electricidad en 2050, para BPS -1, BPS2 y BPS3, respectivamente. La restante
capacidad de generacién proviene de la energia hidroeléctrica (ca. 2%), la
energia edlica (ca. 0,5%), la energia geotérmica (ca. 1%), la CHP de residuos
(ca. 3%) y la CHP de biogas (0,4%) en todos los escenarios. Si bien la capacidad
instalada de las turbinas de gas (OCGT y CCGT) permanece en la matriz de
generacion de electricidad, su participacion en la generacién estad muy por
debajo del 1%, y se abastecen solo de gas sintético y biometano en periodos
ulteriores de la transicion.

En términos de capacidad instalada total para 2050, BPS -1 tiene la mayor
capacidad eléc  trica en 2050 con 126 GW, seguido de BPS -2 con 114 GW, y BPS-
3 con la menor capacidad instalada de 103 GW. Este resultado similar en todos

los escenarios, muestra gue el sector del transporte influye, en gran medida, en

la capacidad instalada total dcomo s e analiza en la seccién 3.4 - dado que se
requieren cantidades significativas de electricidad para producir combustibles
sintéticos. Debido a la electrificacién masiva que ocurre en todos los sectores,

la diferencia en la capacidad instalada es menos signif icativa entre los
escenarios totalmente renovables (BPS -1y BPS2)y el escenario BPS -3.



Figura 11. Capacidad acumulada de electricidad instalada (arrida) y
generacion de electricidad (abajo), segun tecnologia, durante la transicion de
2020 a 2050 para BPS-1 (a), BPS-2 (b), y BPS-3 (¢)
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3.3 Sector calor

La demanda de calor para los tres escenarios es idéntica, como se muestra en

la Figura 12, segin demandas especificas y temperatura demandada. Estas
cifras demuestran una hipétesis clave de este escenario: que la industrializacion

a gran escala y las deman das de calor industrial correspondientes, se
desarrollaran en el transcurso de la transicion. Las demandas de calefaccion
residencial en Bolivia son bastante bajas, aunque aumentan notablemente
durante la transicion, a medida que aumenta el acceso a los se rvicios de
energia eléctrica, excepto por la biomasa para cocinar, que se elimina
gradualmente hasta el final de la transicion. Se prevé que las demandas de
calefaccién aumenten de 52 TWh en 2015, a 205 TWh en 2050.



Figura 12. Demanda de calor por temperatura (izquierda) y por proceso de
calefaccion final  (derecha) a lo largo de la transicion
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Para satisfacer la demanda de calor, la calefaccion eléctrica, sea directa o
mediante bombas de calor, compone la mayor partic ipacién de la capacidad
y de la generacion de calor. La calefaccién en base a gas se mantiene tanto

en capacidad como en generacién, haciendo la transicion de gas fésil a gas
sintético durante la transicién. La Figura 13 proporciona las capacidades de
calo rinstaladas y la generacion de calor para cada escenario. En estos graficos,

las capacidades totales instaladas son bastante similares para los tres escenarios
en 2050, cada una entre 45 y 50 GW. Del mismo modo, la generacion de calor

es de alrededor de 2 00 TWh para cada escenario. La calefaccion de distrito
(DH) se convierte en la tecnologia de calor dominante en 2050 (con alrededor

del 40%), seguida de metano DH (ca. 26%), bombas de calor (ca. 18%),
tecnologias basadas en biomasa (alrededor del 10%) y un a participacion
limitada de calor solar térmico y geotérmico en todos los escenarios. La
demanda de calefaccion en Bolivia pasa de un sistema dominado por gas
natural y biomasa a un sector de calefaccion, en gran medida, electrificado.
Debido al bajo costo  de la electricidad renovable, la calefaccién eléctrica
impulsara la transicion del sector calor en Bolivia.



Figura 13. Capacidad instalada  para el sector calor (arriba) y generacion de

calor por tecnologia a lo largo de la transicién para BPS -1 (a), BPS-2, (b), y BPS-
3(c)
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3.4 Sector transporte

La Figura 14 muestra la demanda final de energia para el transporte en los
diferentes escenarios. Es tos graficos resaltan una diferencia clave en los
resultados de estos escenarios. Aungque la demanda final de energia para el

sector del transporte es la misma para todos los escenarios, los segmentos
restantes de combustible liquido en BPS -1y BPS2 se basan en combustibles FT
renovables, mientras que BPS -3 todavia utiliza combustibles fosiles liquidos. El
resultado es, por lo tanto, una disminucién significativa de la demanda de
electricidad para el transporte, de 32 TWh el para BPS-1y BPS2, y 19 TWhe para
BPS3.

Durante la transicion, se produce un cambio importante de vehiculos basados

en combustible a vehiculos hibridos y eléctricos de bateria, y los combustibles
liquidos renovables se pueden introducir en una escala significativa a partir de

2030. Para BPS1 y BPS2, la demanda final de energia para un sector de
transporte totalmente sostenible estaria cubierta por electricidad directa (59%),
combustibles sintéticos (liquido y gas) (23%) e hidrogeno (18%). Para BPS -3, la
Unica diferencia es que los co  mbustibles fésiles (liquido y gas) tendrian una
participacion del 23% de la demanda total de energia final del sector
transporte. Los combustibles liquidos renovables se utilizarian en gran medida en

los segmentos de aviacion y transporte marino, mientras que los segmentos de
carreteras y ferrocarriles se electrificaran masivamente. Tal desarrollo en la
produccién de combustible renovable requerira un desarrollo significativo de
electrolizadores y tecnologias de captura directa de CO 2 en el aire [34]. Los
resultados, segun modo individual y segmento de transporte, tipo de vehiculo y




producciéon de combustible sintético, se pueden encontrar en el material
complementario (Figura S17, Tablas S29 -S30).

Figura 14. Demanda final de energia  para transporte segun combustible
(arriba) y demanda de electricidad del sector de transporte (abajo) para BPS -1
(a), BPS-2 (b) y BPS-3 (c). Notese que BPS -1y BPS 2 tienen demandas
energéticas idénticas para el sector transporte
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3.5 Sector de desalinizacion

La Figura 15 muestra que, en Bolivia, se proyecta que la demanda de agua
crecera de 10 millones de m 3/dia en 2020 a 25 millones de m 3/dia en 2050. A
pesar de este crecimiento en la demanda de agua, la demanda de
desalinizacion para 2050 es una pequefia fraccion de la demanda total de

agua, ya que la demanda de agua desalinizada va de 96 m 3/dia en 2020 a
11.544 m?3/dia en 2050. Ademas, dado que Bolivia no tiene acceso directo al

agua del océano, seria necesario cruza r las fronteras para proporcionar el
suministro de agua desalinizada. Para todos los escenarios, la desalinizacién por
6smosis inversa (RO) es la tecnologia dominante utilizada en la capacidad de
desalinizacion (Figura 16).

Curiosamente, en la Figura 15, en el escenario BPS -1, el almacenamiento de
agua se proyecta para el agua desalinizad a, mientras que los otros dos
escenarios no demuestran ninguna capacidad de almacenamiento de agua.

La mayor capacidad de almacenamiento de agua en BPS -1 ocurre debido a
la disminucion de las horas de carga completa de RO en 2050. En términos de

la demanda total de electricidad en 2050, la demanda de desalinizacion
comprende menos del 1%, con una demanda de 0,013 TWh.



Figura 15. Capacidad de desali  nizacion instalada por tecnologia y proyeccion
de demanda total de agua para BPS -1 (a), BPS-2 (b), y BPS-3 (c)
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3.6 Capacidad y rendimiento de almacenamiento

La Figura 17 muestra la provision de capacidad de almacenamiento de calor y

de electricidad por tipo de almacenamiento. El almacenamiento de
electricidad proporciona una produccién de energia de 29,6 TWh el, 28,9 TWhel
and 29,5 TWh e y el almacenamiento de calor proporciona 105 TWh th, 104 TWhe,
y 81 TWhn, para BPS-1, BPS2, y BPS3, respectivamente. Estos valores
corresponden al 42%, 41% y 51% de la demanda total de electricidad, y al 49%,

48% y 34% de la demanda t otal de calor, para BPS -1, BPS2 y BPS3,
respectivamente. En cuanto al suministro total de energia, el almacenamiento

de energia eléctrica y térmica seria responsable de aproximadamente el 51%,



51% y 42% de la demanda total de energia de todos los sectore
los tres escenarios, respectivamente.

s para 2050, en

Figura 17. Uso de la capacidad de almacenamiento de electricidad (arriba) y
de calor (abajo) durante la transicion de 2020 a 2050, para BPS
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La capa cidad de almacenamiento de energia eléctrica y térmica sugiere que
el almacenamiento desempefiara un papel importante en el equilibrio de un
sistema de energia predominantemente solar. La capacidad instalada de
almacenamiento de electricidad se introduce en
con aproximadamente 1 GWh de capacidad instalada, alcanzando un rango

de 82 a 89 GWh en 2050, para todos los escenarios, como se ve en los graficos
en la fila superior de la Figura 18. El almacenamiento de energia hidraulica
bombeada (PHES) emerge, inicialmente, como la principal tecnologia de
almacenamiento de electricidad, con la introducciébn de una pequefa
participacién de prosumidores de bateria. Las baterias de escala industrial no se

y el almacenamiento adiabético de
-CAES) no se introduce hasta 2050, con una muy

introducen a gran escala hasta 2045,

energia de aire comprimido (A

pequefa participacion de capacidad instalada. BPS
capacidad de PHES instalada, mientras que BPS

la mayor capacidad d

el sistema energético en 2025

e almacenamiento eléctrico en BPS

-2 muestra la mayor
-1 tiene la mayor capacidad de

b ateria instalada. De la capacidad total de almacenamiento eléctrico (Figura

19, arriba), las baterias (sistema y prosumidor) tienen la mayor capacidad en
BPS1yBPS3, con 17 TWhy 15 TWh, respectivamente. Por el contrario, PHES tiene
-2, con 15 TWh.

Ademas, a medida que el sector de calefaccion se electrifica mas, sera
necesario el almacenamiento de energia térmica para alejarse gradualmente

de la calefaccion basada en combustibles fosiles. Los graficos
de la Figura 18 muestran el almacenamiento de energia térmica requerido
cual
th, 3,5 TWhn, y 1,5 TWh para cada uno de los

durante

aproximadamente a 2,5 TWh

la transicion para todos

los escenarios,

de la fila inferior

aumenta a



escenarios respectivos. Si bien el almacenamiento de gas domina la capacidad

de almacenamiento de energia térmica para cada escenario, la capacidad

de almacenamiento de energia térmica tiene partes aproximadamente iguales

de almacenamiento de energia térmica, TES (Calefaccion de distrito, DH, y alta
temperatura, AT), y de almacenamiento de gas. Debido a la calefaccién de

gas fosil existente en BPS -3, el almacenamiento de energia térmica proporciona

solo 81 TWhi en 2050, en comparacion con BPS -1y BPS2, que tienen capacidad
de a Imacenamiento térmico de 105y 104 TWh  w, respectivamente.

