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I ntroduction

Le Groupe de Prévision pour les Services Publics de I Etat d' Indiana (SUFG), siéa Purdue
University, offre conseils a et est soutenu par |’ Etat d’ Indiana depuis 1980. Les modédes de
SUFG pour la prévision et la commercialisation pourvoient des analyses quantitatives pour divers
scénarios de politique de I’ électricité.  Tous les intéressés ont accés équitable et égal ala
formulation du modéle, ainsi il y une transparence analytique qui promouvoit une éude profonde
des options de construction de nouvelle capacité (production et transmission), déréglementation,
and structures tarifaires de la part des gouvernements et des compagnies d’ é ectricité.

Les modeles SUFG de prévision et de planification along terme utilisent de la programmation
mathématique et des techniques de I’ investigation opérationnnelle (linéaire et intéger mixte) pour
combiner les divers objectifs alafois économique et techniques, compte rendu des contraintes
rélévantes, arrivant a algorithmes clairement définis pour des solutions optimales en termes de
minimisation des coUts.

Les systemes SUFG de modélisation de la planification de I’ électricité et du gaz naturel ont été
utilisés au niveau international depuis 1995. Plusieurs pays autour du monde n’ont pas encore
développé la capacité d’ élaborer et de manipuler de tels outils analytiques, alors le SUFG joue un
réle clé en promouvoir programmes de collaboration avec ces gouvernements, compagnies, et
universités dans le monde. Ces activités collaboratives de modélisation encouragent la
coopération régionale et offre une base quantitative sur laguelle se développe une rationalisation
des politiques régionales de commerce en éectricité, portant des économies potentielles énormes
d une construction collective et d’ une intégration régionale plus intime.

Le premier modele de Purdue pour le commerce en électricité, en dehors des USA, traitait du
Southern African Power Pool (SAPP). Cetravail a été financeé par I’'USAID avec beaucoup
d’intérét et d’ appui général de la part du Département d’ Energie des USA et de la Banque
Mondiae. A lasuite du travail bien accompli al’ égard du SAPP, le travail continue ailleurs.

L’ organisation des ces projets internationaux est administrée a travers le groupe de
développement des pools d’ énergie (PPDG) de Purdue University. Tous les deux, le SUFG et le
PPDG, sont siés al’Ingtitut de I’ Etude de I’ Ingénierie Interdisciplinaire (I1ES).

On trouve une description compréhensive du modele de planification along terme dansle
“Manuel pour les utilisateurs du modéle along term,” Edition 5, Juin 2000, qui peut étre
librement déchargé sur I’ Internet:

http://iies.www.ecn.purdue.edu/l ES/ISUFG/

Le Manuel pour les utilisateurs explique pleinement la fonction objective, I’ équation de balance de
lacharge, les contraintes de capacité et de fiabilité, et des renseignements techniques de
manipulation. L’interface, rendu plus aimable al’ utilisateur, y est décrite aussi. Le Manuel a été
rédigé dans la perspective des utilisateurs techniques et des spécidistes de I’ investigation
opérationnelle.

Le document actuel, le Manuel de Formation Générale, est pour le preneur des décisions portant
sur le secteur électrique.. C'est pour la personne qui n’est pas aussi impliquée ni intéressée a



I"analyse hyper profonde de la structure du logicid, et qui ne dispose pas de suffisament de temps
pour investiguer et comprendre tres explicitement |es détails techniques du modéle. Le Manuel
actuel est rédigé pour amélieror la compréhension et le contexte par rapport ala modélisation et
pour formation dans la collecte de données.

Ce Manuel comprend sept sections:

Section 1 - Définitions de Termes Economiques
Section 2 - Concepts de Codt et d' Informatique
Section 3 - Formulation de la modéisation
Section 4 - Le modéle Générique de Sept Pays
Section 5 - Intrants et résultats du modele
Section 6 - Fiches pour la Collecte de données
Section 7 - Notation de la Modélisation



Primiere Section
Définition de Ter mes Economiques

Au début de I'introduction alamodélisation de I’ @ ectricité, soyons certains d’ une base de
connaissance commune atout le monde.  Voyons certaines définitions.

1.1 Codt Economique par rapport a Colt Comptable:

“L’ économiste pense au codt différement du comptable, gardien des détails administratifs
financiers. Lavision du comptable est vers ce qui est passé, les biens, frais comptables, et faux
frais; indicateurs évaluatifs du performance rendu.

L’ économiste vise I’ avenir, prévoyant comment |’ entreprise doive S orienter ses ressources
propres pour baisser des colts et amédlierer sarentabilité. |l s occupe du “colt d’ opportunité”,
associé aux options renoncées en ne pas dédiant les ressources de I’ entreprises de la fagon la plus
rentable.” [1]

1.2 Codt d’Opportunité:
Bénéfices potentielles perdues en utilisant une ressource rare a une opération au lieu du prochain
meilleur usage alternatif.

Le codt d opportunité résulte de I’ emploi de ressources rares et limitées, afin que |’ opportunité
d employer les ressources a gain monétaire en usage aternatif soit renconcée. Aing, c’est le colt
de la meilleure option renoncée, colt souvent caché ou tacite.

Exemple:

Supposer qu’un projet de construction implique I’ entrepbt d emmagasinage d une telle entreprise
dite X. Lecodt del’ espace foncier du projet de construction al’ entreprise X devrait monter au
niveau de revenu ou d’ autres économies que des usages alternatifs potentiels reviendraient a
I’entreprise X. En d'autres termes, le colt d’ opportunité pour |’ espace devrait étre le revenu
dérivé du prochain meilleur usage. Ce dernier pourrait étre supérieur ou inférieur que le colt
moyen de |’ espace, reporté par la direction comptable de I’ entreprise X. [3].

1.3 ColtsFixeset Variables:

Cots fixes sont ceux non affectés de changements du niveau d’ activité sur la fourchette

d’ opérations faisables pour la capacité en place ou capacité disponible. Des colts fixes typiques
comprennent co(ts d' intéréts au capital emprunté, I’ assurance et taxes portant sur la plante, la
gestion générale et salaires administratifs, et abonnements de licence.

Il est vrai que tout colt est sujet a changer, mais des colts fixes tendent arester constants au long
des opérations, sous diverses conditions. Lorsgue de grands changements d’ emploi de ressources
S effectue, ou lorsque I” aggrandissement de la plante fixe ou |’ abandon du projet soit impliqué,
des codts fixes seront affectes.



Co(ts variables sont ceux associés a une opération qui varie selon la production ou selon d’ autres
indicateurs opérationngls.  Pour faire une analyse d’ ingénierie économique d’ un changement
proposé a une activité dé§ja montée, les codts variables seraient la premiére partie des distinctions
projetées entre |’ actuel et I’ alternatif. Par exemple, les colts des matériaux and de lamain

d’ oeuvre employés pendant la confection d’'un produit ou la prestation d’ un service sont des colts
variables, puisqu’ils varient en fonction du chiffre d’ unités findes—méme s les colts al’ unité
restent égaux.

1.4 Colt Marginal:
Le colt incrémental ou marginal s avére le colt additionnel, ou revenu, dérivé d’ augmenter le
rendement d’ un systéme de production par une ou plusieurs unités

Colt marginal est souvent associé a décisions “oui/non” impliguant un changement limité en
production ou niveau d opération. Par exemple, le colt additionnel par kilométre de conduire une
automobile peut se révele a $0,27, mais ce colt dépend de considérations telles que le
kilométrage total conduit au cours de |’ année, kilométrage normal pour le prochain trajet, et |’ &ge
de labagnole. I est également commun parler du “colt margina de pomper le prochain baril de
pétrole.” Souvent le colt marginal est trés difficile a déterminer.

Le colt marginal de la production de I’ électricité est en fonction de I’ avertissement anticipé de
la demande future. Une MW al’ horizon d’ une minute porte un colt bien différent qu’ une MW
additionnelle al” horizon d’ une trentaine de jours.

Les données en Tableau 4.1 décrit une entreprise dont le codt fixe est $50. Le colt variable

s augmente en relation ala production, ce qui est applicable également au co(t total. Le cot
total est la somme du codt fixe en colonne (1) et le colt variable en colonne (2). Le colt
margina d’ augmenter la production de 2 & 3 unités est $20, aors que le colt variable de
I’entreprise s éléve de $78 a $98. Le collt total de production aussi s augmente de $128 a $148.
Le colt total moyen de produire a un taux de cing unités est $36, $180/5. Le colt moyen nous
révele le colt unitaire de production.

Tableau 4.1 Colts de Court Terme

Rate of Fixed Cost Variable Total Cost Marginal Average Average Average
Output Cost (TC) Cost Fixed Cost Variable Total Cost
(FC) (VC) (MC) (AFC) Cost (AVC) (ATC)
(1) ) 3) (4) ©) (6) (@)
0 50 0 50 - - - -
1 50 50 200 50 50 50 100
2 50 78 128 28 25 39 64
3 50 98 148 20 16.7 32.7 49.3
4 50 112 162 14 12.5 28 40.5
5 50 130 180 18 10 26 36
6 50 150 200 20 8.3 25 33.3
7 50 175 225 25 7.1 25 321
8 50 204 254 29 6.3 255 31.8
9 50 242 292 38 5.6 26.9 324
10 50 300 350 58 5 30 35
11 50 385 435 85 4.5 35 39.5




Exemple:

Une équipe de 4 collégues habitent de la méme zone résidentielle et tentent & voyager ensemble a
une conférence (a une distance de 400 miles en y alant simplement). L’un d’eux dispose d' une
voiture et se met d’ accord d’amener les trois autres S'ils paient le colt d’ opération de la voiture
pendant le voyage. Au retour du voyage, celui qui alavoiture leur présente a chacun une facture
pour $102,40, leur disant qu’il a soigneusement noté les colts d’ opération, et que, basé sur un
moyen annuel de 15,000 miles, leur colt par mile monte a $0.384. Lestrois autres estiment que
la charge est excessive et demandent a examiner les chiffres. Lesvoici:

Elément de colt Co(t par Mile
Pétrole $0.120
Huile et lubrication 0.021
Pneus 0.027
Dépreciation 0.150
Assurance et taxes 0.024
Réparations 0.030
Garage 0.012
Tota $0.384

Lestrois passagers, suite a réflexion, forme I’ opinion qu’ uniquement les codts de pétrole, d’ huile
et lubrication, pneus, et réparation sont fonctions de la distance conduite (codts variables) et ains
sont valables, mais a petit pain, $0.198 par mile, et donc $158.40 pour le voyage entier de 800
miles impliquerait une part individuelle de $158.40/3 = $52.80. Evidemment, les vues opposantes
sont substantiallement différente. Laguelle est correcte? Quelles sont les conséquences de 2
points de vue différents, et quel serait le critére de décision?

Solution:

Dans cette instance, assumer que le propriétaire de la voiture soit d’' accord d’ accepter $52.80 par
personne pour les trois passagers, basé sur les colts variables purement additionnels dus au
voyage ala conférence versus le kilométrage moyen annudl. Alors, les $52.80 par personne est le
colt “et en plus ce voyage” rélatif al’ aternatif “sans ce voyage’.

Quoi arrive si |’ équipe, a cause du bas codt, rentre et propose autre voyage de 800 miles pour le
prochain weekend? Et s'il y eit maintes voyages? Visiblement, ce qui S est lancé comme un petit
changement marginal, et temporaire, des conditions d’ opération — de 15.000 miles par an a
15.800 miles —tres tot devient une condition normale d’ opération de 18.000 ou 20.000 miles par
an. Vu de ce contexte, il ne serait pas juste de chiffrer le colt du mile additionnel a $0,198.

Puisque le champ d’ opération change, les codts fixes devraient étre considerés. Un co(t
incrémentiel plus certain peut étre estimé en chiffrant le colt annuel s la voiture traversait 18.000
miles, et ensuite soustraire le cout total applicable aux 15.000 miles d’ opération, et ainsi
déterminant le colt de 3.000 miles additionnels d’ opération. De cette différence, le colt par mile
est obtenable. Le colt total pour traverser les 15.000 miles par an, 15,000 x $0.384 = $5.760. Si
le colt de maintien — du a dépreciation, réparations, etc. — monte a $6,570 sur les 18.000 miles
par an, évidemment le colt des 3.000 miles additionnels serait de $810. Puis le colt incrémentiel
par mile du al’ augmentation de la portée opérationnelle serait de $0,27. Donc, s plusieurs
voyages weekendaires étaient prévus comme faisant partie de I’ ordre d’ opération normale, celui a
qui appartient la voiture aurait raisons économiquement d’'y mettre un colt marginal de $0,27 par
mile, méme a partir du premier trgjet! [3]



15 Colt engagé:

Le colt engagé (“sunk cost”)au passé ne peut pas étre prolongé comme valeur résiduelle de
I"investissement antérieur. Cen’est pas un co(t d opportunité. Le colt engagé est équivalent au
co(t fixe en prenant décision.