Figura 18. Capacidad instalada de almacenamiento eléctrico (arriba) y
térmico (abajo) para BPS -1 (a), BPS-2 (b) y BPS-3 (¢)
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3.7 Transmision interregional

La Figura 20 muestra que la transmision interregional a través de la red varia
significativamente al comparar los escenarios BPS -1 y BPS3, con BPS-2. Los
patrones generales para cada escenario son similares, ya que, en gran medida,

la utilizacién de la red sigue lo patrones de produccién solar, siendo la principal
diferencia, entre los escenarios, la capacidad requerida de transmision po rred,
que alcanza un maximo de 6 a 7 GW en BPS -1 y BPS3, respectivamente, en
comparacion con BPS -2, que tiene una capacidad maxima de alrededor de 25

GW. La Figura 20 se destaca aun mas esta diferencia, ya que el escenario BPS -
1 tiene una exportacién tot  al a la red de 4,9 TWh, mientras que BPS -2 tiene una
exportacion total a la red de 105 TWh.

En cuanto a la estructura de la transmision interregional, que se muestra en la
Figura 21, las mismas regiones que son importadoras netas en BPS -1,
generalmente, si guen siendo importadoras, excepto Chuquisaca (CHQ), y las

que son exportadoras netas se mantienen como exportadoras. Estos resultados
muestran que, en lo que respecta a la produccion de electricidad, las regiones

son mas independientes de término energétic 0os en BPS1 que en BPS-2. En todos
los escenarios, las regiones con mejores recursos se convierten en exportadoras

y las demas en importadoras. El escenario BPS -1 muestra que CHQ se convierte
en el mayor exportador de electricidad, mientras que BPS -2 muestraa PTS como
la principal region exportadora. Ambas regiones comparten excelentes recursos

solares y tienen una baja demanda de electricidad. Esto supone un cambio
significativo en comparacién con el actual comercio de electricidad, en el que

TJA es el principal exportador de electricidad debido a su gran proporcién de
centrales eléctricas de turbina de gas.

Figura 19. Uso de la red interregional para BPS -1 (a), BPS-2 (b), y BPS-3 (¢)
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Figura 20. Comercio interregional de electricidad para BPS -1 (en GWh) (izg.) y
BPS2 (en TWh) (der.)

3.8 Participaciones regionales en el suministro energético

La Figura 22 muestra la transformacion de la capacidad eléctrica instalada

desde 2020 hasta 2050. Casi todas las regiones con centrales eléctricas de gran
capacidad tienen una participacion significativa de centrales eléctricas de

turbinas de gas. Para el afio 2050, todas las regiones tienen una significativa
capacidad instalada de energia FV solar, particularmente FV con seguimiento

de un eje, sequida del sistema FV de plano fijo inclinado. La FV con seguimiento

de un eje comprende el 76% de la capacidad FV solar, con 86 GW en BPS -1,
mientras que el sistema FV de plano fijo inclinado tiene 19 GW de capacidad
instalada. La energia solar FV surge como la capacidad dominante en todas las
regiones debido a los excelentes recursos solares ubicados en todo el pais . La
distribucion de las capacidades instaladas difiere principalmente entre BPS -ly
BPS2; no obstante, BPS -1 tiene la mayor capacidad instalada en regiones con
mayor consumo de energia, en este caso SCZ, CBB y LPZ. La energia
hidroeléctrica existente en el sistema se mantiene y se expande ligeramente
durante la transicion, y se utiliza en regiones con recursos hidroeléctricos
disponibles, aunque su funcion es principalmente equilibrar la generaciéon de
energia solar FV. En el material complementario (Figur  as S21-S39), se encuentran
resultados adicionales sobre la generacion a nivel subregional, capacidad
instalada, capacidad de almacenamiento regional y rendimiento del
almacenamiento regional para todos los escenarios.



Figura 21. Capacidad eléctrica instalada a nivel regional en 2015 (izquierda) y
2050 (derecha) para BPS -1
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3.9 Costos e inversiones en sistemas energéticos

Un sistema energético altamente renovable y mas eficiente naturalmente

implica una reduccién en los costos de |

0S servicios energéticos. Aunque el

aumento significativo en la demanda de energia primaria y final sugiere un
aumento en los costos del sistema energético, un sistema totalmente sostenible
tiene un precio notablemente mas bajo por unidad de energia, en
co mparacion con los niveles actuales. Mas aun, si bien la demanda total de
energia final aumenta en un factor de aproximadamente 2,5, los costos anuales
del sistema solo aumentan en un maximo de 1,8, ya que los tres escenarios

muestran un aumento de 4,4b 20 e n

2020 a 8,1b 0, 7,9b

respectivamente (ver Figura 23). La estructura de costos anuales del sistema
muestra una transicion de ser dominada por el costo del combustible a ser

principalmente gastos de capital (CAPEX). El aumento de CAPE

2 i bsignifica billones en inglégorresponindoa mil millones en castellano.

X sugiere que,

~

u



durante la transicién, la importacion de combustible se reducird,
particularmente de combustibles fésiles. Usando los excelentes recursos solares
propios de Bolivia para generar combustibles sintéticos en BPS -1 y BPS2, daria
como resultado laindependenciay seguridad energética. Debido a que no hay

costos de emision de GEIl en BPS -3, los costos de combustible se mantienen para

los combustibles fosiles utilizados en los sectores de calor y transporte.

La Figura 24 (arriba) muestra que el CAPE X no esta dominado por una sola

tecnologia. Si bien los costos de la energia solar FV tienen una parte significativa

de los costos de capital debido a la gran capacidad de la energia solar FV en

todos los escenarios, se requieren grandes inversiones para T ES, PHES,
electrolizadores y baterias. Esto resulta en un mayor costo de energia en 2025y

2030 para BPS-1y BPS2, durante los primeros afios de la transicion. Sin embargo,

a medida que los combustibles fésiles se eliminan del sistema energético, los

costo s de energia se reducen sustancialmente y el costo total nivelado de

energ?a di sminuye de aproxi madament e de 45
aproximadamente 33 0/ MWh para un sistema de ene

Sin los costos de emisiones de GEIl, este costo se r educe aun mas a

aproxi madamente 30 0/ MWh. Esta reducci-n en el
del bajo costo de la electricidad proveniente de la energia solar FV, cuyo costo

nivelado de electricidad (LCOE) se reduce en la mayor proporcion en el

escenario BPS-2 |, de 105 a/ MWh en 2020, a 21,7 0/ MWh
escenarios tienen reducciones similares en LCOE: BPS -1 tiene un LCOE de 22,2

a/ MWh 3 BtPiSene un LCOE de 22,7 04/ MWh en 2050.
cuanto a costos de energia e inversiones por s  ector y costos de combustible

durante la transicion estan disponibles en el material complementario (Tablas

S31-S39 y Figuras S40S52).
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Figura 22. Costos anuales de los sistemas por sector (arriba) y categoria de
costo principal (abajo) durante la transicion para BPS -1 (a), BPS-2 (b) y BPS-3
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Figura 23. Gastos de capital en intervalos de 5 afios (arriba) y costo nivelado
de energia (abajo) a lo largo de la transicion para BPS1 (a), BPS-2 (b) y BPS-3
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3.10 Reduccién de emisiones de Gases de Efecto Invernadero

Una transicion de combustibles fosiles a fuentes sostenibles naturalmente implica

la eliminacion de las emisiones de GEI del sistema energético. Como se muestra

en la Figura 25 (fila superior), las emisiones de GEI del sistema energético
boliviano se pueden eliminar, yendo de 22 MtCO 2 en 2020 a cero en 2050. Esta



reduccion se puede hacer drasticamente en la década de 2020 en el sector
eléctrico, y en la década de 2030 e n el sector calor. Por el contrario, el sector
del transporte sigue siendo resistente a la eliminacion gradual de los
combustibles fosiles y permanecerd en el sistema energético tal como se ve en

la Figura 25c, si no hay una fijacion de precios por las emi siones de GEI ni la
regulacion respectiva. Adicionalmente, el es cenario BPS-3 muestra una gran
cantidad de emisiones de GEI en el sector calor cuando no hay objetivos
especificos de EERR yno se aplican costos por emision de GEI.

Figura 24. Emisiones de GEI por sector (arriba) , y en el sector de transporte
segun modo y segmento (abajo) durante la transicion energética para BPS -1
(a), BPS-2 (b) y BPS-3 (¢)
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Los resultados de la simulacién sugieren que un sistema energético totalmen te
sostenible para los sectores de energia, calor, transporte y desalinizacion para
Bolivia, para el afio 2050, es técnicamente factible y econémicamente viable,

incluso considerando un aumento significativo en la demanda energética en

Bolivia. Los escenari os en los que la generacion primaria se distribuye localmente

en todo el pais y donde la generacidn se centraliza en regiones con mejor
disponibilid ad de recursos, son alternativas viables  en un escenario sin objetivos
de EERR ni costos por emision de GEI. Sin embargo, estos resultados también
implican que los costos de emision de GEI son necesarios para un escenario
totalmente renovable con costos optimizados. De todos modos, estos resultados
resaltan un camino a través del cual Bolivia puede eliminar sus emisiones
directas de GEI hasta 2050, mientras se torna completamente independiente
energéticamente, asegurando asi un futuro energético seguro y sostenible.



4 DISCUSION

La discusion de los resultados se divide en tres partes. Primero, los principales
hallazgos se discuten dentro del contexto de trabajos anteriores, seccion 4.1. En
segundo lugar, la seccién 4.2 plantea las limitaciones de este estudio. Tercero,

en la seccion 4.3, se dan recomendaciones para futuras investigaciones en
Bolivia, asi como para el campo de la transicion energética sostenible.

4.1 Principales hallazgos

Este estudio describe vias concretas para que Bolivia logre un sistema
energético basado en un 100% de EERR, y que sea técnica y econémicamente
viable. Los resultados d e una transicién energética boliviana hacia el 100% de
EERR para 2050, en los sectores de electricidad, transporte, calor y
desalinizacion, son los primeros en este campo. Es importante destacar que esta
investigacion proporciona resultados mas detallados para la region de
Sudamérica, una regiébn del mundo que no est4d bien cubierta por la
investigacion sobre 100% EERR, segin Hansen et al. [39]. Los escenarios BPS-1 y
BPS2 muestran que tal transicion es viable tanto para sistemas de energia
distribuidos como centralizados (o de alta transmisién). Los niveles de reduccién

en los escenarios llegaron a 4,5%, 2,5% y 4,2% de la demanda total de
electricidad, respectivamente. En todos los escenarios, el costo nivelado de
energia presenta hallazgos similares, con BPS -3 teniendo un costo nivelado de
energia ligeramente inferior en comparacion con BPS -1y 2. Sin embargo, estos
costos no tienen en cuenta otros beneficios no financieros para un sistema
energético, como un suministro d e energia que es totalmente doméstico y
sostenible, sin emisiones de GEI y con menor riesgo, lo que lleva a la
determinacion de gue un sistema completamente basado en EERR es de mayor
calidad, por el mismo costo y, por lo tanto, superior. Aln asi, desde un punto de
vista estrictamente econdémico, BPS -3 sugiere que para lograr un sistema
completamente basado en EERR, se requieren iniciativas de politica energética
inteligentes para gravar adecuadamente las emisiones dafinas de GEIl y
proporcionar incentivos de apoyo adecuados para el desarrollo de energias
renovables [40].

Para los escenarios totalmente renovables, existen factores clave que
conducen a energia de bajo costo, primordialmente energia solar FV de bajo
costo [39], asequibilidad de las diferentes opciones de almacenamiento, en
particular con una alta integracién del sector [41], alta electrificacién en todos
los sectores, y procesos accesib les de PtX (energia a X), principalmente
comenzando con hidrégeno renovable generado a través de electrolizadores.
Ademaés, la calefaccion eléctrica, en particular con bombas de calor y DH
eléctrica directa, puede utilizar otras formas de exceso de generaci on de
electricidad. No obstante, patrones de produccion variables como estos, incluso

con opciones de almacenamiento, requieren flexibilidad en la demanda. Con

tales condiciones, los electrolizadores pueden organizarse para operar solo en



horas pico de pro duccidn, y siguiendo los procesos PtX, como FT y metanizacion,
pueden operarse casi continuamente para generar los combustibles sintéticos
requeridos en los sectores de calor y transporte.

Anteriores estudios sobre el sistema energético de Bolivia [16, 18, 19] consideran
principalmente el sector energético boliviano, y ninguno analiza un sistema de
electricidad 100% renovable. Candia et al. [18] muestran que la alta
proliferacién de energia renovable no hidroeléctrica es técnicamente factible

desde 2021 y que el 50% de la capacidad total, distribuida uniformemente entre

la energia solar FV y la edlica/, genera ahorros en el costo de la electricidad,
incluso en comparacion con el precio subsidiado del gas natural de Bolivia.

Otras investigaciones, asi como las proyecciones del gobierno, en [11, 13, 16,
20], destacan u na mayor participacion de capacidad hidroeléctrica instalada,

con menor participacion de energia solar FV y edlica. Mas aln, las grandes
instalaciones hidroeléctricas planificadas por el gobierno boliviano estan

destinadas a producir electricidad de export acion, en lugar de ser utilizadas
dentro de Bolivia [11]. Las limitaciones sociales y ambientales descritas para las
diferentes formas de energia hidroeléctrica [42, 43, 44], pueden extenderse aun

mas al desarrollo futuro de la energia hidroeléctrica, y pueden resultar en la
pérdida de valor econémico y la viabilidad de las instalaciones hidroeléctricas
si la construccion se retrasa.

Los resultados mu estran, ademas, una demanda de desalinizacion muy
pequefia, a pesar de los grandes recursos hidricos de Bolivia. En principio, los
recursos hidricos pueden estar disponibles, pero no siempre donde finalmente

se necesitan. Asimismo, cualquier suministro de a gua debe cumplir con los
criterios de sostenibilidad. Por lo tanto, se prefiere el agua de mar a los recursos

de agua dulce no sostenibles. El desarrollo de la infraestructura necesaria para

la desalinizacion de agua salada requiere atravesar tierras fuera de Bolivia.
Chile, en teoria, tendria mas sentido, sin embargo, los problemas politicos
pueden resultar ser una limitante importante. Es mas realista desarrollar un
camino a través de Perd, aunque seria mucho mas costoso debido a la mayor
distancia.

Sauer et al. [7] estudian el potencial alto impacto de vehiculos eléctricos de

produccion local en el sector del transporte boliviano. Dadas las reservas de litio

del pais, los resultados demuestran que la proliferacién de ve hiculos eléctricos

de carga liviana puede proporcionar ahorros econémicos en la escala de

millones de USD, asi como varios beneficios sociales producto del desarrollo local

de litio y de los propios vehiculos. Dichos resultados dependen de los bajos

costos de produccion de electricidad (LCOE), que segln este estudio se

reducen de manera mas significativa en la transicion en BPS -2 de 105 0/ MWh
2020 a 21,7 0/ MWh en 2050. N o e3bndicamqué, En, | os
objetivos dirigidos al 100% de E ERR y sin incluir los costos por emision de GEIl en la

fijacibn de precios de la electricidad, los combustibles fosiles pueden

r
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e s



permanecer en el sistema, de modo que solo se lograria el 90% de EERR en la
TPES.

Més aun, segun Velasco et al. [45], el desarrollo de la industria de gas a liquido
(GTL) en Bolivia, a través de procesos FT, puede proporcionar una via para
eliminar la importacién de combustible. Teniendo en cuenta que los resultados

de este estudio muestran una pa rticipacion importante de los combustibles
sintéticos al final de la transicion, el desarrollo de capacidades en GTL podria
hacerse a corto y mediano plazo con los recursos de gas natural de Bolivia, pero

el riesgo de tener inversiones varadas para una inv ersion de 20 a 30 afios es alto,
ya que los paises importadores podrian prohibir los combustibles fésiles y solicitar
combustibles libres de emisiones fosiles. Dado el papel de Bolivia como

exportador de gas en la region, la produccién y la exportacién pued en
continuar a corto plazo, ya que Bolivia tiene suficientes recursos de gas [46], y
los ingresos del gas natural pueden utilizarse para financiar proyectos de EERR a
gran escala. Tal ha sido el caso de Noruega, donde e | sector petrolero -que se
prevé va a decaer en el largo plazo - domina la economia, y la electricidad
renovable abastece una demanda interna cada vez mas electrificada [47, 48].

La politica boliviana d e gas natural ha enmarcado el sector de hidrocarburos

en un modelo de desarrollo cuyos ingresos pueden ser utilizados por el Estado

en el campo econdmico y social [49]. Sin embargo, Ramirez Cendrero  [49]
también destaca que caracterizar al sector hidrocarburos por el superavit
puede entrar en conflicto con otros objetivos clave de un sector energético

como la eficiencia, la diversificacion energética, la seguridad energética, el
suministro universal y la gestion de impactos ambientales.

Como se menciond anteriormente, el gobierno boliviano no proporciona ningin

estudio de planificacion energética a largo plazo, sin embargo, [17] establece
gue las EERR constituiran el 81% de la generacién de electricidad para 2030. El
escenario de Bolivia para 2027 en  [11], establece que las fuentes de biomasa

comprenderan 8% de la demanda total de energia final. Por lo tanto, este
estudio proporciona los primeros resultados, en BPS -1 y BPS2, delineando una
rut a para-f oai |lGdkesci - nd del si st ema ener g®tic

técnicamente factible y mas eficiente econémicamente, en linea con los pilares

de desarrollo establecidos para Bolivia  [2]. Estos ahorros de eficiencia se pueden
estimar en aproximadamente 22%, 14% y 26% para BPS -1, BPS2 y BPS3,
respectivamente. Ademas, el desarrollo a gran escala de la energia solar FV,

parti cularmente en comunidades fuera de la red, puede servir para reducir la
pobreza energética en Bolivia [50]. Estos resultados también destacan la
necesidad de una formulacién de politicas inteligentes para promover el

de sarrollo y la inversion en tecnologias renovables, muchas de las cuales faltan

en Bolivia, segin Washburny Pablo -Romero [51].

La principal fuente de energia para Bolivia de este estudio es la energia solar FV.
Las altas cuotas de energia solar FV en Bolivia estan respaldadas por los



hallazgos de recursos solares en  [52], que determinaron que Bolivia se encuentra
entre los diez paises con maxima irradiacion solar para sistemas FV de plano fijo
con inclinacion optima. Asimismo, estos resultados respaldan los hallazgos de
Haegel etal. [53] y Strauch [54] que sugieren que las tecnologias solares FV estan
listas para una escalada a nivel global como contribuyentes centrales en todos

los segmentos de energia, y que una transicion dominada por el recurso solar se
realizara como una reforma completa y disruptiva en lugar de un cambio
gradual [40]. La proporcién de electricidad generada, necesaria para todos los
sectores para 2050 en BPS -1, sera de 89% energia solar FV, 7% OCGT y 4% de
otros, incluyendo energia edlica e hidroeléctrica. Se ven resultados similares en
BPS2 y BPS3. En consecuencia, la generacion de electricidad en todos los
sectores en BPS-1 seria 93% de energia solar FV, 3% de CHP residual, 2% de
energia hidroeléctrica y 3% de otros. El recurso solar de Bolivia es tan abundante

que la capacidad instalada de energia sol ar FV es solo el 2,3% del limite superior,
correspondiente al 0,1% del area total de Bolivia. Estos resultados parecen diferir

en cierta medida de estudios globales y regionales de Sudamérica [20, 23, 55,
56, 57] respecto a que todos los sectores de energia alcancen los objetivos del
Acuerdo de Paris sobre Cambio Climatico [3].

Los estudios que analizan una ruta de t ransicion energética para todos los
sectores en Sudamérica, que consideran a Bolivia y otros paises como una
region, ofrecen miradas variadas respecto a un futuro sistema energético para

Bolivia. Teske [55] sugiere que, para laregion central de Sudamérica que incluye

a Bolivia, para un escenario de aumento de 1,5 3, la estructura de generacion

de energia estaria compuesta de 29% de EERR intermitentes (principalmente
energia solar FV, CSP y edlica), 49% de EERR regulable ( sobre todo hidroeléctrica

y biomasa), y 22% de plantas de energia regulable de hidrégeno -gas (no fosil).
Por el contrario, Ram et al . [23], encuentran que la regién que incluye a Bolivia

se basaria en la energia solar F V, con casi 75% de la generacion de electricidad
proveniente de energia solar FV. En el estudio de Jacobson etal. [56], en Bolivia
los usos finales estarian cubiertos por 22% de energia edlica, 15% geotérmica, 3%
hidroe léctrica, 49% solar FV y 10% CSP. Para toda Sudamérica, Loffler et al. [57],
encuentran una proporcion de 90% tanto de energia hidroeléctrica como de

energia solar FV, con el 10% restante cubierto por energia edlica en t ierra. Las
diferencias entre estos estudios y los resultados del presente estudio pueden
atribuirse en gran medida a las diferencias metodol6gicas y las diferencias en

las hipotesis, en particular las hipétesis de costos, como también se discute en

[58].

Los resultados del modelo LUT para regiones que incluyen a Bolivia [20, 21]
demuestran el impacto de la estructuracion regional en el resultado de los
estudios de tra nsicion energética. El enfoque multimodal de este estudio
permite considerar diversidad en la topografia, el clima y la distribucién
geografica de los recursos y el consumo. Esto es especialmente relevante dadas

las vastas diferencias topoldgicas y climati  cas en toda Bolivia, desde los bosques
del noreste hasta el Altiplano en el suroeste. En comparacion con un pais vecino



con condiciones similares  [59], los resultados indican una participacion muy
diferente en la genera cién de electricidad primaria; no obstante, la estructura

del sistema energético sigue siendo consistente con los resultados de este
estudio, con todos los sectores siendo altamente electrificados, y las
capacidades de almacenamiento de electricidad y calo r siendo los principales
impulsores de la transicion.