L’ exemple implique le remplacement de biens. Supposer que I’ entreprise veut remplacer un
component, qui codtait d origine $50,000, mais déprécié ne vaut que $20,000, et ne peut étre
vendu qu’' a $5,000. Les $50,000 sont un codt engagé. Nonobstant, le colt engagé est la
différence entre la valeur sur le bilan de |’ entreprise et la prix réalisable de vente. Aing, le colt
engagé est de $20,000 minus $5,000, ou $15,000. Ni les $50,000 ni les $15,000, pourtant,
devraient étre considérés comme une analyse d’ ingéniere économique — au dela de la maniére dans
laquelle les $15,000 sont touchés en impots.

1.6 PrixdeMarché
Le prix de marché est celui auquel un bien ou service soit échangé contre autre bien ou service
(paiement en biens) ou pour de |’ argent (prix financier) [2].

Exemple:

Le prix d équilibre du marché, au sein d’un pool d’ énergie, est le prix auquel I’ unité la plus chéere
est mise en opération pour satisfaire lademande. Les résultats du modéle démontre des
expansions résultant de I’ institution d’ un pool étroit, opérant un échange informatique, ou chague
heure portait un prix d’équilibre.

1.7 Prix Artificidl:
Le prix artificiel (“shadow price”) implique un prix dérivé d' un modé e mathématique complexe.
A voir Section 2.4.

1.8 Facteur de Recouvrement du Capital (crf):

Le paiement annuel pour amortiser un prét de X quantité d’ une monnaie quel conque au terme de
“n” ansaun taux dintérét composé sur le solde non payé, ce qui permet le calcul d'installations
équivalentes nécessaires al’ amortisation le prét sur une période spécifiée aun taux d'intérét “i”.
Aing,

orf =i(1+)"/[(1+) 1]



Section 2
Conceptsde Colt et d’'Informatique

A lasuite des définitions générales, considérions plus intimement ces autres concepts.

2.1 Coltsmoyens (“unitaires’) sont d’habitude problématiques en choisir
entre alternatif; I'important est le colt marginal ou incrémentiel

Colts totaux = TC(Q)

TCQ)
IRS

Variable Costs=TVC

-I-
-I-
b

Q1 Q2 Q

IRS = increasing returns to scale; DRS = decreasing returns to scale.

Questions. Pourquoi IRS (revenu accroissant al’ échelle)? Pourquoi DRS (revenu décroissant a
I’échelle)? Pourquoi sont-ils importants?

TC(Q _TFC, TVC
Q Q Q

dTC(Q) _ dTVC(Q)
dQ dQ

=AFC+AVC

. Codt total moyen=ATC =

. Co(t marginal ou incrémental = MC =



2.2 Colts marginaux sont clés aux Décisions prises, non co(its moyens.

Exemple: Supposer qu’ une entreprise veut élire un niveau de production, Q, pour maximiser les
profits.

dTC(Q)
dQ

Profit total= TR - TC; max PQ- TC(Q) P Q vuque P= ou
Q tels que Prix = colt incremental .

Noter le manque d’ a-propos de tout moyen, al’ exception, post facto, d'indications de
profit/unité, colt/unité, et prix/unité.

Exemple:

Prix = $35/unité, Cot = 50,000 + 20.2x + 0.0001x2

Total Cost
Total Revenue

—7 50,000




Quel x maximise le profit? [max ® 35-20.2-0.0002x =0

14.8

Questions. Combien x; et X,?

Sont les $50,000 toujours rélévant? Et si les $50,000 furent évités?
Question: Quél colt moyen a présumer en prendre décisions?

- OUAC=MC, i.e, FC=0, VC linéaire.

Un colt moyen commun est la dépréciation. L’ équipement dure 10 ans, coute $10,000; il faut
reporter le colt au niveau annuel. La dépréciation a $1,000/ans. Bien que la dépréciation
importe beaucoup pour des propos d' impéts. ce n’est plus pour la prise de décisions, sauf ou elle
affecte des profits post-taxe.

Exemple:
Comment décider quelle centrale devrait produire tel nouveau produit.
(@ Nouvelle Centrale: dépense basse hors de poche, haute dépréciation
Colt annuel variable $1x 10°
Dépréciation $2 x 10°
$3x 10°

(b) Plante existante: haute dépense hors de poche, basse dépréciation

Co(t annuel variable $1.5x 10°
Dépréciation annuelle $1 x10°
$2.5x 10°

Est-ce (b) achoisir? Non! Choisir (a); minimiser des colts hors de poche.

Déterminer des colts marginaux est souvent risque:
-- Contrats along terme (main d’ oeuvre, carburant)
-- Colts de changements (embaucher, licencier)
-- Utilisation de la capacité, ou additions de |a capacité portent beaucoup de poids.

2.3 Lepeu designifiance des colts engagés.
Colts engagés. Un colt déja engagé au passeé que ne peut pas étre modifié a présent

Exemples:
» Accord valide contractuel pour I'achat d’ un équipement sans valeur de
sauvetage.

10



e On achéte des actions chez IBM @ $130/I’ action; Elles valent maintenant
$80/I' action. Est-ce lefait que jeles al achetées a $130 chacune entre dansla
décision avendre ou a ne pas vendre?

Question: Quelle est larelation entre colt fixe et colt engagé?

Colts engagés. Unefois en place, restent invariables pendant les divers alternatifs sous
considération.

Exemples:
e Colt d' une usine de taille standard avant de prendre la décision finale

e Sdaires, colt de |’ équipement, €tc., qui ne varient pas autant que le niveau de
la production

Supposer gue je voudrais deviner quel type de chantier a construire, a) un systeme bien au point,
mais cher, ou b) un systéme moins avancé, mais plus économique

A B
Equiprment: 1 x 10° Equipement 0.5 x 10°
Co(t/unité margina d opération: 50¢ Co(t/unité marginal d opération: $1.00
TC(Q) = 1 x 10° + 0.50Q TC=05x 10° + 1.00Q

Avant de choisir: les colts d’ équipement et d’ opération sont variables,

Lequel choisir dépend des ventes esperées; < 1 x 10°, choisir B, > 1 x 10°, choisir A.

11



TCx10 6
Plant B

3 Plant A

Qx10 6

e —_ — =

2 3 4 5 6

Aprés de choisir et de construire, les colts fixes deviennent des colts engagés jusqu’ au point
gu’ on ne peut pas recupérer I’ investissement en équipement, et ces colts deviennents peu notés
en prenant des decisions.

Question: Est-ce que tous les colts engagés proviennent de codts fixes?
Réponse: Non. Méme des colts de carburant peuvent étre des colts engagés, si un contrat “take-
or-pay est signé.

2.4 Multiplicateurs LaGrange

Lathéorie de la demande se base sur le fait que des consommateurs maximise I’ utilité sujet a
contraintes budgétaires. L’ utilité économique (U, le niveau de satisfaction d’ une personne en
consommant un bien our entreprendre une activité) est supposée étre une fonction accroissante
des quantités de biens utilisé, mais I’ utilité marginale est supposée a diminuer selon la
consommation.. Le probléme d’ optimisation du consommateur, donnés deux biens, X et Y, est
ang:

Maximise U(X,Y) (1
sujet ala contrainte que tout revenu est dépensé en favor des deux biens:

PX + PyY = | (2)
L'U() est lafonction de I utilité, X et Y sont les quantités des deux bien que le consommateur
achete,, Py et Py sont les prix des bien, et | est le revenu. (Pour simplifier les maths, nous

supposons que la fonction de I’ utilité est continue (aux dérivatifs continus) et que les biens sont
infiniment divisibles [3]

12



Pour déterminer la demande du consommateur individuel pour les deux biens, nous choissisons les
valeursde X et Y qui maximisent I’ equation (1) sujet al’ Equation (2). En connaissant laforme
particuliére de lafonction de I’ utilité, nous pouvons déterminer la demande du consommateur
pour X et'Y directement. Mais, méme si nous pouvons redacter lafonction del’ utilité en sa
forme générale U(X,Y), le technique de I’ optimisation contrainte peut étre utilisé pour décrire les
conditions convenables pour le consommateur de maximiser |’ utilité.

Pour équilibrer le probléme de I’ optimisation contrainte des (1) and (2), nous utilisons la méthode
des multiplicateurs Lagrange, qui marche ainsi. Nous écrivons d’ abord la notation “lagrangiénne”
du probléme. Pour cefaire, ecrivez de nouveau la contrainte en Equation (2): PxX + PyY - =0.
Lalagrangiénne (L) est aingi:

L=UX)Y) -1 (PX +PyY —1) (3)
Le parametre| est appelé le multiplicateur lagrangien.

Si nous choissisons des valeursde X et Y qui satisfont la contrainte de budget, puis le second
terme en Equation (3) sera zero, et maximisant F sera équivalent a maximiser U(X,Y). En
différentiant F par rapport a X, Y, et | et ensuite mettant les dérivatifs a zero, nous obtenons les
conditions nécessaires pour arriver a un maximum:

MUx(X,Y) =1 Px=0
MUy(X,Y) =1 Py =0 (4)
PX+PyY—-1=0

Ainsi, MU indique Utilité Marginae (i.e.,, MUx(X,Y) = TU(X,Y)/TX, le changement en utilité
d’ une petite augmentation de la consommation du bien X).

Latroiséme condition est la contrainte budgétaire originale. Les 2 premiéres conditions de
I” Equation (4) nous disent que chague bien sera consommeé jusqu’ au point ou I’ utilité marginale de

la consommation est un multiple de (I ) du prix du bien. En combinant les 2 premiéres conditions,
nous obtenons le principe équivalent marginal:

I =[MUx(X,Y)/Px] = [MUv(X,Y)/Py] (5)

Noter aussi que | =L/l ;il Savéreque | =TU/11; eg., le changement en lafonction de
I’ utilité vu le changement du c6té droit de I’ Equation — donc le terme “prix d' équilibre” (“shadow
price”) — dérivé d’ une relaxation d' une contrainte.

L’ utilité marginale de chague bien divisé par son prix est égale. Pour optimiser, e consommateur
devrait obtenir la méme utilité du dernier dollar dépensé en consommant ou X ou Y. Hors ¢a,
consommer davantage d'un bien et moins de I’ autre augmenterait I’ utilite,

Pour caracteriser |’ optimum de I’ individu, nous élaborons I’ information en Equation (5):

MUx(X,Y)/M UY(X,Y) = Px/PY (6)
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2.5 Investigations Opérationnelles

Au cours de prendres des décisions rélévantes a grands projets, il y des milliers d’ options a
considérer. Considérer queleques exemples:

Considérer les options disponibles au probléeme d’ engager les unités pour une centrale a charbon .

Exemple:
en non en
fonction fonction
Condition 1 0 1 Unité n’est pas en
fonction.
Condition 2 1 0 Unité est miseen
fonction.

2 options sont possibles.

Exemple:
Considérer 2 centrales, I’ une thermique et I’ autre hydroélectrique. La thermique dispose de deux
turbines et I’ hydro n’a qu’ une seule. Combien d options?

Option No: 1 2 3 4 5 6 7 8

Condition: | On/Off | On/Off | On/Off | On/Off | On/Off | On/Off | ON/Off | ON/Off

Unit 1 0/1 1/0 0/1 0/1 1/0 1/0 01 1/0

Unit 2 0/1 0/1 1/0 0/1 1/0 0/0 1/0 1/0

Unit 3 0/1 0/1 0/1 1/0 01 1/0 1/0 1/0

On voit 8 options différents.

Vu 2 conditions et 3 unités;
2° = 8 options possibles.

Exemple:
Considérer I’ exemple ci-dessus mais pour 2 périodes heure 1 et heure 2.
Enheurelil y al’option 1 et en heure 2, 8 options.
Enheurelil y al’option 2 et en heure 2, 8 options.
Enheurelil y al’option 3 et en heure 2, 8 options.
Enheurelil y al’option 8 et en heure 2, 8 options.

Donné une second période, il y a maintenant 64 options possibles d' opération, augmentant la
complexité du probleme.

Il y maintenant 2° x 2° = 64 conditions.
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2° =64
En un jour avec 24 périodes d’ unezheure, le nombre d’ options est égal a::
23X 24 - 27
2% =4.722366483 x 10™
2"% = 4,722,366,483,000,000,000,000
= 4,722 trillion trillion options

Aingi, on arrive vite atrop d’ options.

Imaginer le difficile du processus pour la compagnie d’ électricité ou il y a diverses centrales avec
des douzaines d’ unités a démarrer et stopper sur une période de semaines et mois.

Leslogiciels GAMS et CPLEX sont pratiques pour arriver ala solution de ce type de probléme.

2.6 Introduction a GAMS (General Algebraic Modeling System)
La structure de base de GAMS:-
SETS (indices)
PARAMETERS, TABLES, SCALARS (data)
VARIABLES
EQUATIONS
MODEL & SOLVE statements
aconsidérer:

(Adapté de “GAMS, A User’s Guide’, Anthony Brooke et al, 1988)

Nous supposons I’ offre sur divers marchés pour un seul bien (électricité) et auss les colts
unitaires d’ expédier le bien de la centrale aux marchés. La question est combien du bien entre
chaque centrale et chaque marché atout moment pour minimiser les co(ts?

Marchés
Harare Lusaka Pretoria Offres
(MWh)
Centrales Distances de Transport
(Milliers de miles)

Inga 16 13 2.2 2100
HCB 0.3 0.6 1.0 1600
Demandes 700 400 2500
(MWh)
SETS- Indices

i = centrales, j = marchés
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PARAMETReS, TABLEAUX, SCALARS — Données de base
H; = offred’un bien acentrale i (MW)
D; = demande pour le bien au marchéj (MW)
Cij = colt d’ expédier les MW de la centrale au marché

Variables de DECISION
Xij = quantité du bien a expédier dela centrale i au marchéj (MW)
Ou Xj; ¥ 0 pour tout i,j

EQUATIONS - COUT, OFFRE & DEMANDE doivent étre connus.

MODELE Fournir limite acentraei é Xij £ H;
i

Satisfaire demande amarchéj & Xi = D;
Fonction Objective
Minimiser & & CiXi

[ |
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Co(ts de transport sont approximativement $2 par MWh par mille miles.

GAMS FORMAT (print-out of the gams code):

SET | Cener a
SET J Demand

PARAVETER  H(1)
/

PARAVETER  D(J)

TABLE L(I,J)
Har ar e

I nga 1.6
HCB 0.3
SCALAR
PARAMETER C(1,J);

c(1,J) = WL
VARI ABLE
VARI ABLE
PCSI Tl VE VARI ABLE
EQUATI ON
EQUATI ON
EQUATI ON

MODEL ELEC /

tion plants / Inga, HCB /;

Centers / Har ar e,

Exporting capacity (M)
I nga 2100
HCB 1600 /;

Demand (MAMh) at Market J
Harare 700

Lusaka 400
Pretoria 2500 /;
Di stance in thousands of mles froml to J
Lusaka Pretoria

1.3 2.2

0.6 1.1
W Wheel ing charge in $ per thousand miles /
(1,3);
X(1,3J) Shi pnent quantities in MM
4 Total shipnent cost in thousands of $
X
CcosT Def i ne objective function
SUPPLY( 1) oserve supply Iimt at plant |
DEMAND( J) Satisfy demand at market J ;
COsST. . Z =E= sSUM (I,J3),C(I,Jd)*X(I,Jd))
SUPPLY(1) .. SUM J, X(1,J)) =L= H(I) ;
DEMAND( J) . . SUMI, X(1,3)) =G= D(J)
ALL / ;

SOLVE ELEC USING LP MNMZING Z
DI SPLAY X. L, X M
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GAMSOUTPUT:

| TERATI ON COUNT, LIMT 6 10000
Cplex 6.0, GAMB Link 12.0-7, 386/486 DOS
Optimal solution found.

oj ective : 10480. 000000
VAR X Shi pnent quantities in MM

LOVER LEVEL UPPER MARG NAL
I nga. Harare . . +I NF 0. 400
I nga. Lusaka . 400. 000 +I NF .
Inga. Pretoria . 1600. 000 +I NF
HCB . Harare . 700. 000 +I NF .
HCB . Lusaka . . +I NF 0. 800
HCB .Pretoria . 900. 000 +I NF .

Le co(t total de transport (minimisé) pour satisfaire la demande sur les 3 marchés monte a
$10480. Les expéditions optimales sont obtenues d’ Inga pour 400MWh a Lusaka et 1600MWh a
Pretoria et par HCB expédiant 700MWh a Harare et 900MWh a Pretoria.

2.7 Exigences de Computation:

Pour manipuler le modéle Purdue est nécessaire un nouveau PC (Pentium 3 etc) ou le laptop le
plus actualise. Lavitesse du chip processeur est important al’ usage efficient du modéle et on
consellle 500MHz. Le modéle générique Purdue de 7 pays est gratis. Les modéles régionaux
déjatesté par Purdue comprennent des données confidentielles et ne peuvent pas étre distribués. I
faut acheter les deux logiciels GAMS et CPLEX. Un co(t total de $16000 sera adéquat a charger
le systéme.
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Section 3
Formulations de Base dela Modélisation del’Electricité

3.1 MODELE I: Court terme, commerce en éectricité uniquement
In the short-run model | the objective is to minimize the total costs that arise from the cost of
operations (fuel and maintenance), distributed generation costs, and the cost of unserved MW.

mng & & c(i,z2)PG(i,z 1) + DG costDG(z,t) + UMcostUM(2)

i.e.: Minimizing over all hours, al stations, and al countries, the sum of fuel costs (costyMW
times MW) plus demands met by distributed generation plus unsatisfied reserve requirements.

c(i,z) = Fuel Cost/MW atiinz ($)

PG(i,z,t) = Power Generation at i in z during t (MW)
DGcost = Cost/MW of distributed generation demand ($)
DG(z,t) = Distributed Generation in z during t (MW)

UM cost = Cost/MW of unmet reserves ($)

UM(2) = Unmet reserve requirement in z (MW)

This minimization is subject to the following constraints:

a i PG(i,zt) + & 5, PF(zp,2){ 1-Pfloss(zp,z)} + DG(z,t) = D(z,t) + & 2, PF(z,zp)

PF(zp,2) = Power Flow from zp to z (MW)
Pfloss(zp,z) =linelossfrom zp to z (%)
D(z,t) = Demand in z during t (MW)

All generation in country z plus all imports from other countries (adjusted for line loss) is equa to
the demand in country z plus exports to al countries.

PG (i,zt) £ PGinit (i,z)
PGinit(i,z) = initial capacities (MW)

The generation at station i, in country z, a any timet, is always less than or equal to theinitial
generating capacity of that stationi in country z.

PF(z,zp) £ PFinit(z,zp)
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PFinit(i,z) = capacitésinitides (MW)

Leflou de puissance de pays z a pays zp seratoujours inférieur ala capacité initiale de flou de
puissance atravers laligne d'interconnexion.

PGinit (i,z —_—
a # +UM (z)* D(z,peak)
i 1+res(i,z
res(i,z) = exigence de réserve pour i en z (%)
D(z,peak) = demande pic en z (MW)

La somme de |la capacité totale de toutes les centrales en pays z, moins leurs marges de réserve,
en plus les MW non satisfaits en pays z sera toujours supérieure ou égale ala demande pic en pays
z plus la somme des exigences de réserve pour toutes les centralesi en pays z.

é:l PGinit(i,z) * A(z)D(z,pesk)

A(2) = Facteur d’ Autonomie pour z (%)

La somme total e des capacités initiales de production des centrales i, en pays z, seratoujours
supérieure ou égale a la demande pic en pays z multipliée par I’ autonomie de pays z.

3.2 MODELEII: Court Terme, commerce en électricité et réserves
Pour les modeles de court terme | et |1, I’ objectif est minimiser les codts totaux résultant des
opérations (carburant et maintien), codts de production individuelle, et le colt de MW non
satisfaites.

mng & & c(i,z)PG(i,zt) + DG costDG(z,t) + UMcostUM (2)

Laminimisation est conditionnée par les contraintes suivantes:

& PG,z +& , PF(zp, z){l- Pfloss(zp,2)} +DG(z,1) +§ , PF(zp.2)

Pour chague heure t, en chague pays z, la somme totale de production de toutes les centrales, i,
plus la somme total e des flous de puissance importée du pays zp au pays z ( permettant la perte de
ligne entre pays z et pays zp) plus la production individuelle sera égale ala demande a heuret en
pays z plus la somme de toutes exportations de pays z a d  autres pays zp.
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a i{gPGinit(i,z)MH reS(i,z)]} +8 Zp{[Fmax(zp,z)]/gH res(i,z)@ +
DG(z) > D(z, peak) + @ ,,FMax(z,zp) (More than or equal to)

Ou Fmax(zp,z) = réserves rétenues par zp pour z.

La capacité de production totale de pays z, réduite par les marges de réserve appropriées, plus les
réserves en autres pays rétenues pour pays z, réduite par les exigences de réserves d’ importations,
plus exigences de réserve non satisfaites, doit étre supérieure ou égale ala demande pic plus les
réserves rétenues par pays z pour autres pays.

Comme chez Moddlel :-

&,PGinit(i,z) > A(z)D(z,peak)
PG(i,zy) < PGinit(i, 2)

PF(z,zp) < PFinit(z, zp)

3.3 MODELEIIl: Modelealongterme

L’ objectif est minimiser le co(t total des opérations (carburant, maintien), production individuelle,
réserve non satisfaite, et le colt du capital (facteur de recouvrement du capital) pour I’ expansion
de lacapacité. L horizon est de“y” ans et un taux de discompte pour ce modele.

, a a a iz)PG(i,zty)+UEcost UE(zty)+UMcost UM (zy)
i z t

+

()

g gcﬁexpcost(i,z)PGexp(i,z,y)
y=lt=y (1+EC)t

UE (electricité non satisfaite) remplacée par DG (Production individuelle ou “Distributed
Generation”)

ou:
Nouveaux variables. PGexp(i,zy) =MW goutéenyaienz
Nouveaux paramétres. expcost(i,z) = colt/MW d' expansion ai enz

disc = taux de discompte a propos de la valeur présente
crf = facteur de recouvrement du capital
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Laminimisation est contrainte:

On gjoute le variable de |’an y aux équations du Modée Il portant sur la balance de la charge et
flou de puissance.

PG(i,zty) < PGinit(i,2) + &, PGexp(i,zt)

Laproduction d’ électricité acentrale i, en pays z, aheuret, et en ansy serainférieure ou égale a
lacapacitéinitiale alacentraei en pays z plus la somme de toutes les nouvelles expansions a i
pendant les années jusque l’an'y.

PGinit(i.2)+ & PGexp(izt)

2 E +& Fmax (zp.zy)+UM(zy)* D(zpesky)+q Fmax(zzpy)
i 1+res(i,z) 2 20

Comme auparavant, sauf que la capacité totale de production comprend des additions jusquey.
&PGinit(iz) + § PGexp(izt) > A(Z)D(zpeak.y)

t=1

Comme auparavant, sauf que la capacité totale de production comprend des additions jusque y.

Implications de la Structure du M odéle sur les Données:

i Le modéle est de type “cash flow”; les dépenses sont enregistrées pendant I’ année en
cours.

i Aucun besoin de faire la collecte de données sur colts engagés (codts d’investissements
passés, etc.), seulement les colts incrémentiels.

°

Le modéle suppose que les achats d’ équipement sont financés par I’ emprunt d’ argent—
donc I’ achat d’ équipement se révéle en colt annualisé, équivalent au facteur de
recouvrement du capital multiplié par le colt Engineering, Procurement, and Construction
(EPC), en chaque ans subséquent a la date d’ achat.
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Les colits d' opération des centrales (carburantes, O& M variable, colts de |’ eau) devraient
étre colts marginaux incrémentiels pour chaque centrale, et non les colts marginaux
inférieurs a cause de contrats “prendre ou payer”. Ignorer des taux de chaleur variables
pour les centrales existantes—supposer des taux de chaleurs a 100%.

Colts de I’ équipement devraient étre colts EPC, non compris les colts de financement.

Coltsfixesdel’O&M ($/kW/an) devraient étre considérés uniquement pour nouvelles
centrales. Ce sont des colts déja engagés pour centrales existantes

Marges de réserve, facteurs d’ autonomie, et cours de discompte, coefficient de
recouvrement du capital, I’ @ectricitié non desservie, les colts de I’ é ectricité non desserive
et de réserves sont décisions politiques;

Pertes de ligne devraient étre des moyens incrémentiels, et ne pas marginal.

Capacités de ligne devraient étre la capabilité maximum de transfert, et ne pas la capabilité
maximum.

Capacités de production devraient étre la capacité nette effective (dépendable), et non pas
la capacité potentielle maximum.

Demandes (D(z,t,y)) devraient étre demandes expédiées, et ne pas demandes livrées.
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Section 4
Modele générique de 7 pays

4.1 Production, Transport et Demande:
Le modéle générique de 7 pays n’ est que pour la formation.

Tendances de la demande de |’ éectricité pour chaque période et pour chaque pays sont des
exigences primaires de données a modéliser. Lademande d’ éectricité est le moteur, mieux
expliqué en Sections 5 and 6. Pris en compte sont |les variations de charge aux niveaux horaires,
guotidiennes, saisonniéres, annuelles et nationales. Les projections de la demande méritent une
attention particuliére.