Es importante sefialar también que todos estos escenarios parten de un supuesto
unificador, esto es, que la energia nuclear no es parte de la solucién para un
sistema 100% de EERR. Actualmente, Bolivia no tiene planes de instalar
capacidad nuclear, sin embargo, en 2017, la Agencia Boliviana de Energia
Nuclear (ABEN) firmé un contrato con Rusia para comenzar a estudiar reactores
nucleares de pequefia capacidad y desarrollar las competencias nucleares de
Bolivia [60]. Child et al. [37], Ram et al. [61], y Grubler [62] discuten los riesgos
asociados con plantas de energia nuclear, incluyendo la alta inversién
econdmica, asi como los riesgos sociales y ambientales con respecto a la falla
potencial, el desmantelamiento de las plantas nucleares y el tratamiento de los
residuos nucleares

4.2 Limitaciones

Las principales limitaciones de este estudio se debieron, en gran medida, a la
falta de informacién proporcionada por los canales del gobierno,
particularmente en relacion con las demandas especificas de uso final. Si bien

la informacion provista permitié hacer el andlisis de Bolivia desde un enfoque de
multiples nodos dun método que considera la capacidad de transmision
existente y la distribucién geogréfica adecuada de la demanda y los recursos o}
en gran medida, faltaban los uso s finales especificos de energia por sector. Una
vez que se recopilaron los datos para 2015, la demanda y la capacidad
instalada se extrapolaron para el afio 2020. Esta extrapolacion indudablemente
tendra cierta disparidad con los nimeros oficiales que sera n publicados por el
gobierno boliviano y otras organizaciones, como la Agencia Internacional de
Energia (IEA).

Ademas, la falta de proyecciones gubernamentales para 2050 para todos los
sectores energéticos no permite comparar los escenarios de mejores poli ticas
(BPS) con las politicas actuales de Bolivia. Tal comparacién podria proporcionar
informacion clave dada la trayectoria de los planes de electricidad del
gobierno para instalar grandes centrales hidroeléctricas, con solo una limitada
cantidad de energ ia solar FV, la tecnologia predominante de suministro de
energia de este estudio. Del mismo modo, sin tener la estimacién de los recursos
potenciales por parte del gobierno boliviano, fuera de la energia hidroeléctrica,

los resultados de la capacidad renov able instalada no se pueden comparar
con lo que el gobierno considera factible técnica o econémicamente. Una
limitacion adicional a este respecto, es que Bolivia, para los fines de este estudio,

es tratada como una isla energética. Por lo tanto, el modelo no aborda el



exceso de electricidad como exportable, por lo que dicha electricidad se resta,
incurriendo en costos adicionales para el sistema. Dado el potencial de Bolivia

para ser un exportador de electricidad, segun Pinto de Moura etal. [13], enun
escenario de alta proliferacién de energia solar FV, seria interesante realizar
mayor investigacion sobre su potencial de exportacién a nivel regional.

Si bien un sistema de EERR tendria claros beneficios sociales y econémicos, asi
como consecuencias sociale s y ambientales limitadas, las actitudes publicas
hacia las instalaciones de EERR pueden variar segln caracteristicas
sociodemogréficas y posiciones politicas [63]. La disponibilidad de EERR de bajo
costo es especialmen te importante con respecto al desarrollo inclusivo, el
desarrollo de comunidades alejadas y de bajos ingresos dque generalmente
pagan proporcionalmente mas por los servicios de electricidad 0, y la mejora del
nivel de vida de los hogares, particularmente de las mujeres [44, 64, 65]. Estos
proyectos pueden aportar a una mayor diversificaciéon de la economia de

Bolivia y reducir su dependencia de las exportaciones de gas [49]. Las
comunidades alejadas pueden beneficiarse mucho de una electrificacion

gradual con EERR, en particular la energia solar FV, por tener menor costo en un
entorno econdémicamente complejo [66]. Teniendo en cuenta que futuras
exportaciones de gas requerirdn el desarrollo de reservas no utilizadas, debe
implementarse un mayor escrutinio socioambiental en la evaluacion de los sitios.

Dado que la regién de Potosi es el hogar de la mayor reserva de liti o del mundo
[7], el aumento del costo del uso de litio por el propio pais, a medida que se
desarrolla la extraccién de este recurso, puede influir en los tomadores de

decisiones con respecto al uso de litio en el sistema energético boliviano. Lu et
al. [67] destacan el litio como clave para las transiciones globales bajas en
carbono, particularmente por su uso en baterias. Sin embargo, Hancock etal.

[68] afirman que, si bien la mineria de litio podria impulsar el desarrollo y el flujo

fiscal hacia las partes subdesarrolladas del pais, es un proceso de uso intensivo

de agua que utiliza productos quimicos téxicos que traen consigo problemas de
eliminaci 6n de residuos por encima de los que ya existen en el sistema publico

de gestion de residuos de Bolivia  [69]. Aunque Ali etal. [70] y Hancock etal . [68]
sugieren modelos de desarrollo de la mineria vinculadas a alianzas publico -
privadas, cabe notar que Bolivia es un pais vulnerable a la caida de tales
alianzas. Ademas, la extraccion de litio podria afectar negativamente el
ecoturismo en el Salar d e Uyuni, que alberga una cantidad significativa del
recurso de litio de Bolivia [68].

Los resultados de este estudio indican que un sistema que prioriza la transmision
interregional, en lugar de una generacion mas distribuida, es ligeramente més
rentable; no obstante, el valor agregado del comercio de electricidad entre
departamentos, en co mparacion con el aumento del almacenamiento de
electricidad a gran escala, puede ser de interés para los futuros formuladores

de politicas en Bolivia. El desarrollo de la industria minera de litio en Bolivia
también puede influir en la discusién sobre las compensaciones entre mayor



almacenamiento a gran escala y la transmisién de electricidad. Los analisis
previos, asi como los objetivos de desarrollo de Bolivia para convertirse en un
exportador de electricidad, pueden afectar en forma similar en el valor
agregado del desarrollo de la red de transmision interna.

4.3 Recomendaciones para futuros trabajos

Este estudio es un primer paso para desarrollar un dialogo y una comprension
inicial sobre como podria ocurrir una transicion energética en Bolivia. Como
siguie nte paso, los autores proponen que se realicen mas investigacion sobre el
sistema energético boliviano, asi como otros estudios, utilizando diferentes
modelos, sobre la transicion en Bolivia. Si el gobierno boliviano propone politicas
que proyecten el desa  rrollo energético de Bolivia para 2050, se deberian realizar
investigaciones adicionales para comparar esas politicas con los escenarios de
mejores politicas (BPS) presentados aqui. Ademas, el analisis de la aceptacion
social y el uso de EERR distribuidas para alcanzar el acceso universal a los
servicios basicos, puede proporcionar mayor profundidad respecto a los
aspectos sociales de una transicion energética. Finalmente, los estudios futuros
pueden estimar otros efectos socioecondmicos y ambientales duran te la
transicion a un sistema totalmente sostenible, como el ahorro de costos en salud,

la creacion de empleos  [71] y la reduccion de otros productos nocivos.

5 CONCLUSIONES

Bolivia tiene algunos de los recursos solares mas abundantes del mundo, junto
con otros muchos recursos renovables, lo cual da como resultado que las
tecnologias de EERR y de almacenamiento pueden satisfacer el rapido
crecimiento de la demanda de energia para todos los sectores, para todas las
horas, a largo del afio. La energia solar fotovoltaica de bajo costo es el factor
clave de | a transicidn hacia un sistema de energia totalmente sostenible. Los
escenarios BPS-1 y BPS2 muestran la electricidad renovable como base para un
sistema 100% de EERR, que es técnica y econdmicamente competitivo en un
escenario que no incluye el costo por emisiones de GEI. Un sistema como éste
impulsado por electricidad renovable, es significativamente més eficiente que

las practicas actuales. El aumento en la eficiencia y una inversion significativa
en energia solar FV son claves paralareduccion d el costo nivelado de energia
de 45 a4/ MWh en 2020 a 33 0/ MWh en 260lsdno A esto
BPS2 implican cero emisiones de GEI de todos los sectores energéticos, lo cual
respalda los compromisos de Bolivia con el Acuerdo de Paris sobre Cambio
Climatico, y le daria independencia de los combustibles fésiles para 2050.

Si bien la politica actual coloca al sector energético de Bolivia en una posicion
sélida para lograr cero emisiones de GEl, los sectores de calor y transporte
requieren objetivos mas ambiciosos en términos de politica nacional. Futuros
estudios pueden anal izar en mayor profundidad los efectos de una transicion



para los bolivianos, a fin de comprender la transicion energética boliviana
desde la perspectiva socioecondmica. Los resultados de este estudio muestran

que Bolivia tiene el potencial de convertirse e n uno de los primeros paises con
un sistema energético 100% sostenible, y que esto se puede lograr en conjunta
con el aumento significativo de la demanda energética .
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8 ANEXOS

Tabla S2: Proyeccién crecimiento poblacional

[1]

Regién | Unidad | 2020 | 2025 | 2030 | 2035 | 2040 | 2045 | 2050
PNDyBNI | [mil] 0,62 0,67 0,71 0,75 0,80 0,84 0,88
LPZ [mil] 3,03 3,25 3,46 3,68 3,89 4,10 4,30
SCz [mil] 3,23 3,46 3,69 3,92 4,15 4,37 4,58
CBB [mil] 2,03 2,17 2,32 2,46 2,60 2,75 2,88
ORU [mil] 0,56 0,60 0,64 0,68 0,72 0,76 0,79
PTS [mil] 0,93 1,00 1,06 1,13 1,20 1,26 1,32
CHQ [mil] 0,66 0,70 0,75 0,80 0,84 0,89 0,93
TJA [mil] 0,57 0,61 0,65 0,69 0,74 0,77 0,81
Bolivia | [mil] 11,63 | 12,45 | 13,28 | 14,11 | 14,93 | 15,74 | 16,51
Tabla S3: Proyeccion de demanda de electricidad, calor, transporte y
desalinizacion (MarcadorDePosicionl; MarcadorDePosicion2;
MarcadorDePosicion3
Demanda de
servicio de Unidad 2020 | 2025 | 2030 | 2035 | 2040 | 2045 | 2050
energia
Demanda de [TWhe] | 10,5 | 13,0 | 15,1 | 18,3 | 22,2 | 27,0 | 32,6
electricidad
Demanda de calor| v 1 | 438 | 60,2 | 74,6 | 94,3 | 118,0] 1467 181,5
industrial
Demanda de
calefaccion de [TWhh] 55 | 7,2 8,6 | 10,7 | 13,3 | 16,4 | 20,2
espacios
Demanda de
calefaccion [TWhr] 55 | 7,2 8,6 | 10,7 | 13,3 | 16,4 | 20,2
residencial
Demanda de calor
para cocinar con [TWhh] 2,1 0,6 04 | 0,2 01| 00 | 0,0
biomasa
Demanda de
transporte LDV (il p-km] 1047 | 1205 | 1332 | 1570 | 1866 | 2231 | 2686
terrestre de 7 6 5 3 7 0 7
pasajeros
Demanda de
transporte 2WISW1 il p-km] | 2680 | 3120 | 3489 | 4157 | 4992 | 6020 | 7327
-terrestre de
pasajeros
Demanda de
Lanspore oSt [mil p-km] | 1037 | 1107 | 1127| 1216 | 1316 | 1429 | 1522
e pasajeros en
autobus
Demanda de . 1095| 1278 | 1500 | 1769
transporte terrestre [mil p-km] | 7728 | 8733 | 9473 3 0 6 9




de pasajeros en
autobus

Demanda de
transporte MDV-
terrestre de carga

[mil t-km]

891

1007

1093

1263

1474

1731

2041

Demanda de
transporte HDM
terrestre de carga

[mil t-km]