Tableau 4.1 Centrales Existantes et Proposées

Pays Centrale Détailsdela Centrale

Countryl PG(1A) Existing thermal station, 1200MW

PG(1B) Existing thermal station, 1600MW (expansion is possible up to
2500MW, costing $0.5m/MW)

NH(1C) Proposed new hydro station of 900MW with fixed cost $600m for the
first 300MW and then a variable cost of $0.9/MW

NH(1D) Proposed new hydro station of 600MW with a fixed cost of $850m

GT(1E) Proposed new gas turbine station capable of expansion up to 600MW

with avariable cost of $0.3m/MW
Country?2 PG(2A) Existing thermal station, 550MW
Country3 PG(3A) Existing thermal station, 260MW

GT(3B) Proposed new gas turbine stations capable of expansion up to 600MW
with avariable cost of $0.31m/MW

Country4 PG(4A) Existing thermal station , 500MW

PG(4B) Existing combined cycle station, 1200MW, with option of expansion up
to 2600MW, with a variable cost of $0.6m/MW

CC(4C) Proposed new combined cycle station, 300MW, with fixed cost of
$175m and then the option of expansion up to 2100MW with a variable

cost of $0.55m/MW
GT(4D) Proposed new gas turbine station, 300MW, with a variable cost of
$0.325m/MW
Country5 PG(5A) Existing combined cycle plant, 2400MW

CC(5B) Proposed new combined cycle station, 350MW, with fixed cost $ 405m
and then the option of expansion up to 2800MW with a variable cost of
$0.63m/MW

Country6 H(6A) Existing hydropower station, 600MW

NH(6B) Proposed new hydropower station, 150MW, with fixed cost of $220m
and then the option of expansion up to 900MW with a variable cost of
$1L.1U/MW

Country7 H(7A) Existing hydropower station, 450MW

NH(7B) Proposed new hydropower station, 200MW, with fixed cost of $270m,
with the option of expansion up to 600MW at a variable cost of
$1.3m/MW
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L’ infrastructure du modéle générique se trouve en Figures 4.1 and 4.2. Lademande pic en Paysl
est de 3000MW (Figure 4.1) et ce pays a une capacité de production thermique existante de
2800MW (station 1A est 1200MW et station 1B est 1600MW). Ce pays a un déficit de 200MW
et propose la construction d’ une nouvelle centrale hydro de 900MW (1C), une nouvelle centrale
hydro de 600MW (1D), et une centrale de turbine & gaz de 600MW (1E).

Paysl est interconnecté au Pays2 (Figure 4.2) et peut ainsi importe de I’ @ ectricité aux heures de
pic. Les propositions de nouveaux projets sont mises en italiques en Figures 4.1 et 4.2. Tableau
4.1 donne tous les noms des centrales thermiques existantes comme PG(1A) et PG(1B) et
démontre la nouvelle centrale hydro potentielle appellée NH(1C).

Tableau 4.2 Lignes d’ Interconnexion Existantes et Proposées

De pays a pays Nom de Détailsde I’ nter connexion
I"I nter connexio
n

1to?2 oT(1-2) Existing international transmission line with atotal load
carrying capability of 100MW — can be expanded up to
2000MW at a cost of $0.2m/MW

2t03 OT(2-3) Existing international transmission line with a total load
carrying capability of 100MW — can be expanded up to
2000MW at a cost of $0.25/MW

3to4 OT(3-4) Existing international transmission line with atotal load
carrying capability of 150MW — can be expanded up to
2000MW at a cost of $0.15/MW

4t05 NT(4-5) Proposed new international transmission line with an

initial carrying capability of 350MW having a fixed cost
of $100m. Thisline can be further expanded up to
2000MW with a variable expansion cost of $0.16m/MW.
5t06 NT(5-6) Proposed new international transmission line with an
initial carrying capability of 300MW having a fixed cost
of $40m Thisline can be further expanded up to 750MW
with a variable expansion cost of $0.22m/MW.

6t02 NT(6-2) Proposed new international transmission line with an
initial carrying capability of 150MW having a fixed cost
of $88m Thisline can be further expanded up to 750MW
with a variable expansion cost of $0.15m/MW.

6to7 NT(6-7) Proposed new international transmission line with an
initial carrying capability of 300MW having a fixed cost
of $120m This line can be further expanded up to
2000MW with a variable expansion cost of $0.25m/MW
7t01 NT(7-1) Proposed new international transmission line with an
initial carrying capability of 300MW having a fixed cost
of $95m This line can be further expanded up to
2000MW with a variable expansion cost of $0.2m/MW

Le Tableau 4.1 résume les informations rélévantes aux centrales existantes et proposées. Notez
gue pour Pays 2 il n'y a pas de projets de nouvelle capacité de production. Les pays4 et 5
disposent de capacité de production excédentaire, utilisant des cycles combinés alimentés de gaz
naturel. Les pays 6 et 7 sont dominants en hydroélectricité et disposent de capacité excédentaire,
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mais en hydro. Tousles 2 pays 6 et 7 ont des projets pour la construction de nouvelles centrales

hydro.

Il est possible a présent pour Pays 1 aimporter un maximum de 100MW de Pays 2 (Figure 4.2).
Laligne existante peut augmenter satension 2 2000MW. On propose aussi une nouvelle
interconnexion entre Pays 1 et Pays 7, dont une capacité initale de 300MW. Les capacités des
lignes existantes se trouvent en Figure 4.2. Toutes les lignes peuvent étre élargies jusqu’a

2000MW.

Tableau 4.3 Offres de Gaz Naturel dans le Moddle Génériquel

Offre existant de gaz Maximum de |’ offre Capacité de
Pays naturel proposé de gaz naturel | production de cycle
(mmscfd — millions de (mmscfd) combiné
pieds carrés par jour) Existante — Proposée
(MW)
Country 4 200 790 1200 — 4700
Country 5 60 470 350 — 2800

Notes. Supposer que les 100mmscfd produisent 600MW en cycle combingé.
Seulsles Pays 4 et 5 ont acces au gaz naturel Les autres n’en ont pas, sauf qu’un
gazoduc se construit a partir de Pays 4 ou Pays 5.

Il N’y apas d options pour construire des gazoducs a tous les coins de larégion. Le Tableau
4.3 résume la situation de I’ offre du gaz naturel au moment.

La gamme de carburants de la sous région est large. Les codts du carburant et les taux de
chaleur reflétent les caractéristique du carburant employé.  Les codts de capital détermineront
s le modéle décide a construire un type de centrale ou un autre, ou méme éargir une centrale

existante.
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Figure4.1

PG(4A) = 500
PG(4B) = 1200-2600
(CC(4C) = 300-2100
GT(4D) = 300)

(GT(3B) = 600)

Modele de Formation a Demande Pic (D)
& Production Existante (PG, CC, H) pour chaque pays

Country 2
Country 3 | =390
5 = 300 PG(2A) = 550
Country 4 PG(3A) = 260

Country 1
D = 3000
PG(1A) = 1200
PG(1B) = 1600-2500
(NH(1C) = 300-900
NH(1D) = 600
GT(1E) = 800)

Country 5

D = 2000

PG(5A) = 2400
(CC(5B) = 350-2800)

(Valeurs italicisée sont expansions proposees (MW))

Country 6

D =300

H(6A) = 600

(NH(6B) =

150-900)

Country7D =400
H(7A) = 450
(NH(7B) = 200-600)

PG =

Frontiere du power

pool
for nower nnnl

Cle (Toutes les valeures en MW):
D = Demande d’ Electricité
Production thermique existante

CC= Production de cycle combine
H = Production hydro existante
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Figure42  Modele de Formation avec Lignes Existantes

Frontiere du power
pool

Key (al line valuesin MW):
Existing Line
EEEEEESN _U_.O_uowmh_ Line

Valeurs italicisées sont de nouvelles lignes proposées (MW)
Toutes les lignes peuvent aggrandir a 2000MW 29






4.2 Résultatsde Démonstration du Modéle Générique
3 scénarios de démonstration sont fournis basés sur I horizon de 10 ans de planification:

Scénario #1:  le cas de base est libre commerce a un taux de croissance de 4%.

Scénario #2:  facteurs d’ autonomie a 100% autonomy factors — absence de commerce en
électricité ou réserves.

Scénario #3:  Libre commerce ou tous les pays ont un taux de croissance de la demande de
8%.

L es projets selectionné optimalement sous ces 3 scénarios sont résumeés en section 4.3. Ce sont
les fichiers portant les résultats de chague scénario. Un résumé se trouve en Tableau 4.2.

Tableau 4.2 Résumé des Projets Sélectionnés sur les 3 Scénarios

Scenario #1 | Scenario #2 | Scenario #3
Colt Total régiona ($milliard) 5.59 8.07 8.81
Expansions de Production
(MW)
Thermique existante 0 900 2300
Nouveau cycle Combiné 3150 2575 4955
Nouveau Hydro 1614 1080 1634
Nouveaux Turbines de gaz 462 741 1700
Total: 5226 5296 10589
Expansion de Transmission
(MW)
Transmission existante 572 4 4599
Nouvelle Transmission 3460 317 3318
Total: 4032 321 7917

Augmentation de 44% en codts totaux régionaux en présence d’ une politique de 100%
d autonomie.

Les expansions de production et de transport doublent quand la demande augmente a un rythme
de 8% au lieu de 4%.

Dans e cas de base, ¢’ est plus économique construire de nouvelles centrales thermiques et hydro
gue d aggrandir les centrales existantes. A 100% d’ autonomie et peu de nouvelles lignes de
transport, et dans |’ absence de commerce international, il est essential que les centrales existantes
thermiques soient éargies.

Dans les 2 scénarios de libre commerce (1 and 3), la quantité de nouvelle expansion hydro reste a
1600MW.

A 8% de croissance de la demande, il y a augmentation de 700% des lignes de transport
existantes.



4.3 Résultats de Démonstration du Modéle Generique

431 MODELE GENERIQUE de 7 Pays
SCENARIO #1, Casde BASE: - Tous lestaux de croissance de la demande a 4%

Program Executi on Date 10/25/00
Sol ver Status = NORMAL COVPLETI ON

PROQJIETS CHO SI S

CoGt Total = $5597107274. 07

Const. Cost is the Construction Cost in Undiscounted Dall ars

perl | co5 | NS1 | 350 MW | $ 4.05E+8

| 350 MW | $ 4.05E+8
perl | co5 | NSI | 2800 MW | $ 1. 76E+9

| 2800 MW | $ 1.76E+9
per2 | col | NS1 | 462 MWV | $ 1.38E+8

| 462 MV | $ 1.38E+8
perl | col | newhl | 186 MW | $ 3.71E+8
perl | col | newh2 | 368 MW | $ 5.21E+8
perl | co6 | newhl | 93 MW | $ 1.36E+8
perl | co7 | newhl | 41 MN | $ 5.57E+7
per2 | col | newhl | 1 MV | $ 1.85E+6
per2 | col | newh2 | 2 MV | $ 2.60E+6
per2 | co6 | newhl | 0 MV | $ 6.80E+5
per2 | co7 | newhl | 0 MV | $ 2.78E+5

| 691 MN | $ 1.09E+9
perl | col | newhl | 371 MW | $ 3.34E+8
perl | co6 | newhl | 464 MN | $ 5.11E+8
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perl | co7 | newhl | 83 | $ 1.07E+8
per2 | col | newhl | 2 | $ 1.67E+6
per2 | co6 | newhl | 2 | $ 2.55E+6
per2 | co7 | newhl | 0 | $ 5.35E+5
Total | | 923 | $ 9.57E+8
NEW TRANSM SSI ON PRQJECTS
Peri od | Bet ween | Capacity Added | Const. Cost
perl | col and co7 | 127 MW | $ 4.03E+7
perl | co2 and co6 | 15 MWV | $ 8.80E+6
perl | co4 and cob5 | 151 MW | $ 4.31E+7
perl | co5 and co6 | 287 MW | $ 3.83E+7
perl | co6 and co7 | 120 MW | $ 4.82E+7
per2 | co5 and co6 | 13 MWV | $ 1.73E+6
per2 | co6 and co7 | 10 MW | $ 3.94E+6
Total | | 723 MW | $ 1.84E+8
NEW TRANSM SSI ON EXPANSI ON
Peri od | Bet ween | Capacity Added | Const. Cost
perl | col and co7 | 847 MW | $ 1.69E+8
perl | co2 and co6 | 20 MW | $ 3.00E+6
perl | co4 and cob5 | 862 MW | $ 1.38E+8
perl | co6 and co7 | 803 MW | $ 2.01E+8
per2 | co5 and co6 | 138 MW | $ 3.04E+7
per2 | co6 and co7 | 66 MWV | $ 1.64E+7
Total | | 2737 MW | $ 5.58E+8
OLD TRANSM SSI ON EXPANSI ON
Peri od | Bet ween | Capacity Added | Const. Cost
perl | col and co2 | 74 MN | $ 1.48E+7
perl | co3 and co4 | 98 MW | $ 1.47E+7
per2 | co2 and co3 | 154 MW | $ 3.86E+7
per2 | co3 and co4 | 245 MWV | $ 3.68E+7
Total | | 572 MWV | $ 1.05E+8
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4.3.2 MODELE GENERIQUE de 7 Pays
SCENARIO #2: 100% facteursd’ Autonomie

Program Executi on Date 10/25/00

Sol ver Status = NORMAL COVPLETI ON
Mbdel Status = OPTIMAL SOLUTI ON FOUND
PRQIETS CHA SI S
Colt Total = $8070548906. 52
Chaque Periode = 5 ans
Const. Cost is the Construction Cost in Undiscounted Dollars

EXPANSI ON THERM QUE DEJA PLAN FI EE
Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost
perl | col | Stat2 | 515 MWV | $ 2.58E+8
per2 | col | Stat2 | 385 MW | $ 1.92E+8
Total | | 900 MWV | $ 4.50E+8

COVBI NED CYCLE PRQJECTS

Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost
perl | co5 | NS1 | 234 MWV | $ 2. 71E+8
per2 | co5 | NS1 | 116 MV | $ 1.34E+8
Total | | 350 MWV | $ 4.05E+8

COMVBI NED CYCLE EXPANSI ON
Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost
perl | co5 | NS1 | 1874 MWV | $ 1.18E+9
per2 | co5 | NS1 | 351 MWV | $ 2.21E+8
Total | | 2225 MWV | $ 1.40E+9

GAS TURBI NE PRQIECTS
Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost
perl | co3 | NS1 | 130 MWV | $ 4. 04E+7
per2 | col | NS1 | 521 MWV | $ 1.56E+8
per2 | co3 | NS1 | 90 MW | $ 2.80E+7
Total | | 741 MWV | $ 2. 25E+8

NEW HYDRO PRQJECTS
Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost
perl | col | newhl | 186 MW | $ 3.71E+8
perl | col | newh2 | 368 MW | $ 5.21E+8
perl | co7 | newhl | 16 MWV | $ 2.17E+7
per2 | col | newhl | 1 MV | $ 1.85E+6
per2 | col | newh2 | 2 MV | $ 2.60E+6
per2 | co7 | newhl | 34 MWV | $ 4.62E+7
Total | | 606 MWV | $ 9.65E+8



NEW HYDRO EXPANSI ON

Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost

perl | col | newhl | 371 MW | $ 3.34E+8
perl | co7 | newhl | 32 MWV | $ 4.19E+7
per2 | col | newhl | 2 MV | $ 1.67E+6
per2 | co7 | newhl | 68 MWV | $ 8.90E+7
Total | | 474 MW | $ 4.67E+8
NEW TRANSM SSI ON PRQJECTS
Peri od | Bet ween | Capacity Added | Const. Cost
perl | co6 and co7 | 5 MV | $ 1.91E+6
per2 | co2 and co6 | 19 MW | $ 1.13E+7
per2 | co4 and cob5 | 33 MW | $ 9.39E+6
per2 | co6 and co7 | 2 MV | $ 7.64E+5
Total | | 59 MW | $ 2.34E+7
NEW TRANSM SSI ON EXPANSI ON
Peri od | Bet ween | Capacity Added | Const. Cost
per 1l co6 and co7 32 MWV $ 7. 95E+6
per 2 co2 and co6 26 MWV $ 3. 87E+6

| | |

per2 | co4 and co5 | 188 MW | $ 3.00E+7
| | |
| | |

per 2 co6 and co7 13 MWV $ 3. 18E+6

Tot al 258 MWV $ 4. 50E+7
EXPANSI ON DE LI GNES D | NTERCONNEXI ON EXI STANTES

Peri od | Bet ween | Capacity Added | Const. Cost

perl | co2 and co3 | 4 MN | $ 9.47E+5

Total | | 4 MW | $ 9.47E+5
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433 MODELE GENERIQUE de 7 Pays
Scenario #3: Touslestaux de croissance de la demande a 8%

Program Executi on Date 10/25/00
Sol ver Status NORMAL COWPLETI ON
Mbdel Stat us OPTI MAL SOLUTI ON FOUND

PROQJIETS CHO SI S

Colt Total = $8817755529. 98
Chaque Periode = 5 ans
Const. Cost is the Construction Cost in Undiscounted Dallars

EXI STANTE EXPANSI ON THERM QUE

Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost

per2 | col | Stat2 | 900 MW | $ 4.50E+8
per2 | cod | Stat2 | 1400 MWV | $ 8.40E+8
Total | | 2300 MWV | $ 1.29E+9

PROIETS DE CYCLE COMVBI NE

Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost

perl | co5 | NS1 | 350 MW | $ 4.05E+8
per2 | co4 | NS1 | 226 MWV | $ 1.65E+8
Total | | 576 MWV | $ 5.70E+8

EXPANS|I ON DE CYCLE CQOVBI NE

Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost

perl | co5 | NSL | 2800 MV | $ 1. 76E+9
per2 | co4 | NSL | 1579 MN | $ 8.68E+8
Total | | 4379 MV | $ 2.63E+9

PRQIETS DE TURBI NES a GAZ

Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost

perl | col | NS1 | 412 MWV | $ 1.24E+8
per2 | col | NS1 | 388 MW | $ 1.16E+8
per2 | co3 | NS1 | 600 MWV | $ 1.86E+8
per2 | co4 | NS1 | 300 MW | $ 9. 75E+7
Total | | 1700 MWV | $ 5.24E+8

NOUVEAUX PRQJETS HYDRO

Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost

perl | col | newhl | 186 MW | $ 3.71E+8
perl | col | newh2 | 368 MW | $ 5.21E+8
perl | co6 | newhl | 93 MW | $ 1.36E+8
perl | co7 | newhl | 41 MN | $ 5.57E+7
per2 | col | newhl | 1 MV | $ 1.85E+6
per2 | col | newh2 | 2 MV | $ 2.60E+6
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per2 | co5 | newh5 | 20 MW | $ 0.00
per2 | co6 | newhl | 0 MV | $ 6.80E+5
per2 | co7 | newhl | 0 MV | $ 3.59E+5
Total | | 711 MW | $ 1.09E+9
NOUVELLE EXPANSI ON HYDRO

Period | Country | Station | Capacity Added | Const. Cost
perl | col | newhl | 371 MW | $ 3.34E+8
perl | co6 | newhl | 464 MN | $ 5.11E+8
perl | co7 | newhl | 83 MW | $ 1.07E+8
per2 | col | newhl | 2 MV | $ 1.67E+6
per2 | co6 | newhl | 2 MV | $ 2.55E+6
per2 | co7 | newhl | 1 MV | $ 6.91E+5
Total | | 923 MW | $ 9.57E+8

NOUVEAUX PRQIETS DE TRANSM SSI ON
Peri od | Bet ween | Capacity Added | Const. Cost
perl | col and co7 | 128 MW | $ 4.06E+7
perl | co2 and co6 | 11 MWV | $ 6.68E+6
perl | co4 and co5 | 83 MW | $ 2.37E+7
perl | co5 and co6 | 300 MW | $ 4.00E+7
perl | co6 and co7 | 138 MW | $ 5.51E+7
Total | | 660 MWV | $ 1.66E+8

NOUVELLE TRANSM SSI ON EXPANSI ON
Peri od | Entre | Capacity Added | Const. Cost
perl | col and co7 | 854 MW | $ 1.71E+8
perl | co2 and co6 | 15 MWV | $ 2.28E+6
perl | co4 and cob5 | 474 MN | $ 7.59E+7
perl | co5 and co6 | 181 MW | $ 3.99E+7
perl | co6 and co7 | 918 MW | $ 2.30E+8
per2 | co5 and co6 | 215 MWV | $ 4.72E+7
Total | | 2658 MWV | $ 5.66E+8

EXI STANTE TRANSM SSI ON EXPANSI ON
Peri od | Bet ween | Capacity Added | Const. Cost
perl | co2 and co3 | 91 MW | $ 2.27E+7
perl | co3 and co4 | 274 MN | $ 4.11E+7
per2 | col and co2 | 1138 MW | $ 2.28E+8
per2 | co2 and co3 | 1683 MW | $ 4.21E+8
per2 | co3 and co4 | 1414 MWV | $ 2.12E+8
Total | | 4599 MN | $ 9.24E+8
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Section 5
Intrants et Résultatsdu Modée

De la perspective de I utilisateur général du modéle de planification along terme, le modéle en
place, y compris saformulation et I’ emploi de code, peut étre vu comme une “boite magie”.

L’ utilisateur général, intéressé aux indications des politiques a suivre, peut trés bien s occuper

d uniquement les données enregistrées dans le modéle et lesrésultats y émis. (Figure 5.1). Détails
des résultats de I’ Afrique Australe se trouvent plus loin dans ce document [4-6].

Figure 5.1 Approche Général

Intrants | Modée a Résultats
» Long Terme >

Le modéele along terme a été extensivement testé utilisant les données contribuées lors de

I’ élaboration du modél e pour le Southern African Power Pool (SAPP), et danslaFigure 5.2, se
trouvent les noms des fichierstels qu’ils étaient fixés en juin 2000. Pour chague région du monde
et chaque pool d'énergie qui se modélise, les noms des fichiers des résultats se changent pour
reporter les résultats pour le prochain pays incorporé au modéle.  Pour le WAPPOOL, depuis
juillet 2000, le modéle maintenant dispose de la capacité de smuler I’inclusion du sous-modéle
pour le gaz naturel.

Suit une bréve description des fonctions des fichiers des intrants et des résultats. L’ interface type
Windows est conseillé pour I’ utilisateur général. L’interface Windows est décrite alafin du
Manuel d’ Usage, ainsi que des illustrations des menus disponibles a présent. L’usage de I’'interface
fait de la sorte que la manipulation du modéle soit tres facile et empéche I’ introduction d’ erreurs de
lapart d utilisateurs inexperimentés.

5.1 RésumédesFichiersUtilisesdansle Modéle du SAPP

(1) June21.gms— Logiciel central portant toutes les contraintes d’ optimisation, normalement,
aucun changement sera porté a ce fichier de la part de I’ utilisateur.
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Figure5.2 Fichiers du modele SAPP

| nputs

T

Datainc

Sixhr.inc

Hydro.inc

Thermo.inc

Uncertain.inc

Lines_sapp.inc

Reserve.inc

Fit 11 1 1

Output.inc

June2l.gms OUtpUtS
Angola.out <41, | June2l.1st
Botswanaout |g—

™ Projects.out
DRC.out —
L esotho.out <4
L,| Trade.out
Malawi.out <4
NMoz.out <+—L Hyd_exp.out
SMoz.out <4+
. > .out
Namibiaout  |€— Trans_exp.ou
NSA.out <4—
™ Therm_exp.out
SSA.out —
Swaziland.out €—J SAPP.out
Tanzania.out <4+
L Prices.out
Zambia.out 4
- *>
Zimbabweout  |q—] | FlOWsOUt
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Fichiers de données;

(2) Thermop.inc — Contient les données sur le colt d’ expansion de nouvelles centrales
thermiques, données sur capacités existantes, expansion maximum de capacités existantes, et le
facteur de recouvrement du capital.

(3) Lines _sapp.inc — Contient le co(t d’ élargir des lignes existantes et e colt de nouvelles lignes.
Pertes d’ énergie dues a larésistance de viellles lignes, pertes d’ énergie due a la résistance de
nouvelles lignes, la capacité initiales de nouvelles lignes, le recouvrement de capital pour
nouvelles lignes, et colit de capacité additionnelle sur ceslignes..

(4) Hydro.inc — Contient données sur le colt d’ expansion pour de nouvelles centrales
hydroé ectriques, données sur la capacité existante, |’ expansion maximum de capacité existante, et
le facteur de recouvrement de capital pour les centrales hydro.

(5) Sixhr.inc — Demande pic pour chague région: la demande la plus élevée pendant une heure
pour |"année actuelle.

(6) Uncertain.inc — Contient: données sur des aspects imprévus (i.e. niveau de pluie).

(7) Reserve.inc — Contient: Facteurs d’ Autonomie — autosuffisance pour chague pays, marge de
réserve pour chaque pays, taux de panne non programmee pour les lignes d’interconnexion et
pour toutes les centrales du pays, taux de panne programmeée pour toutes les centrales du pays, et
la centrale de production la plus grande de chague pays.

(8) Data.inc — Contient données sur la croissance de la demande, et la croissance économique,
capables d’ étre changées par |’ utilisateur.

(9) Output.inc — Génere les fichiers finaux portant les données nécessaires pour |’ analyse.
Fichiers des Résultats (“ Output Files’):
(10) June21.1st — Fichier final générique créé par lelogiciel gams.

(11) Therm_exp.out — Plans d' expansion thermique suggérés par le modéle.

(12) Hyd_exp.out — Plans d’ expansion hydroél ectrique suggérés par le modéle..

(13) Trade.out — Niveau de commerce suggéré par le modéle.

(14) Trans_exp.out — Plans d’ expansion de la transmission expansion suggérés par le modéle.

(15) Projects.out — Tous les projets sél ectionnés se trouvent dans ce fichier.
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(16) Country.out — Les résultats de I’ expansion pertinents a chaque pays, et au SAPP entier, and
SAPP as awhole. (Angola.out, Botswana.out, etc.)

(17) SAPP.out — Rapports finaux au niveau régional.
(18) Prices.out — Analyse des prix auxquels se fait le commerce.

(19) Flows.out — Flous d’ Exportations et d’ Importation

5.2 Pondération des Saisons, Jour nées, Heures

Considerez comment nous changeons le numéro de types de journées pour chaque année? Nous
ne changeons pas effectivement le numéro de types de journées, mais nous pouvons changer la
pondération. Le modéle comprend trois types de journées — journée pic, journée hors pic, et
journée moyenne. Le numéro total de journées doivent toujours monter a 365. Les pondérations
sont en Tableau 5.1.