361

408

442

511

597

701

826

Demanda de
transporte
ferroviario de
pasajeros

[mil p-km]

1762

1991

2160

2497

2914

3421

4036

Demanda de
transporte
ferroviario de carge

[mil t-km]

2680

3120

3489

4157

4992

6020

1327

Demanda de
transporte maritimg
de pasajeros

[mil p-km]

376

425

461

533

622

731

862

Demanda de
transporte maritimc
de carga

[mil t-km]

4548

5139

5575

6446

7521

8831

1041

Demanda de
transporte aéreo ds
pasajeros

[mil p-km]

177

200

217

250

292

343

405

Demanda de
transporte aéreo ds
carga

[mil t-km]

376

425

461

533

622

731

862

Demanda de
desalinizacion del
agua

[m3/dia]

96

384

1608

5040

9168

1099

1154

Tabla $4: Demanda energética especifica proyectada por modo de transporte y

tipo de vehiculo(MarcadorDePosicion2)

Modo de transporte y

{ibw de vehiculo Unidad 2020 | 2025 | 2030 | 2035 | 2040 | 2045 | 2050
Terrestre LDV ICE [kWhy/km] | 0,767 | 0,737 | 0,695| 0,641 | 0,583 | 0,525 | 0,458
Terrestre LDV BEV [kWhe/km] | 0,175 0,148 0,134| 0,126 | 0,119 0,112 0,103
Terrestre LDV FCEV | vwhykm] | 0,000 0,226 0,218 0,205 | 0,201 | 0,178 0,166
Terrestre LDVPHEV | whe/km] | 0,215 0,153 | 0,144 | 0,135 | 0,123| 0,111 0,095
Terrestre LDVPHEV | vwhy/km] | 0,126 0,116 0,108| 0,102 | 0,094 | 0,087 | 0,080
Terrestre 2/3W ICE [kWhwkm] | 0,143| 0,143 | 0,143| 0,143 | 0,143| 0,143 | 0,143
Terrestre 2/3W BEV [kWhe/km] | 0,050 0,050 | 0,050| 0,050 | 0,050| 0,050 | 0,050
Terrestre 2/3W FCEV | ywhy/km] | 0,000 0,000 0,000| 0,000 | 0,000| 0,000 0,000
Terrestre 2/3W PHEV | ywhe/km] | 0,000 | 0,000 | 0,000| 0,000 0,000 | 0,000 | 0,000




Terrestre 2/3W PHEV

[kWhi/km] | 0,000| 0,000 | 0,000| 0,000 | 0,000| 0,000 | 0,000
Terrestre Bus ICE [kWhiwkm] | 4,067 | 4,023 | 3,966 | 3,908 | 3,858/ 3,808 | 3,714
Terrestre Bus BEV [kWhe/km] | 0,000 1,744 | 1,698 1,648 | 1,598 | 1,559 | 1,512
Terrestre Bus FCEV [kWhiw/km] | 0,000| 2,853 | 2,791 | 2,720 2,589 | 2,487 | 2,379
Terrestre Bus PHEV [kWhe/km] | 2,028 1,952| 1,940 1,923 | 1,905 1,878/ 1,849
Terrestre Bus PHEV [kWhe/km] | 0,919 0,887 | 0,858 0,833| 0,803| 0,779 0,753
Terrestre MDV ICE [kWhikm] | 2,340| 2,259 | 2,156 | 2,039 | 1,950| 1,866 | 1,719
Terrestre MDV BEV [kWhe/km] | 0,895| 0,751 | 0,697 | 0,641 | 0,596 | 0,564 | 0,525
Terrestre MDV FCEV | nawhy/km] | 0,000| 1,286 1,239 | 1,171 | 1,106 | 1,062 | 1,002
Terrestre MDV PHEV | nawhe/km] | 1,404 | 1,301 | 1,248 1,189 | 1,123 | 1,065 | 0,995
Terrestre MDV PHEV | nawhy/km] | 0,358 0,306 | 0,282 0,263 | 0,242 | 0,226 | 0,208
Terrestre HDV ICE [kWhkm] | 3,406 | 3,233 | 3,029 2,797 | 2,604 | 2,485 2,320
Terrestre HDV BEV [kWhe/km] | 0,000| 1,494 | 1,354 | 1,270| 1,188 1,110 1,038
Terrestre HDV FCEV | nawhy/km] | 0,000| 1,805 1,711 1,575 1,482 1,409 | 1,303
Terrestre HDV PHEV | nawhe/km] | 0,000 2,106 | 2,015 | 1,899 | 1,739 | 1,605 | 1,494
Terrestre HDV PHEV | nawhy/km] | 0,000| 0,448 | 0,421 0,394 | 0,358 | 0,332 | 0,310
Ferrov. combust. pasal why,/(p-km)] | 0,079| 0,078| 0,078 | 0,078 | 0,077 | 0,076 | 0,074
Ferrov. electr. pasaj. | [xwhe/(p-km)] | 0,049 | 0,047 | 0,046 | 0,045| 0,043 | 0,042 | 0,041
Ferrov. combust. Cargd  [kwhyy/(t-km)] | 0,048 | 0,048| 0,047 | 0,047 | 0,046 | 0,045 | 0,042
Ferrov. electr. carga | [kwhe/(t-km)] | 0,024 | 0,022| 0,021 | 0,020| 0,019 | 0,018 | 0,017
Marit. combust. pasaj.| [kwhyy/(p-km)] | 0,000 0,000| 0,000 0,000| 0,000 0,000 | 0,000
Marit. electr. pasaj. [kWhe/(p-km)] | 0,000| 0,000 | 0,000| 0,000 | 0,000 | 0,000 0,000
Marit. LH2 pasaj. [kWhu/(p-km)] | 0,000 0,000 0,000| 0,000 | 0,000| 0,000 | 0,000
Marit. LNG pasaj. [kWh/(p-km)] | 0,000 0,000 0,000| 0,000 | 0,000| 0,000 | 0,000
Marit. combust carga | [ whyy/(t-km)] | 0,026 | 0,026 | 0,026 | 0,026 | 0,026 | 0,023 | 0,023
Marit. electr. carga [kWhe/(t-km)] | 0,012| 0,012 0,013| 0,013| 0,013 0,013 0,013
Marit. LH2 carga [kWhe/(t-km)] | 0,000 | 0,000 0,022 0,021 | 0,019| 0,019 | 0,018
Marit. LNG carga [KWhe/(t-km)] | 0,025 | 0,025 | 0,024 | 0,024 | 0,024 | 0,023 | 0,023
Aéreo combust. pasaj. ewhy/(p-km)] | 0,470 | 0,459 | 0,448 0,432 0,418 0,407 | 0,395
Aéreo electr. pasaj. | [\whey/(p-km)] | 0,000 | 0,000 | 0,000| 0,145 | 0,139 | 0,134 0,129
Aéreo LH2 pasaj. [kWh/(p-km)] | 0,000| 0,000| 0,000| 0,278/ 0,267 0,257 0,247
Aéreo combust carga | [why/(t-km)] | 0,122| 0,119 0,116 | 0,112 | 0,108| 0,104| 0,099
Aéreo electr. carga [kWhe/(t-km)] | 0,000| 0,000 | 0,000| 0,000 | 0,000| 0,000 0,000
Aéreo LH2 carga [kWh/(t-km)] | 0,000| 0,000| 0,000| 0,072| 0,070| 0,067 | 0,064




Tabla S5: Proyeccion de porcentajes de la demanda de pasajeros por modo
de transporte y tipo de vehiculo

(MarcadorDePosicién2)

Modo de transporte y tipo devehiculo 2020 | 2025 | 2030 | 2035 | 2040 | 2045 | 2050
Terrestre LDV ICE combustible liquido 94,0% | 79,9% | 50,0% | 20,0% | 11,0% | 7,0% | 4,0%
Terrestre LDV BEVi eléctrico 3,0% | 10,0% | 39,0% | 68,0% | 74,0% | 73,0% | 76,0%
Terrestre LDV FCEM hidrégeno 3,0% | 10,0% | 10,0% | 10,0% | 10,0% | 10,0% | 10,0%
Terrestre LDV PHEM eléctr./combust.lig. 3,0% | 10,0% | 10,0% | 10,0% | 10,0% | 10,0% | 10,0%
Terrestre 2W/3W ICE combust. liquido 65,0% | 60,0% | 40,0% | 25,0% | 15,0% | 10,0% | 5,0%
Terrestre 2W/3W BEV eléctrico 35,0% | 40,0% | 60,0% | 75,0% | 85,0% | 90,0% | 95,0%
Terrestre BUS ICE combust. liquido 78,9% | 47,9% | 16,9% | 59% | 4,9% | 3,9% | 2,9%
Terrestre BUS BEY eléctrico 20,0% | 50,0% | 80,0% | 90,0% | 90,0% | 90,0% | 90,0%
Terrestre BUS FCEV hidrégeno 0,1% | 0,1% | 0,1% | 0,1% | 0,1% | 0,1% | 0,1%
Terrestre BUS PHEV eléctric./ combust. ligf 1,0% | 2,0% | 3,0% | 4,0% | 50% | 6,0% | 7,0%
Ferroviario- eléctrico 147% | 24,1% | 39,7% | 54,3% | 68,8% | 81,8% | 94,7%
Ferroviarioi combustible liquido 85,3% | 75,9% | 60,3% | 45,7% | 31,2% | 18,2% | 5,3%
Aéreoi eléctrico 0,0% 0,0% 0,0% 1,2% 47% | 10,5% | 18,7%
Aéreoi combustible liquido 100% | 100% | 100% | 96,5% | 86,0% | 68,5% | 43,9%
Aéreo- hidrégeno 0,0% 0,0% 0,0% 2,3% 9,3% | 21,0% | 37,4%
Tabla S6: Proyeccion de porcentajes de la demanda de carga  por modo de
transporte y tipo de vehiculo  (MarcadorDePosicion2)

Modo de carga y tipo de vehiculo 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050
Terrestre MDV ICE combustible liquidg 88,9% | 78,0% | 47,0% | 16,0% | 5,0% | 4,0% | 3,0%
Terrestre MDV BEVi eléctrico 10,0% | 19,0% | 48,0% | 75,0% | 80,0% | 80,0% | 80,0%
Terrestre MDV FCEM hidrégeno 0,1% 1,0% 2,0% 5,0% | 10,0% | 10,0% | 10,0%
Terrestre MDV PHEVeléct./combust.lig| 1,0% | 2,0% | 3,0% | 4,0% | 50% | 6,0% | 7,0%
Terrestre HDV ICH combust. liquido 97,5% | 88,0% | 77,0% | 46,0% | 12,0% | 4,0% | 3,0%
Terrestre HDV BEW eléctrico 1,0% 8,0% | 15,0% | 30,0% | 50,0% | 50,0% | 50,0%
Terrestre HDV FCEV hidrégeno 0,5% 2,0% 5,0% | 20,0% | 30,0% | 30,0% | 30,0%
Terrestre HDV PHEVeléct.combust.lig. | 1,0% | 2,0% | 3,0% | 4,0% | 8,0% | 16,0% | 17,0%
Ferroviario.- eléctrico 14,7% | 24,1% | 39,7% | 54,3% | 68,8% | 81,8% | 94,7%
Ferroviario.i combustible liquido 85,3% | 75,9% | 60,3% | 45,7% | 31,2% | 18,2% | 5,3%
Maritimoi eléctrico 01% | 0,6% | 1,1% | 2,8% | 56% | 7,2% | 8,3%
Maritimoi combustible liquido 99,4% | 98,4% | 95,9% | 91,2% | 79,4% | 57,8% | 26,7%
Maritimo - hidrégeno 0,0% 0,0% 1,0% 3,0% | 10,0% | 25,0% | 45,0%
Maritimoi LNG 0,5% 1,0% 2,0% 3,0% 5,0% | 10,0% | 20,0%
Aéreoi eléctrico 0,0 | 0,0% | 0,0% | 0,0% | 0,0% | 0,0% | 0,0%
Aéreoi combustible liquido 100% | 100% | 100% | 97,7% | 90,7% | 79,0% | 62,6%
Aéreo - hidrégeno 0,0% 0,0% 0,0% 2,3% 9,3% | 21,0% | 37,4%