Le modéle SAPP utilise une pondération de 25:75 pour les saisons d hiver et d’été. Il y atrois

types de journées, journée pic, journée hors pic, et journée moyenne. 1l y a 12 heures nocturnes,
8 heures moyennes, et 4 heures pics.
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Tableau 5.1 Pondération des Saisons, Journées et Heures

Type Season
1  Summer
2  Summer
3 Winter
4 Winter
5  Summer
6  Summer
7  Summer
8 Summer
9  Summer
10  Summer
11 Summer
12 Summer
13 Winter
14  Winter
15  Winter
16  Winter
17  Winter
18  Winter
19  Winter
20  Winter
21  Summer
22  Summer
23 Summer
24 Summer
25 Summer
26 Summer
27  Summer
28 Summer
29  Winter
30 Winter
31  Winter
32  Winter
33  Winter
34  Winter
35  Winter
36  Winter

Season

SAPP  Winter

SAPP Summer

Day
Peak
Average
Offpeak
Hour
Avnt
Hr9

Day
Average
Average
Average
Average

Peak
OffPeak

Peak
OffPeak
Average
Average
Average
Average

Peak
OffPeak

Peak
OffPeak
Average
Average
Average
Average

0.25
0.75

52
260
52

8
1

Hour

Avdy
Avnt

Avdy
Avnt
Avdy
Avdy
Avnt
Avnt
Hr9
Hr19
Hr20
Hr21
Avdy
Avdy
Avnt
Avnt
Hr9
Hr19
Hr20
Hr21
Hr9
Hr19
Hr20
Hr21
Hr9
Hr19
Hr20
Hr21
Hr9
Hr19
Hr20
Hr21
Hr9
Hr19
Hr20
Hr21

Pondérations
Season Day Hour Total Hours Percent
075 260 12 2340 26.79%
075 260 8 1560 17.86%
025 260 12 780 8.93%
025 260 8 520 5.95%
075 52 12 468 5.36%
075 52 12 468 5.36%
075 52 8 312 3.57%
075 52 8 312 3.57%
075 260 1 195 2.23%
075 260 1 195 2.23%
075 260 1 195 2.23%
075 260 1 195 2.23%
025 52 12 156 1.79%
025 52 12 156 1.79%
025 52 8 104 1.19%
025 52 8 104 1.19%
025 260 1 65 0.74%
025 260 1 65 0.74%
025 260 1 65 0.74%
025 260 1 65 0.74%
075 52 1 39 0.45%
075 52 1 39 0.45%
075 52 1 39 0.45%
075 52 1 39 0.45%
075 52 1 39 0.45%
075 52 1 39 0.45%
075 52 1 39 0.45%
075 52 1 39 0.45%
025 52 1 13 0.15%
025 52 1 13 0.15%
025 52 1 13 0.15%
025 52 1 13 0.15%
025 52 1 13 0.15%
025 52 1 13 0.15%
025 52 1 13 0.15%
025 52 1 13 0.15%

8736 100.00%

SAPP Winter makes up 1/4 of the year.
SAPP Summer makes up 3/4 of the year.

52 days ayear are classified as Peak days.
260 days a year are classified as Average days.
52 days ayear are classified as OffPeak days.

8 hours a day are classified as Average Night hours
Hr9 corresponds to the 9th hour of the day.
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Cumm.
26.79%
44.64%
53.57%
59.52%
64.88%
70.24%
73.81%
77.38%
79.61%
81.85%
84.08%
86.31%
88.10%
89.88%
91.07%
92.26%
93.01%
93.75%
94.49%
95.24%
95.68%
96.13%
96.58%
97.02%
97.47%
97.92%
98.36%
98.81%
98.96%
99.11%
99.26%
99.40%
99.55%
99.70%
99.85%
100.00%



Avdy
Hr19
Hr20
Hr21

N S

12 hours a day are classified as Average Night hours
Hr19 corresponds to the 9th hour of the day.
Hr20 corresponds to the 9th hour of the day.
Hr21 corresponds to the 9th hour of the day.
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Section 6
Fichiersdela Collecte des Données

Offre, Demande, & Expédition (Existant & Proposé)

Le modéle optimse le colt minimum pour satisfaire les demandes d’ électricité et de gaz naturel
pour une région sur un horizon along terme. Larégion comprend plusieurs pays (noté comme z
ou zp). Normalement, chaque pays est traité comme un seul noeud. Libre commerce est permis
entre tous les pays de larégion spécifiée. Latotalité del’ offre et de lademande d’ énergie
(électricité et gaz naturel) doivent étre connue pour chague noeud ou pays. La capacité de
transmission entre les 2 noeuds doit étre connue. Des données pour les nouveaux points d offre
(nouvelles centrales, nouveaux pulits de gaz, nouvelles lignes d’ interconnexion ou de gazoducs),
programmeés ou potentiels, sont nécessaires. La demande existante a chaque noeud et la prévision
pour la croissance en demande d’ é ectricité sont nécessaires. Le pourcentage de gaz naturel
fourni a chague noeud pour la production d’ éectricité et |e pourcentage pour d’ autres usages sont
également requis. Plus d'un noeud par pays est possible, le cas échéant.



Prévisions Annudlles dela Charge Transmise

PaysS: .o
A Données Annuelles
Al Demande Annudle Pic (MW) A2 Usage Annud del’Energie
GWh
Projetée par an, 1998-2018 Projeté par an, 1998-2018
MW GWh
1998 1998
1999 1999
2001 2001
2002 2002
2003 2003
2004 2004
2005 2005
2006 2006
2007 2007
2008 2008
2009 2009
2010 2010
2011 2011
2012 2012
2013 2013
2014 2014
2015 2015
2016 2016
2017 2017
2018 2018
2019 2019
2020 2020

B Charge Pic Hebdomadaire (MW) pour I’ an le plus récent

JAY o
1 11 21 31 42
2 12 22 32 43
3 13 23 33 44
4 14 24 34 45
5 15 25 35 46
6 1 26 336 47
7 17 27 37 48
8 18 28 38 49
9 19 29 39 50
10 20 30 40 51

45




Prévisions Annuelles de la Charge Transmise

C Données Horaires pour Une Semaine Représentative,
dans !’ An le plus Récent (24 x 7 = 168 valeurs)

Ani ... . _NumérodelaSemaine: .........

Charge QUOTIDIENNE et Charge MW par heure

Heure Dim Lun Mar Mer |  Jeu Ven Sam

Charge (MW) pour 8760 Heures pour |’ an le plus récent

Comme alternatif a B et a C, cefichier annuel peut é&refourni en
forme horaire. Veuillez attacher les fiches appropriées portant les
données pour toutes les 8760 heures.

Heure Charge Heure Charge
(MW) MW)

WIN|F-

8758

@
o

8759

8760
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Centrale Thermale Existante

PaY S o e, Nom de

Typed INStallation: .......cooe i
(Charbon, Turbine de combustion alimentée par le pétrole, Turbine de combustion alimentée par
gaz, Cycle combiné alimenté par gaz)

Situation d' EXplOItation: .........oovie i
(en opération, fermée, sous cocon, autre)

NUMEO d'UNItES. ...ovvve v, Type de Charge (base, cycling, pic):
Commentaire Valeur Paramétre
Capacité transmise actuelle nette effective (fiable) (MW) PGOinit
Codts en dollars d’ expansion par MW pour des installations Oexpcost
existantes ($MW)

Dimension incrémentielle d’ expansion des ingtallations thermal es PGOexpstep
existantes (MW)

Maximum MW possible a gjouter aux installations thermales PGOmax
existantes (MW)

Taux d'indisponibilité pour les installations thermal es existantes FORPGO
(fraction)

Taux d'indisponibilité programmée pour les installations UFORPGO

thermales existantes (fraction)

Coefficient de recouvrement du capital pour lesinstallations crfi
thermal es existantes (pourcentage)

O&M variable pour les installations thermal es existantes VarOMoh
($MWh)

Taux de chaleur pour les installations thermales existantes HRO
équivaental

Colt de combustible pour des installations thermal es existantes fpO
($MWh)

Taux d augmentation des codts de combustible pour des fpescO

a7



installations thermal es existantes (fraction/an)

Taux de délabrement des installations thermal es existantes decayPGO
(fraction/an)

Usage minimum pour installations thermal es existantes en MWh PGmin

par an

Déclassement force a période ty Fdecom

Coefficient de capacité (%)

Datedel’Installation

Vie utile qui reste (ans)
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| nstallation Hydr o Existante

PaYS. e, Nom de I’ Installation:
TypedInstalation: ..........ccoeviiiii i Situation d' Exploitation:

NUMEO d'UNItES. ....ovvvi v e, Type de charge:

Commentaire Vaeur Paramétre
Capacité initiale d une installation hydro existante (MW) Hoinit
Co(t du capital pour la capacité additionnelle d’ une HOV cost
installation hydro existante ($MW)

Dimension de I'incrément d’ expansion pour des installations Hoexpstep
hydro existantes (MW)

Expansion maximum possible (MW) HOVmax
MWh annuelles permises & un barrage existant (conditions HOLF

normales) (MWHh/an)

MWh annuelles permises a un barrage existant (conditions de
sécheresse) (MWh/an)

Taux d'indisponibilité non-programmée pour des installations FORoh
hydro existantes (fraction/an)

Coefficient de recouvrement du capital pour une installation Crfih
hydro existante (fraction/an)

Colt O&M variable pour installation hydro existante VarOMoh
($MWh)

Taux de délabrement pour vieilles ingtallations hydro DecayHO
(fraction/an)

Marge de réserve des installations hydro (fraction) Reshyd
Usage minimum des installations hydro existantes en MWh MinH

par an

Déclassement forcé a période ty FdecomH
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Coefficient de capacité (%)

Datede |’ Installation

Vie utile qui reste (ans)
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Nouvelle I nstallation Thermale, Petite Charbonniéere

(chague unité < 500M W)

Nom de |’ Installation:

Typed Instalation: .............coiiiiiiiiiiiiea

Situation d' Exploitation:

NUMEO d'UNItES. ....ovvvi v, Type de charge:

Commentaire Valeur Paramétre
Colts de préparation pour |’ achat d’ une installation fixe et colts de FGSC
I"infrastructure (%)

Colts d’' expansion pour de nouvelles installations charbonniéres NSCexpcost
(¥MW)

Colt d'intégration de la transmission ($)

Dimension incrémentielle de I’ expansion pour nouvelles ingtallations NSCexpstep
charbonnieres (MW)

Expansion maximum pour une nouvelle installation charbonniére PGNSCmax
(MW)

Taux d’indisponibilité programmée pour installations charbonniéres FORNSC
(fraction)

Taux d'indisponibilité non-programmée pour installations UFORNSC
charbonnieres (fraction)

Coefficient de recouvrement du capital pour une nouvelle Crini
installation thermale (fraction/an)

Colt O&M variable pour installations charbonnieres ($MWh) OoMSC
Colt O&M fixe pour installations charbonnieres ($MW/an) FixOMSC
Taux de chaleur pour nouvelles installations charbonniéres 1000000 HRNSC
BTU'MWh

Colts de combustible de nouvelles installations charbonniéres FpNSC

$/1000000 BTU's
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Taux d augmentation du colt de combustible pour nouvelles FpescNSC
installations charbonniéres (fraction/an)

Taux de dégradation d’installations charbonniéres (fraction/an) DecayNSC
Installation charbonniére construite a période ty AtSC
Installation charbonniére non-construite AVANT ou a période ty BefSC
Usage minimum pour I’ installation charbonniére en MWh par an AftSC
Usage minimum de I’ installation en MWh par an MinSC

Ladate la plus tot pour mise en fonction

Vie utile qui reste (ans)
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Nouvelle Installation Thermale, Grande Charbonniéere

(chaque unité > 500M W)

PaY S e

Nom de |’ Installation:

Type de charge:

Situation d' Exploitation:

Commentaire Value Parameter
Colts de préparation pour |’ achat d' une installation fixe et colts de FGLC
I’infrastructure ($)

Colts d’' expansion pour de nouvelles installations charbonniéres PGNLCinit
(YMW)

Colt d'intégration de la transmission ($) NL Cexpcost
Dimension incrémentielle de I’ expansion pour nouvelles ingtallations

charbonnieres (MW)

Expansion maximum pour une nouvelle installation charbonniére NL Cexpstep
(MW)

Taux d’indisponibilité programmée pour installations charbonniéres PGNL Cmax
(fraction)

Taux d'indisponibilité non-programmée pour installations FORNLC
charbonnieres (fraction)

Coefficient de recouvrement du capital pour une nouvelle UFORNLC
installation thermale (fraction/an)

Colt O&M variable pour installations charbonnieres ($/MWh) Crfni

Colt O&M fixe pour installations charbonnieres ($MW/an) OoMLC
Taux de chaleur pour nouvelles installations charbonniéres 1000000 FixOMLC
BTU' YMWh

Co(ts de combustible de nouvelles installations charbonniéres HRNLC
$/1000000 BTU’s