Tabla S7: Proyeccion de demanda

final de energ

ia por forma de energia

Forma de energia | Unidad 2020 | 2025 | 2030 | 2035 | 2040 | 2045 | 2050

Demanda de [TWhe] 105 | 14,3 | 18,0 | 24,9 | 326 | 393 | 46,4

electricidad

Demanda de calor | [TWhy] 52,4 | 69,3 85,2 107 134 166 205

Demanda de [TWh] 362 | 348 | 299 | 205 | 11,7 | 97 | 94

combustible

Total [TWh] 99,1 | 118 | 133 | 153 | 178 | 215 | 261

Tabla S8: Proyeccion de demanda final de energia por sector

Forma de energia | Unidad 2020 | 2025 | 2030 | 2035 | 2040 | 2045 | 2050

Demanda de [TWhe 105 | 130 | 151 | 183 | 222 | 27,0 | 32,6

electricidad

Demanda de calor | [TWhy] 52,4 69,3 85,2 107 134 166 205

Demanda de [TWHh] 36,2 | 36,1 | 32,8 | 27,1 | 220 | 220 | 231

transporte

gem"’.‘“.da de [TWh] 0,00 | 0,00 | 0,00 | 001 | 0,01 | 001 | 0,01
esalinizacion

Total [TWh] 99,1 | 118 | 133 | 153 | 178 | 215 | 261

Figura S25: Porcentajes relativos de demanda de calor por aplicacion (izq.) y
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Figura S26: Demanda final de transporte de pasajeros en porcentajes absoluto s
(izq.) y relativo s (der.)
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Figura S27: Demanda final de transporte de carga en porcentajes absolutos
(izq.) y relativo s (der.)
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Figura 28: Demanda final de energia para transporte por

en porcentajes absoluto s (izq.) y relativo s (der.)
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Figura S29: Demanda final de energia para transporte de pasajeros y carga por

modo de transporte en
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Figura S30: Demanda final de energia & pasajeros terrestres por tipo de
vehic ulo en porcentajes absolutos (izg.) y relativo s (der.)
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Figura S31: Demanda final de energia & carga terrestre por tipo de vehiculo en
porcentajes absolutos (izg.) y relativo s (der.)
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Figura S32: Demanda final de energia o transporte ferroviario en porcentajes
absoluto s (izqg.) y relativo s (der.)
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Figura S33: Demanda final de energia o transporte maritimo en

porcentajes

absoluto s (izg.) y relativo s (der.)
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Figura S34: Demanda final de energia & transporte aéreo en
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Tabla S9: Hipétesis financieras y técnica s de las tecnologias del sistema
energeético utilizado
Tecnologia Unidad 2020 2025 2030 2035 2040 2045 2050 | Fuentes
) Capex ua/ kW| 432 336 278 237 207 184 166
Planta de energia™q o0 6 | 4/ (e 7,76 | 6,51 | 5,66 5 447 | 404 | 37
eléctrica (PP} 56
FV plano fijo Opex var U/ k We 0 0 0 0 0 0 0 [5, 6]
inclinado Tiempo de afios 30 35 35 35 40 40 40
Capex U/ kW| 1045 842 715 622 551 496 453
EV techo- Opex fix a/ (e 9,13 7,66 6,66 5,88 5,26 4,75 4,36 i
residencial Opex var G/ kavh 0 0 0 0 0 0 0 (5]
Tiempo de afios 30 35 35 35 40 40 40
vida
Capex 0/ kkW| 689 544 456 393 345 308 280
FV techo- ) B
comercial Opex fix a/ (el 9,13 7,66 6,66 5,88 5,26 4,75 4,36 [5]
Opex var U/ keWh 0 0 0 0 0 0 0




Tiempo de

s afios 30 35 35 35 40 40 40
Capex a/ kw| 512 397 329 281 245 217 197
£V techo. Opex fix G/ (e 913 | 766 | 666 | 588 | 526 | 475 | 4,36 )
industrial Opex var G/ kavh 0 0 0 0 0 0 0 (5]
T'e\r;’i‘g: de afios 30 35 35 35 40 40 40
Capex a/ kW| 475 370 306 261 228 202 183
PR FV con Opex fix G/ (daW| 854 | 7,16 | 6,23 5,5 4,92 | 444 | 407
seguimiento de Opex var G/ kewWh 0 0 0 0 0 0 0 [5.6,7]
un eje Tiempo de
s afios 30 35 35 35 40 40 40
Capex G/ kW| 1150 | 1060 | 1000 | 965 940 915 900
5P Edlica en Opex fix a/ (e 23 21,2 20 193 | 188 | 183 18 .
tierra Opex var G/ kavH 0 0 0 0 0 0 0 (8]
T'e\r/'i‘g’; de afios 25 25 25 25 25 25 25
Capex G/ kw| 2560 | 2560 | 2560 | 2560 | 2560 | 2560 | 2560
Planta Opex fix G/ (dan 768 | 768 | 768 | 768 | 768 | 768 | 76,8
:‘,'gfoe'ecmca de | opexvar G/ kavH 0,005 | 0,005 | 0,005 | 0,005 | 0,005 | 0,005 | 0,005 9]
| "
T'e\%’; de afios 50 50 50 50 50 50 50
Capex G/ kW| 1650, 1650| 1650| 1650| 1650| 1650| 1650
Represa Opex fix G/ (kW 495 49,5 49,5 49,5 49,5 49,5 49,5
hidroeléctrica /  KaVH [9]
Opex var U e
Embalse P W 0,003 0,003| 0,003| 0,003 0,003 0,003 0,003
Tiempo de afios
vida 50 50 50 50 50 50 50
Capex G/ kW| 4970 | 4720 | 4470 | 4245 | 4020 | 3815 | 3610
PP geotérmica Opex fix a/ (da 80 80 80 80 80 80 80 -
Opex var a/ kKawh 0 0 0 0 0 0 0 [9, 10]
T'e\r/‘i"g: de afios 40 40 40 40 40 40 40
Capex a/ kw| 968 946 923 902 880 860 840
Turbina de vapor Opex fix U/ (el 19,4 18,9 18,5 18 17,6 17,2 16,8 "
(CSP) Opex var a/ kawh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
T'e\%’; de afios 25 25 25 30 30 30 30
Capex a/l kw| 775 775 775 775 775 775 775
Opex fix G/ (bW 19,375 | 19,375 | 19,375 19,375 | 19,375 | 19,375 | 19,375
PP-CCGT Opex var a/ kavh 0,002 | 0,002 | 0,002 | 0,002 | 0,002 | 0,002 | 0,002 | [12]
T'e\r/?(f; de afios 35 35 35 35 35 35 35
Capex a/ kw| 475 475 475 475 475 475 475
Opex fix G/ (W 14,25 | 14,25 | 14,25 | 1425 | 1425 | 14,25 | 14,25
PP-OCGT Opex var G/ kavh 0,011 | 0,011 | 0,011 | 0,012 | 0,011 | 0,011 | 0,011 | [13]
T'e\r/'i‘g; de afios 35 35 35 35 35 35 35
Capex a/ kw| 385 385 385 385 385 385 385 131
Opex fix a/ (e 11,5 | 115 | 115 | 115 | 115 | 115 | 115




Generador de Opex var G/ kaWVh 0,0047 | 0,0047 | 0,0047 | 0,0047 | 0,0047 | 0,0047 | 0,0047
combustion i
interna Tiempo de afios 30 30 30 30 30 30 30
Capex G/ kkW/| 1500 | 1500 | 1500 | 1500 | 1500 | 1500 | 1500
Opexfix | U/ (W 20 20 20 20 20 20 20
PP Carbon Opex var G/ kawh 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | [12 14]
T'e\r/'i‘g; de afios 40 40 40 40 40 40 40
Capex G/ kW| 2620 | 2475 | 2330 | 2195 | 2060 | 1945 | 1830
BP Biomasa Opexfix | 4/ (daW 472 | 446 | 41,9 | 395 | 371 35 32,9 .
Opex var G/ kaoVh 0,0038 | 0,0038 | 0,0038 | 0,0038 | 0,0038 | 0,0038 | 0,003 | [11]
T'e\r/'i‘g; de afios 25 25 25 25 25 25 25
Capex G/ kkW/| 6003 | 6003 | 5658 | 5658 | 5244 | 5244 | 5175
Opexfix | 0/ (s 1131 | 1131 | 984 | 984 | 836 | 836 | 788 | 1, ¢
PP nuclear Opex var G/ kdVH 0,0025| 0,0025 | 0,0025 | 0,0025 | 0,0025| 0,0025 | 0,0025 | = 16]
T'e\%’; de afios 40 40 40 40 40 40 40
Capex G/ kw| 880 880 880 880 880 880 880
Calefaccion gas Opex fix U/ (akdW 74,8 74,8 74,8 74,8 74,8 74,8 74,8
ga;ga' (NG) Opex var G/ koVH 0,0024 | 0,0024 | 0,0024 | 0,0024 | 0,0024 | 0,0024 | 0,0024 | [11]
T'e\r/'i‘g’; de afios 30 30 30 30 30 30 30
Capex G/ kw| 880 880 880 880 880 880 880
g Opexfix | 4/ (daW 748 | 748 | 748 | 748 | 748 | 748 | 748
Calefaccion con 11
aceite CHP Opex var G/ kaWH 0,0024 | 0,0024 | 0,0024 | 0,0024 | 0,0024 | 0,0024 | 0,0024 | [11]
T'e\r/‘i"g: de afios 30 30 30 30 30 30 30
Capex G/ kkW/| 2030 | 2030 | 2030 | 2030 | 2030 | 2030 | 2030
Calefaccion con Opex fix G/ (el 46,7 46,7 46,7 46,7 46,7 46,7 46,7 ”
carbon CHP Opex var G/ koVH 0,0051 | 0,0051 | 0,0051 | 0,0051 | 0,0051 | 0,0051 | 0,0051 | [11]
T'e\%’; de afios 40 40 40 40 40 40 40
Capex G/ keW| 3400 | 3300 | 3200 | 3125 | 3050 | 2975 | 2900
Calefaccion con | OPeXfix | G/ (da 976 | 9495 | 923 | 908 | 893 | 878 | 863 .
biomasa CHP Opex var G/ koVh 0,0038 | 0,0038 | 0,0037 | 0,0037 | 0,0038 | 0,0038 | 0,0038 | [11]
T'e\r/‘i"g: de afios 25 25 25 25 25 25 25
Capex G/ kW| 4292 | 3996 | 370 | 3404 | 3256 | 310,8 | 296
Opexfix | 4/ (daW 17,168 | 15984 | 14,8 | 13,616 | 13,024 | 12,432 | 11,84
Biogas CHP Opex var G/ kawh 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | [11]
T'e\r/'i‘g; de afios 30 30 30 30 30 30 30
Capex G/ kW| 5630 | 5440 | 5240 | 5030 | 4870 | 4690 | 4540
Opex fix G/ (W 25335| 2448 | 2358 | 226,35 | 219,15| 211,05 | 204,3
MSW incinerados  gpex var G/ koVH 0,0069 | 0,0069 | 0,0069 | 0,0069 | 0,0069 | 0,0069 | 0,0069 | [11]
T'e\r/?(f; de afios 30 30 30 30 30 30 30
Capex U/ kW| 3445| 303,6| 274,7| 251,1| 2302 211,9 196 | [17,18]