Taux d augmentation du colt de combustible pour nouvelles FpNLC

installations charbonniéres (fraction/an)
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Taux de dégradation d’installations charbonniéres (fraction/an) FpescNLC
Installation charbonniére construite a période ty DecayNLC
Installation charbonniere non-construite AVANT ou a période ty AtLC
Usage minimum pour I’ installation charbonniére en MWh par an BefLC
Usage minimum de I’ installation en MWh par an AftLC
Ladate la plus tét pour mise en fonction MinLC

Vie utile qui reste (ans)




“ Echange de |’ Electricité et Options pour I’ Expansion de |la Capacité en Afrique de I’ Quest”

Nouvelle Installation Thermale, Turbine a Gaz

Nom de |’ Installation:

............................................ Type de charge:

Situation d' Exploitation:

Commentaire Valeur Paramétre
Colts de préparation pour |’ achat d’ une installation fixe et colts de FGGT
I"infrastructure (%)

Colts d’ expansion pour de nouvelles installations de turbines & gaz Ntexpcost
(¥MW)

Co(t d'intégration de la transmission ($)

Dimension incrémentielle de I’ expansion pour nouvelles installations Ntexpstep
de turbines agaz (MW)

Expansion maximum pour une nouvelle installation de turbines a gaz PGNTmax
(MW)

Taux d’indisponibilité programmée pour installations de turbines a gaz FORNT
(fraction)

Taux d'indisponibilité non-programmée pour installations de turbines UFORNT
agaz (fraction)

Coefficient de recouvrement du capital pour une nouvelle installation Crini
thermale (fraction/an)

Colt O&M variable pour installations de turbines a gaz ($MWh) OMT
Colt O&M fixe pour installations de turbines a gaz ($/MW/an) FiXOMT
Taux de chaleur pour nouvelles installations de turbines a gaz HRNT
1000000 BTU’'MWh

Colts de combustible de nouvelles installations de turbines a gaz FPNT
$/1000000 BTU’s

Taux d augmentation du colt de combustible pour nouvelles FpescNT
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installations de turbines agaz (fraction/an)

Taux de dégradation d'installations de turbines agaz (fraction/an) DecayNT
Installation de turbines a gaz congtruite a période ty AtT
Installation de turbines a gaz non-construite AVANT ou a période ty BefT
Turbine non-construite avant ou a période ty AftT
Usage minimum des turbines MWh par an MinT

Ladate la plus tét pour mise en fonction

Vie utile qui reste (ans)
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“ Echange de |’ Electricité et Options pour I’ Expansion de |la Capacité en Afrique de I’ Quest”

Nouvelle Installation Thermale, Cycle Combiné

PaY S s

Nom de |’ Installation:

Situation d' Exploitation:

NUMEO d'UNItES. ...ovvvi v, Type de charge:

Commentaire Valeur Paramétre
Colts de préparation pour |’ achat d' une installation fixe et colts FGCC

de I’infrastructure (%)

Colts d’ expansion pour de nouvelles installations de cycle NCCexpcost
combiné (¥MW)

Co(t d'intégration de la transmission ($)

Dimension incrémentielle de I’ expansion pour nouvelles NCCexpstep
installations de cycle combiné (MW)

Capacité initidle de nouvelles installations de cycle combiné (MW) PGNCCinit
Expansion maximum pour une nouvelle installation de cycle PGNCCmax
combiné (MW)

Taux d'indisponibilité programmeée pour installations de cycle FORNCC
combiné (fraction)

Taux d'indisponibilité non-programmée pour installations de cycle UFORNCC
combiné (fraction)

Coefficient de recouvrement du capital pour une nouvelle Crini
installation thermale (fraction/an)

Colt O&M variable pour installations de cycle combiné (¥MWh) omMcCC
Colt O& M fixe pour instalations de cycle combiné (¥MW/an) FixOMCC
Taux de chaleur pour nouvelles ingtallations de cycle combiné HRNCC
1000000 BTU’'MWh

Colts de combustible de nouvelles installations de cycle combiné FpNCC
$/1000000 BTU’s

Taux d augmentation du colt de combustible pour nouvelles FpescNCC
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installations de cycle combiné (fraction/an)

Taux de dégradation d’ installations de cycle combiné DecayNCC
(fraction/an)

Installation de cycle combiné construite a période ty AtCC
Installation de cycle combiné non-construite AVANT ou a période BefCC

ty

Installation de cycle combiné non-construite avant ou a période ty AftCC
Usage minimum des turbines de cycle combiné en MWh par an MinCC

Ladate la plus tét pour mise en fonction

Vie utile qui reste (ans)
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“ Echange de I’ Electricité et Options pour |’ Expansion de la Capacité en Afrique de I’ Ouest”

Nouvelle Installation Hydro

PaYS. i, Nom de |’ Installation:
Typedinstalation: ..........coooviiii i, Situation d' Exploitation:

NUMEO d'UNItES. ....ovvvi v e, Type de charge:

Commentaire Valeur Paramétre
Dimension initidle al’ éablissement de nouvelles installations Hninit
hydro ($MW)

Co(t fixe du capita de I'incrément initial de’ expansion HNFcost
Co(t du capital de capacité additionnelle pour des nouvelles HNV cost
ingtallations hydro (¥MW)

Expansion maximum en MW possible a gjouter a une nouvelle HNVmax
installation hydro (MW)

Dimension incrémentielle d’ expansion pour des nouvelles Hnexpstep
installations hydro (MW)

MWh annuelles permises a un nouveau barrage HNLF
Taux d'indisponibilité programmeée pour installations hydro FORnNh
(fraction)

Coefficient de recouvrement du capital pour une nouvelle Crfnh
installation hydro (fraction/an)

Colt O&M fixe pour installations hydro ($¥MWh) FixOMnh
Colt O&M variable pour instalations hydro ($MW/an) VarOMnh
Taux de dégradation d'installations hydro (fraction/an) DecayHN
Nouvelle installation hydro construite a période ty AtHn
Nouvelle installation hydro non-construite AVANT ou a période BefHn

ty
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Nouvelle installation hydro non-construite avant ou a période ty

AftHn

Usage minimum de I’ linstallation hydro en MWh par an

MinHN

Ladate la plus tét pour mise en fonction

Vie utile qui reste (ans)
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“ Echange de I’ Electricité et Options pour I’ Expansion de la Capacité en Afrigue de I’ Ouest”
Lignede Transmission Existante

YA 44 ) NPT
Commentaire Valeur Paramétre
Capacités des lignes d' interconnexion (MW) PFOinit

Type, ACouDC

Colt par MW d' dargir laligne existante (million $) PFOVc

Voltage delaligne (kV)

Longueur de la Route (km)

Coefficient de recouvrement du capital pour leslignes de crf
transmission (fraction/an)

Pertes au niveau de puissance pratique pour le transfert (%) PFOloss

Niveau de puissance pratique pour le transfert, pays 1 to 2
(MW)

Niveau de puissance pratique pour le transfert, pays2to 1
(MW)

Expansion maximum en MW possible a gjouter aux lignes PFOV max
existantes (MW)

Taux annuel d’indisponibilité non-programmée pour des FORICO
lignes de transmission existantes (%)

Taux annuel d’indisponibilité programmée pour des lignes
de transmission existantes (%)

Ou dternativement, Duration de |’ entretien annuel
(semaines par an) year)

Taux de dégradation des lignes de transmission existantes DecayPFO
(fraction/an)

Date entrée en fonction

Vie utile restante (years)

Note: Le niveau de puissance pratique pour le transfert est 1a puissance qui puisse étre transférée
vu toutes les limitations du systéme: stabilité, limites de voltage, etc.
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“ Echange de |’ Electricité et Options pour I’ Expansion de |la Capacité en Afrique de I’ Quest”

Lignes de Transmission Proposées

PAY S (Z1ZP) . ettt it et ettt eiiiieeiiaeeaea.s
Commentaire Valeur Paramétre
Capacité initiale des lignes d’ interconnexion pour une PFNinit
nouvelle ligne de transmission (MW)
Type, ACou DC
Voltage delaligne (kV)
Longueur de laroute (km)
Coefficient de recouvrement du capital pour des lignes de Crf
transmission (fraction/an)
Codt fixe pour une nouvelle ligne d’ interconnexion, EPC PENFC
“Engineering, procurement & construction” (mill US $)
Co(t de capacité additionnelle sur une nouvelle ligne (colt PFNVc
du fil) (mill ¥MW)
Expansion maximum en MW possible a gjouter a une PFNVmax
nouvelle ligne d’ interconnexion (MW)
Coefficient de pertes ala transmission sur des nouvelles PFNIoss
lignes (%)
Niveau de puissance pratique pour le transfert, pays 1 to 2
(MW)
Niveau de puissance pratique pour le transfert, pays2to 1
(MW)
Taux annuel d’indisponibilité non-programmée pour des FORICN
nouvelles lignes de transmission (%)
Taux annuel d’indisponibilité programmée pour des
nouvelles lignes de transmission (%)
Ou alternativement, Duration de I’ entretien annuel (semaines
par an) year)
Taux de dégradation des nouvelles lignes de transmission DecayPFN
(fraction/an)
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MinPFN

Ligne construite & période ty Atlines
Ligne non-construite AVANT ou a période ty Aftlines
Ligne construite AVANT ou a période ty Beflines

Ladate laplus tot mise en fonction

Vie utile restante (ans)

Note: Le niveau de puissance pratique pour le transfert est 1a puissance qui puisse étre transférée
vu toutes les limitations du systéme: stabilité, limites de voltage, etc.

Signature (Consultant CEDEAO): ...ttt ittt ettt et esie i ieeeieeaaneens Date ......ooovieieiiiennnnn.
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“ Echange de |’ Electricité et Options pour I’ Expansion de |la Capacité en Afrique de I’ Quest”

(Installation Hydro a Pompe Existante)

PaYS. i, Nom de |’ Installation:
TypedInstalation: .........ccooveeiiiii i, Situation d' Exploitation:

NUMEO d'UNItES. ....ovvvi v e, Type de charge:

Commentaire Vaeur Paramétre
Taux de dégradation de I’ installation hydro a pompe existante Decay PHO
(fraction/an)

Coefficient de pertes de I'installation hydro a pompe existante PSOloss
(fraction)

Capacité en MW de I’ingtallation hydro a pompe existante (MW) PGPSOinit




“ Echange de |’ Electricité et Options pour I’ Expansion de |la Capacité en Afrique de I’ Quest”

(Nouvelle I nstallation Hydro a Pompe)

P S, it ittt iiiiiieiiaeeneas Nom del’ Installation:

Typed Ingtalation: .................. Situation d'Exploitation: .................

Numéo d'Unités. ................... Typedecharge: .......cooiii i
Commentaire Vaeur Paramétre

Colts de préparation pour I’ achat d’ une installation fixe et
codts de I infrastructure (%)

Colt d'intégration de la transmission ($)

Colts d’ Expansion pour une nouvelle installation ($¥MW)

Taux de dégradation d’ une nouvelle installation hydro a DecayPHN
pompe (fraction/an)

Coefficient de pertes d’ une nouvelle installation hydro a PSNloss
pompe (fraction)

Capacitéinitiadle en MW capacity de nouvelles installations PHNinit
hydro a pompe proposée (MW)

Capacité du réservoir d' une nouvelle installation hydro a HDPSNmwh
pompe (MWh/an)

Coefficient de recouvrement du capital pour des nouvelles Crfphn

installations hydro a pompe (fraction/an)

Colts O&M fixes pour une nouvelle installation hydro a FixOMph
pompe ($/an)

Colts O&M variables pour une nouvelle installation hydro VarOMph
apompe ($¥MWh)

Co(t du capital fixe pour une installation hydro a pompe Phncost
(US$)

Ladate la plus tot mise en fonction

Vie utile restante (ans)
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Gaz Naturel - Demande

Pays (Noeud): ..........coovviiiiiiiiiii e,

An Demande de Gaz naturel, au noeud, de
toutes les sources sauf celle utilisée
pour la production de I’ électricité

(10° Btu/an — milliards de Btu par an)

2000

2001

2002

2003

2004

2005

2006

2007

2008

2009

2010

2011

2012

2013

2014

2015

2016

2017

2018

2019

2020
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Gaz Naturel —Installation de Pompage Existante

Pays(Noeud): ........cccovviiiiiiii e

Vaeur

Paramétre

1.

Nom du puits pompant le gaz:

2.

Réserve totale au puits:
(10° Cu ft — milliards de pieds carrés)

3.