Opex fix a/ (waW 7.9 7 6,3 5,8 5,3 4,9 45
Concentracion de Opex var ul/ kﬂ\/\/h 0 0 0 0 0 0 0
calor solar Tiempo de o
vida 25 25 25 25 25 25 25
Recolectores Capex 0/ kW| 1214| 1179| 1143| 1071| 1000 929 857
residencialesle Opex fix a/ (vaW 148 14,8 14,8 14,8 14,8 14,8 14,8
calor sol'a}r- Opex var 4/ keWh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
calefaccion de Tiempo de
espacios vida anos 25 25 30 30 30 30 30
Recolect Capex a/ kW 485 485 485 485 485 485 485
ecolectores X .
residencialegle Opex fix u’/ (o 485/ 485| 485| 485| 485 485| 485 =
calor solaii Opex var u/ kaWh 0 0 0 0 0 0 0
Agua caliente Tiempo de afios
vida 15 15 15 15 15 15 15
Capex G/ kyW| 100 100 75 75 75 75 75
Calefaccion Opex fix a/l (waw 1,47 1,47 1,47 1,47 1,47 1,47 1,47 .
eléctrica DH Opex var G/ kawh 0,0005| 0,0005| 0,0005| 0,0005| 0,0005]| 0,0005| 0,0005 | [11]
T'e\r/'i‘g’; de afios 35 35 35 35 35 35 35
Capex G/ kyW| 660 618 590 568 554 540 530
Bomba de calor Opex fix a/ (waWw 2 2 2 2 2 2 2 "
DH Opex var G/ kgwh 0,0018 | 0,0017 | 0,0017 | 0,0016 | 0,0016 | 0,0016 | 0,0016 | [11]
T'e\r/'i‘g’; de afios 25 25 25 25 25 25 25
Capex a/ kW| 75 75 100 100 100 100 100
Calefaccion gas Opex fix U/ (v 2,775 | 2,775 3,7 3,7 3,7 3,7 3,7
naturalDH Opex var G/ kawWh 0,0002 | 0,0002 | 0,0002 | 0,0002| 0,0002 | 0,0002 | 0,0002 | [11]
T'e\%’; de afios 35 35 35 35 35 35 35
Capex a/ kW| 75 75 100 100 100 100 100
Calefaccion con Opex fix u/ (waw 2,775 2,775 37 37 3.7 37 >7 11
aceite DH Opex var G/ kawh 0,0002 | 0,0002 | 0,0002 | 0,0002| 0,0002 | 0,0002 | 0,0002 | [11]
T'e\r/‘i"g: de afios 35 35 35 35 35 35 35
Capex a/ kW| 75 75 100 100 100 100 100
Calefaccion con Opex fix a/ (wW 2,775 | 2,775 3,7 3,7 3,7 3,7 3,7 "
carbén DH Opex var G/ kgwh 0,0002 | 0,0002 | 0,0002 | 0,0002| 0,0002 | 0,0002 | 0,0002 | [11]
T'e\r/‘i"g: de afios 35 35 35 35 35 35 35
Capex a/ kW| 75 75 100 100 100 100 100
Calefacciéon con Opex fix u/ (wa 28 28 37 37 5.7 57 = 11
biomasa DH Opex var G/ kewh 0,0002 | 0,0002 | 0,0002| 0,0002 | 0,0002 | 0,0002 | 0,0002| [11]
T'e\r/?(f; de afios 35 35 35 35 35 35 35
Capex G/ kWW| 3642 | 3384 | 3200 | 3180 | 3160 | 3150 | 3146
Calefaccién Opex fix a/ (eaw 133 124 117 116 115 115 115 "
geotérmica DH Opex var G/ kawh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
Tiempo de afios 22 22 22 22 22 22 22

vida




Capex G/ kW| 100 100 100 100 100 100 100
Calefaccion local Opex fix a/ (naWw 2 2 2 2 2 2 2
con electricidad Opex var G/ kgvh 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | [11]
Tiempo de afios 30 30 30 30 30 30 30
vida
Capex a/ kw| 780 750 730 706 690 666 650
Bomba de calor Opexfix | 4/ (waW 156 15 7,3 7,1 6,9 6,7 6,5 »
local Opex var G/ kewh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
T'e\r;’i‘g: de afios 20 20 20 20 20 20 20
Capex G/ kw| 800 800 800 800 800 800 800
Calefaccion local Opex fix al (V27 27 27 27 27 27 27
con gas natural Opex var a/ kawh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
T'e\r/'i‘g’; de afios 22 22 22 22 22 22 22
Capex G/ kW| 440 440 440 440 440 440 440
Opexfix | U/ (s 18 18 18 18 18 18 18
Calefac_czlon local Opex var 4/ kaWh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
conaceite Tiempo de
Vig’a afios 20 20 20 20 20 20 20
Capex a/ kW| 675 675 750 750 750 750 750
Calefaccion local | OPeX X /7 (e 2 2 3 3 3 3 3 11
con biomasa Opex var a/ kuwWh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
T'e\%’; de afios 20 20 20 20 20 20 20
Capex G/ kw| 800 800 800 800 800 800 800
Calefaccion local Opex fix a/ (v 27 27 27 27 27 27 27 "
con biogas Opex var G/ kéwh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
T'e\r/‘i"é’: de afios 22 22 22 22 22 22 22
Capex a/ koW | 685 500 380 325 296 267 248
Electrdlisis de Opexfix |G/ (ukay| 2398 | 175 | 13,3 | 11,38 | 10,36 | 9,35 | 8,68 o a0
agua Opexvar | G/ kh| 0,0012 | 0,0012 | 0,0012 | 0,0012 | 0,0012 | 0,0012 | 0,0012 | [19,20]
T'e\%’; de afios 30 30 30 30 30 30 30
Capex U /cqod) 730 481 338 281 237 217 199
Captura directa Opex fix Glckd) | 292 | 192 | 135 | 11,2 9,5 8,7 8 "
de CQ en el aire Opex var U Eob 0 0 0 0 0 0 0 [21]
T'e\r/?(f; de afios 20 30 25 30 30 30 30
Capex G/ kad | 502 368 278 247 226 204 190
o opexfix | 97 (kW 5309 | 1693 | 1279 | 1136 | 104 | 938 | 874
Metanizacion a) [19, 20]
Opexvar | G/ MWh | 0,0015| 0,0015 | 0,0015 | 0,0015| 0,0015 | 0,0015 | 0,0015
Lifetime years 30 30 30 30 30 30 30
Capex G/ kW/| 730,61 | 705,95| 680 | 652,75| 631,98 | 608,63 | 589,16
Digestor de Opexfix | G/ (daW| 2922 | 2824 | 272 | 26,11 | 2528 | 24,35 | 23,57 1]
biogas Opex var a/ kewh 0 0 0 0 0 0 0
Lifetime years 20 20 20 25 25 25 25




Capex G/ kW| 290 270 250 230 220 210 200
Refinamiento de | OPEXfX | G/ (We)V 232 | 21,6 20 184 | 17,6 | 168 16 .
biogés Opex var G/ kéwh 0 0 0 0 0 0 0 [22]
T'e\r;’i‘g: de afios 20 20 20 20 20 20 20
Capex G/ k Wg | 947 947 947 947 | 852,3 | 852,3 | 8523
Unidad de Opexfix |G/ k Wi | 2841 | 2841 | 2841 | 2841 | 2557 | 2557 | 2557
I(:;sTc;heFTropsch Opexvar |G/ kWh,| 0 0 0 0 0 0 0 [11]
T'e\r/'i‘g; de afios 30 30 30 30 30 30 30
Capex G/ kqw | 181,1 | 181,1 | 181,1 | 181,1 | 181,1 | 181,1 | 1811
. g Opex fix G/ kW | 634 | 634 | 634 | 634 | 634 | 634 | 634
Licuefaccion de 11
gas Opexvar | G/ kwwh| 0O 0 0 0 0 0 0 [11]
T'e\r/'i‘g’; de afios 25 25 25 25 25 25 25
Capex G/ kqw | 358,1 | 358,1 | 3581 | 1759 | 152,9 | 1452 | 1379
Opex fix G/ kW | 1432 | 1432 | 1432 | 703 | 611 | 581 | 552 | (35,
h'cuefacc'on de Opexvar | G/ k)h| O 0 0 0 0 0 0 25]
2 .
T'e\%’; de afios 30 30 30 30 30 30 30
Capex 4/ koW | 320 320 320 320 320 320 320
Reforma Opex fix U/ kW 16 16 16 16 16 16 16
mediante vapor Opexvar | a4/ kdwh| 0O 0 0 0 0 0 0 [26]
de metano Tiemoo de
Vig’a afios 30 30 30 30 30 30 30
Capex 4/ kawh 234 153 110 89 76 68 61
Almacenamiento Opex fix ua/ ( kayl 3,28 2,6 2,2 2,05 1,9 1,77 1,71 .
en bateria Opex var G/ kavh 0 0 0 0 0 0 0 [27]
T'e\%’; de afios 20 20 20 20 20 20 20
Capex a/ kw| 117 76 55 44 37 33 30
nterfaz de baterii_ OPEXTX | G/ (da| 164 | 1,29 1,1 1,01 | 093 | 086 | 0,84 .
Opex var U/ kaWh 0 0 0 0 0 0 0 [27]
T'e\%’; de afios 20 20 20 20 20 20 20
_ Capex 4/ koWh 462 308 224 182 156 140 127
’(:r']mbzctgzgm'e”to Opexfix |ua/ ( kayl 5,08 4 336 | 3,09 | 281 2,8 2,54
profesiona| FV Opex var U/ keWNh 0 0 0 0 0 0 0 [1]']
residencial T'e\r/‘i"é’; de afios 20 20 20 20 20 20 20
Interfaz de baterid___ Capex G/ kw| 231 153 112 90 76 68 62
profesionalFV Opex fix a/ (adW 2,54 1,99 1,68 1,53 1,37 1,36 1,24
residencial Opex var G/ kavh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
Tiempo de afios 20 20 20 20 20 20 20
vida
_ Capex U/ keNh 366 240 175 141 121 108 98
Qr']mbictz:}zm'emo Opexfix |4/ ( kayl 4,39 3,6 208 | 268 | 254 | 238 | 2,25
profesionaFV OpeX var ual keWh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
comercial Tiempo de afios 20 20 20 20 20 20 20

vida




| capex G/ kw| 183 119 88 70 59 53 48
Interfaz de bateris™ 0 o 6" [ g/ (g 2.2 | 179 | 15 | 133 | 124 | 117 | 14
profesionalFV 11
comercial Opex var G/ kavh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
T'e\r;‘g: de afios 20 20 20 20 20 20 20
. Capex 4/ kavh 278 181 131 105 90 80 72
Qllmbaa‘igﬂgm'e“to Opexfix |a/ ( kayl 389 | 3,08 | 262 | 242 | 225 | 2,08 | 1,94
profesionaFV Opex var U/ keWh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
industria T'e\r;‘g: de afios 20 20 20 20 20 20 20
Capex G/ kw| 139 90 66 52 44 39 35
Opexfix | 4/ (daW 1,95 | 1,53 | 1,32 1,2 11 1,01 | 0,95
Interfaz de bateri¢  opey var G/ kewWh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
profesionalFV Tiempo de
industrial Vig’a afios 20 20 20 20 20 20 20
Capex G/ kawvh 7,7 7,7 7,7 7,7 7,7 7,7 7,7
Almacenamiento Opex fix ua/ ( kayl 133% | 1,33 | 1,335 | 1,335 | 1,335 | 1,335 | 1,335
PHES Opex var U/ keWh 0 0 0 0 0 0 0 0]
T'e\%’; de afios 50 50 50 50 50 50 50
Capex G/ kW| 650 650 650 650 650 650 650
Interfaz de PHES Opex fix u/l (el 0 0 0 0 0 0 0 o
Opex var U/ keWh 0 0 0 0 0 0 0 9]
T'e\%’; de afios 50 50 50 50 50 50 50
Capex G/ kavh 75 653 | 57,9 | 53,6 | 50,8 47 43,8
Almacenamiento Opex fix ua/ ( kayl 1,16 0,99 0,87 0,81 0,77 0,71 0,66
A-CAES Opex var U/ keWh 0 0 0 0 0 0 0 9]
T'e\r/‘i"g: de afios 40 40 40 40 40 40 40
Capex G/ kW| 540 540 540 540 540 540 540
Interfaz de A Opexfix | a/ (daW 175 | 175 | 175 | 175 | 175 | 175 | 175
CAES Opex var U/ keWh 0 0 0 0 0 0 0 9]
T'e\%’; de afios 40 40 40 40 40 40 40
_ Capex G/ kewh 41,8 | 327 | 268 | 233 21 193 | 175
Q'emggpam'e”to Opexfix |G/ ( kayl 0,63 | 0,49 0,4 035 | 032 | 029 | 0,26
Opex var G/ kawh 0 0 0 0 0 0 0 [11]
T'e\r/?(f; de afios 25 25 25 30 30 30 30
Capex 0/ kW 0 0 0 0 0 0 0
Interfaz de ' »
Ao e oo | Opexfix [ G/ (wa] O 0 0 0 0 0 0 .
de calor Opex var al kw| o 0 0 0 0 0 0 [11]
T'e\r/'i‘g’; de afios 25 25 25 30 30 30 30
_ Capex G/ kewh 024 | 024 | 024 | 024 | 024 | 024 | 0,24
Qémh"’i‘gfé”gaemnf”to Opexfix | a/ ( kayl 0,0096 | 0,0006 | 0,0006| 0,0096 | 0,0096 | 0,0006 | 0,0006 | [28]
Opex var G/ k¢WVh 0,0001| 0,0001 | 0,0001 | 0,0001 | 0,0001| 0,0001| 0,0001




T'e\r/'i‘g; de afios 30 30 30 30 30 30 30
Capex G/ kkW/| 100 100 100 100 100 100 100
Interfaz de Opex fix a/l (waw 4 4 4 4 4 4 4
almacenamiento | gpey yvar a/ kw| o 0 0 0 0 0 0 [28]
de hidrégeno Tiemoo de
Vig’a afios 15 15 15 15 15 15 15
Capex G/t ol 142 142 142 142 142 142 142
. Opex fix G/ (to 994 | 994 | 994 | 994 | 994 | 994 | 9094
Almacenamiento 21
de CO Opex var G/t ol 0,0001]| 0,0001| 0,0001| 0,0001| 0,0001| 0,0001/| 0,0001| [21]
T'e\r;’i‘g’; de afios 30 30 30 30 30 30 30
Capex U/ t or 0 0 0 0 0 0 0
Interfaz de Opex fix ua/ (to 0 0 0 0 0 0 0
almacenamiento | opex var G/ to|l 0 0 0 0 0 0 0 [21]
de CQ Tiempo de
Vig’a afios 50 50 50 50 50 50 50
Capex G/ kavh 0,05 | 005 | 005 | 005 | 005 | 005 | 0,05
Almacenamiento| Opexfix | G/ ( kayl 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001 | 0,001
de gas Opex var G/ kgwh 0 0 0 0 0 0 0 [29]
T'e\%’; de afios 50 50 50 50 50 50 50
Capex G/ kkW/| 100 100 100 100 100 100 100
Interfaz de - B
almacenamiento Opex fix ua/ (naW 4 4 4 4 4 4 4 "
de gas Opex var al kW| 0 0 0 0 0 0 0 [29]
T'e\r}i‘g’; de afios 15 15 15 15 15 15 15
Capex a/ kswh 40 30 30 25 20 20 20
Almacenamiento Opex fix ua/ ( kaylt 0,6 0,45 0,45 0,375 0,3 0,3 0,3
g,e f?t"efacc'on del  Opex var G/ kgwhH 0 0 0 0 0 0 0 [11]
ISTrito .
T'e\r/‘i"g: de afios 25 25 25 30 30 30 30
Capex 0/ kW 0 0 0 0 0 0 0
Interfaz de - .
almacenamiento Opex fix ua/ (W 0 0 0 0 0 0 0 "
de calefaccién de Opex var ual lﬂq w 0 0 0 0 0 0 0 [ ]
distrito T'e\%’; de afios 25 25 25 30 30 30 30
Capex 4/ Yday) | 960 835 725 630 550 480 415
o Opex fix G/ Yday) | 38,4 | 33,4 29 25,2 22 19,2 | 16,6
Desalinizacion d 3
agua de mapor C_onsumo kWhi/m 0 0 0 0 0 0 0 [30]
osmosis inversa T'e\r/?g’; de afios 25 30 30 30 30 30 30
Consumo | kWhe/m? 3,6 335 | 3,15 3 2,85 2,7 2,6
Capex G/ Yday) | 2000 | 2000 | 2000 | 2000 | 2000 | 2000 | 2000
o Opex fix G/ Yday) | 100 100 100 100 100 100 100
Desalinizacion
Réplda Multi Consumo kWhth/m3 85 85 85 85 85 85 85 [30]
Etapa T'e\r/?g’; de afios 25 25 25 25 25 25 25
Consumo kWhe/m3 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5




Capex G/ Yday) | 3069 | 3069 | 3069 | 3069 | 3069 | 3069 | 3069
Desalinizacién Opex fix G/ Yday) | 121,4 | 121,4 | 121,4 | 1214 | 1214 | 1214 | 132,1
Cogenerada Consumo kWhg/m® | 202,5 | 202,5 | 202,5 | 202,5 | 2025 | 2025 | 202,5 [11]
Réplda Multi Tiempo de
Etapa vida afos 25 25 25 25 25 25 25
Consumo kWhe/m? 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5 2,5
Capex G/ Yday) | 1200 | 1044 | 906,3 | 787,5 | 687,5 600 518,8
Desalinizacién OpeX fix ua/ i/dﬂy) 39,6 34,44 29,91 25,99 22,69 19,8 17,12
independiente de|  Consumo | kWhy/m® | 51 44 38 32 28 28 28 [30]
Efectos Multiples Tiempo de
. afios 25 25 25 25 25 25 25
vida
Consumo kWhe/m? 15 15 1,5 1,5 15 15 15
Capex G/ Yday) 2150 2150 2150 2150 2150 2150 2150
Desalinizacion Opex fix G/ Yday) | 61,69 | 61,69 | 61,69 | 61,69 | 61,69 | 61,69 | 68,81
cogenerada de 3
Tiempo de afios 25 25 25 25 25 25 25
vida
Consumption | kWhe/m?® 15 15 1,5 1,5 15 15 15
Capex Ga/3m 64,59 64,59 64,59 64,59 64,59 64,59 64,59
. Opex fix G /3m 1,29 1,29 1,29 1,29 1,29 1,29 1,29
Almacenamiento 30
de agua Opex var G /3m 0 0 0 0 0 0 0 [30]
T'e\%’; de afios 50 50 50 50 50 50 50
Tabla S10: Relacion energia/potencia y tasas de autodescarga de
tecnologias de almacenamiento, valores de la relacién
energia/potencia para 2050 se optimizan individualmente
Resultado
de tasade
energia/
S, ; .
Tecnologia Eficiencia [%] | potencia | Autodescarga [%/h] Fuentes
entrada [h] entrada
BPS1;
BPS2;
BPS3
Bateria 93 5’53;; 3’06; 1 [29]
8,76; 8,57, [9]
PHES 85 8.68 1
8,31; 74,3; [9]
A-CAES 70 738 0,9999
TES de calor elevado 90 3’592; 5’83; 0,9999 [29]
TES de calefaccién de distrito (DH 90 8’311;1%11; 0,9999 [29]




Tabla S11: Hipotesis financieras para combustibles fosiles

emisiones de GEI

-nucleares y

] Fuentes
Componente Unidad | 2020 | 2025 | 2030 | 2035 | 2040 | 2045 | 2050
Carbon a/ Mmwhl 99 | 108 | 118 | 131 | 143 | 143 | 143 (31]

) 13
Aceite a/ Mwhl 101,1 | 1143 | 1275 | 126,0 | 124,9 | 124,9 | 1249 [13]
combustible
Gas fosil a/ Mmwh 361 | 488 | 532 | 588 | 654 | 654 | 654 [31]
Uranio a/ Mwh 26 2,6 2,6 2,6 2,6 2,6 2,6 [15]

Emisiones de GE

G/ tC

28

52

61 68

75

100 150

(31]

Emisiones de GEI por tipo de combustible

Carboén tCOoed MWhin 0,34 [32]
Aceite tCO2edMWhin 0,25 [32]
Gas fosil tCO2edMWhin 0,21 [33]

Figura S35: Horas carga completa & BPS1 (arriba), BPS-2 (abajo izq.), BPS -3
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Figura S36: Generacion de electricidad primaria en porcentajes absolutos
(arriba) y relativos (abajo) para BPS1 (a), BPS-2 (b) y BPS-3 (¢)
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Figura S37: Reduccion de la electricidad generada por BPS
BPS3 (c)
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Figura S38: Capacidad eléctrica instalada tecnolégicamente en intervalos de 5
afios en GW (arriba) y porcentajes relativos (abajo) para BPS -1(a),BPS2(b),y
BPS3 (c)

Figura S39: Capacidad de calor instalada tecnol6gicamente en intervalos de 5
afios en GW (arriba) y porcentajes relativos (abajo) para BPS -1(@),BPS2(b)y
BPS3 (c)