Capacité Horaire de Pompage:
(10° Btu/hr — millions de Btu par heure)

Gaslnit(z,gw)

Valeur calorifique du gaz:
(10° Btu/Cu ft
—milliers de Btu pr pied carré)

Pompage du Puits/Colt Opérationndl:
($/10° Btu — USD par million Btu)

GWCost(z,gw)

Location du puits de pompage:
(Donner un plan démontrant la location
du puits en relation aux frontiéres et aux

grandes aggomeérations
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Gazoduc Existant

PAYS (Z,Z): e

Valeur Paramétre

1. Nomal origine (2)

2. Nom alafin du gazoduc (zp)

3. Nom du gazoduc (z,zp)

4. Longueur du gazoduc:
(miles)

5. Capacité horaire du gazoduc: PipeCap(z,zp)
(10° Btu/hr
— millions de Btu par heure entre z & zp))

6. Codt d' expédition du gazoduc: GSpCst(z,zp)
($/10° Btu — USD per million Btu)

7. Colt de maintenir des stocks: InvCst(z)
($/10° Btu/jour
- USD par million de Btu par jour au point z)

7. Taux de perte du gaz: PFGloss(z,zp)
(% du gaz pompé az qui N’ arrive pas au point zp)

8. Location du gazoduc:
(Fournir un plan mettant en relation le gazoduc, les
frontiéres et les grandes villes)

68




Gaz Naturel- Gazoduc nouveau Ou propose

PAYS (Z,Z): e

Valeur Paramétre

=

Nom al’origine (2)

2. Nom alafin du gazoduc (zp)

3. Nom du gazoduc (z,zp)

5. Longueur du gazoduc:
(miles)

5. Capacité horaire du gazoduc: PipeCap(z,zp)
(10° Btu/hr
— millions de Btu par heure entre z & zp))

6. Codt d' expédition du gazoduc: GSpCst(z,zp)
($/10° Btu — USD per million Btu)

7. Colt de maintenir des stocks: InvCst(z)
($/10° Btu/jour
- USD par million de Btu par jour au point z)

9. Taux de perte du gaz: PFGloss(z,zp)
(% du gaz pompé a z qui N’ arrive pas au point
zp)

10. Location du gazoduc:
(Fournir un plan mettant en relation le gazoduc, les
frontiéres et les grandes villes)

12. Colt du capital du gazoduc: PipeCost(z,zp)
($10°— millions de USD pour le nouveau tuyau
entre z et zp)

13. Facteur de recouvrement du capital du Crfo(z,zp)
gazoduc:
(%
- crf percentage du nouveau tuyau entre z et zp)
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Description Générale de Toutes les Exigences en Matiere des Données

* = obligatoire
** = facultatif

Sites de Génération Thermale — En place, ou sous construction
(Charbon, Turbine de combustion alimentée par le pétrole, Turbine de combustion alimentée par

gaz, Cycle
combiné alimenté par gaz)

Type d’Installation*
o Turbine avapeur aimentée par le charbon
o Turbine a combustion alimentée par le pétrole
o Turbine a combustion aimentée par le gaz
o Cycle combiné alimenté par le gaz
Situation d' Exploitation*
O enopération
o fermé
o sous cocon (<<mothballed>> en anglais)
a autre
Nom*, Date d’ Installation**, Vie utile restante* *
Numéro d unités sur le site*
Capacité unitaire brute (nominae) (MW)**
Capacité unitaire transmise (effective ou nette) (MW)*
Niveau maximum de génération 1999 (MW)**
Niveau minimum de génération 1999 (MW)**
Efficacité (%)* ou taux de chaleur* (KJou BTU/KWh — a spécifier)
Contenu de chaleur du combustible (BTU/tonne)*, ou K Jautre unité — a spécifier
Taux unitaire de panne forcée (%0)*
Taux unitaire de panne non-forcée (%)*
ou
Duration du maintien annuel (semaines/an)*
Type de charge de I’ unité* - charge de base, cycling, niveau pic
Temps moyen d opération (heures/an)**
Facteur de capacité (%)** - s C'est une contrainte

Données rélévantes aux Colts
Co(t du combustible ($/tonne)** ou (¥BTU ou KJ)* - a spécifier
Taux d augmentation du combustible (Yo/an)**
Colts O& M fixes (¥MW/an)**
Colts O&M variables ($/MWh)*
Taux d escalation O&M (%/an)**
Autres colts d’ opération (¥MWh)** - s'il y ena

Données pour de Options a decider dans |’ avenir:
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Toutes les données ci-dessus, en plus;

ou

Ladate laplus t6t de mise en fonction*
Vie utile restante (ans)**
Co(t total de I’Engineering, I’ Acquisition, et la Construction (EPC) ($/unité)*

Eléments du colt EPC ** (préferé)

“Echange de I'Electricité et Options pour I'Expansion de la Capacité en Afrique
de I'Ouest”

o Codts de préparation pour I’ achat d’ une installation fixe et colts de I’ infrastructure ($)**
o Colt variable de I’ équipement de génération ($MW)**
o Colt d'intégration de latransmission ($)**

Installations Hydro Existantes

o
c

Type dingtalation* - (réservoir, course de lariviere, accumulation pompée)
Situation d' exploitation** (en opération, fermé, autre)

Nom*, date d'installation**, vie utile restante**

Numeéro d’ unités (#) du barrage*

Capacité unitaire brute (nominae) (MW)**

Capacité unitaire nette (transmise/effective) (MW)*

Niveau maximum de génération, 1999 (MW)**

Niveau minimum de génération 1999 (MW)**

Taux unitaire de panne forcée (%)*

Taux unitaire de panne non-forcée (%)*

Duration du maintien annuel (semaines/an)*
Génération unitaire (MWh/an)*
o Conditions normales*
o Conditions de sécheresse**
Colts unitaires fixes de I’ O&M ($MW/an)**
Codts unitaires variables del’O&M ($MWh)*
Volume moyen par une marge de 1 métre en dessus du niveau du tuyau des turbines
(billion m?)**
Taux incrémentiel de I’ eau (M¥/MWh)**
Décharge maximum de |’ eau (m*/seconde)* *

Nouvelles Installations Hydro

En plus de I'information précédente, il faut:

Ladate la plus t6t mise en fonction*

Co(t unitaire de I’ Engineering, de I’ Acquisition, et de la Construction /t ($/unité)*, ventilé
ang

o Codt fixe du site ($)** - barrage initial, area de répandu, €tc.

o Colt variable de I’ équipement de génération (¥MW)**  Préferé
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o Colt d'intégration de latransmission ($)**
o Vie utilerestante (ans)**

Prévisions Annuelles de la Charge Transmise
A Données Annuelles
o Demande annuelle de pic (MW) projetée par an, 1998-2018 (20 valeurs)
o Usage annuel del’ énergie (GWh) projeté par an, 1998 — 2018 (20 valeurs)
B Charge pic hebdomadaire (MW) pour I'an le plus récent (52 valeurs)
C Données horaires pour une semaine représentative, dans|’an le plus récent (24 x 7 = 168
valeurs)

“ Echange de I’ Electricité et Options pour I’ Expansion de la Capacité en Afrigue de I’ Ouest”

Heure

abrhwnNBE

24

Comme dternatif aB et aC
Un fichier de données sur la charge selon les 8760 heures pendant une année (MW) pour I’ an
le plus récent

Lignes d’ Interconnexion Internationales
A) Existantes ou Engagées
- type (AC,DC)*
année de construction (an)**
pays 1 ncaud de (nom du lieu)*
pays 2 ncaude a (nom du lieu)*
substation de (nom du lieu)**
substation a (nom du lieu)**
voltage (kV)*
longueur de la route (km)*
Niveau maximum de puissance pour le transfert (MW)**
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Niveau de puissance pratique pour le transfert, pays 1 a2 (MW)*
Niveau de puissance pratique pour le transfert, pays2 a1l (MW)*
Pertes au niveau de puissance pratique pour le transfert (%)*
Taux annuel de panne forcée (%)*

Taux annuel de panne non-forcée (%0)*

Ou Duration du maintien annuel (semaines/an)*

Note: Le niveau de puissance pratique pour le transfert est 1a puissance qui puisse étre transférée
vu toutes les limitations du systéme: stabilité, limites de voltage, etc.

B) Lignes d' Interconnextion Futures
En plus de I'information précédente, il faut:
Co(t de I'Engineering, I’ Acquisition, et la Construction (EPC) ($)*
- oul’EPC ventilé aingi:
o colt fixe et co(t de I’ acquisition, préparation, et de latour ($)** (préferé)
o codt du fil (F¥MW)**

73



Section 7
M odeling Notation

LT-Model Notation (April 14, 2000)

Name-Notation
A

AF(zty)
AftCC(ty,z,ni)
AftHn(ty,z,nh)
AfLC(ty,z,ni)
Aftlines(ty,z,zp)
AftSC(ty,z,ni)
AftT(ty,zni)
AtCC(ty,z,ni)
AtHN(ty,z,nh)
AtLC(ty,z,ni)
Atlines(ty,z,zp)
AtSC(ty,z,ni)
AtT(ty,zni)

B
Base(ts,td,th.2)
BefCC(ty,zni)
BefHnN(ty,z,nh)
BefLC(ty,zni)
Beflines(ty,z,zp)
BefSC(ty,zni)
BefT(ty,z,ni)

C

crf(z,zp)
crfi(zi)
crfih(zih)
crfnh(z,nh)
crfni(zni)
crfphn(z,phn)

crfum

D
DecayHN
DecayHO
DecayNCC
DecayNLC

(Equation Names Excluded)

Definition-Comment

Autonomy factor for country zin period ty (fraction).
Combined cycle plant cannot be built before or at year ty.
New hydro plant cannot be built before or at year ty.
Large coa plant cannot be built before or at year ty.
New line cannot be built before or at year ty.

Small coal plant cannot be built before or at year ty.
Turbine plant cannot be built before or at year ty.
Combined cycle plant must be built a period ty.

New hydro plant must be built at period ty.

Large coa plant must be built at period ty.

New line must be built at period ty.

Small coal plant must be built at period ty.

Turbine plant must be built at period ty.

Base year demand in season ts, day td, hour th, in country z. (MW)
Combined cycle plant must be built before or at period ty.

New hydro plant must be built before or at period ty.

Large coa plant must be built before or at period ty.

New line must be built before or at period ty.

Small coal plant must be built before or at period ty.

Turbine plant must be built before or at period ty.

Capital recovery factor for transmission lines (fraction per year).

Capital recovery factor for existing thermal plants (fraction per year).

An existing hydro plant's capital recovery factor (fraction per year).
Capital recovery factor for anew hydro plant (fraction per year).

Capital recovery factor for new thermal plants (fraction per year).

Capital recovery factor for new pumped storage hydro plants (fraction per
year).

Capital recovery factor for unserved MW’s.

Decay rate of new hydro plants (fraction per year).

Decay rate of existing hydro plants (fraction per year).
Decay rate of new combined cycle plants (fraction per year).
Decay rate of new large coal plants (fraction per year).
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DecayNC
DecayNT

DecayPFN
DecayPFO
DecayPGO
DecayPHN
DecayPHO

dar(zty)

dgrowthl(2)
dgrowth2(2)
dgrowth3(2)
dgrowth4(2)
dgrowth5(2)
dgrowth6(2)
dgrowth7(2)
dgrowth8(2)
dgrowth9(2)
dgrowth10(2)
disc

DLC(2)

DW
Dyr(ty,ts,td,th,2)

E

Enaf(zty)

F
fdrought(ty,2)
Fdecom(z,i)
FdecomH(z,ih)
FGCC(zni)
FGLC(zni)
FixOMCC(zni)
FixOMLC(zni)
fixOMnh(z,nh)
fixOMph(z,phn)
FixXOMSC(z,ni)
FixOMT(zni)
Fmax(ty,zp,2)
Fmax(ty,z,zp)
FORICN(z,zp)
FORICO(z,zp)
FORNCC(zni)
FORnh(z,nh)
FORNLC(zni)
FORNSC(z,ni)
FORNT(zni)
FORoh(zih)

Decay rate of new small coal plants (fraction per year).
Decay rate of new gas turbine plants (fraction per year).
Decay rate of new lines (fraction per year).

Decay rate of existing lines (fraction per year).

Decay rate of existing thermal plants (fraction per year).
Decay rate of new pumped hydro (fraction per year).
Decay rate of existing pumped hydro (fraction per year).
Demand growth for a specific country in a specific period ty (fraction per
period).

Demand growth rate for period 1 (fraction per year).
Demand growth rate for period 2 (fraction per year).
Demand growth rate for period 3 (fraction per year).
Demand growth rate for period 4 (fraction per year).
Demand growth rate for period 5 (fraction per year).
Demand growth rate for period 6 (fraction per year).
Demand growth rate for period 7 (fraction per year).
Demand growth rate for period 8 (fraction per year).
Demand growth rate for period 9 (fraction per year).
Demand growth rate for period 10 (fraction per year).
Discount rate (fraction per year).

Domestic loss coefficient for each region (1 plus fraction).
Equal to n.

Demand in year ty, ts, td, th, in country z, equal to base year demand times
growth rate.

Energy autonomy factor for country zinty.

Reduced water flow during drought. 1 = Normal and <1 isdry (fraction).
The period in which decommissioning is forced for old thermal plants.
The period in which decommissioning is forced for old hydro plants.
Fixed cost for new combined cycle plants ($).

Fixed cost for new large coal plants ($).

Fixed O&M cost for combined cycle plants (¥MW/yr).

Fixed O&M cost for large coal plants ($/MW/yr).

Fixed O&M cost for new hydro ($¥MW/yr).

Fixed O& M cost for pumped storage ($¥MW/yr).

Fixed O&M cost for small coa plants ($/MW/yr).

Fixed O&M cost for gas turbine plants ($/MW/yr).

Reserves held by country zp for country z during period ty (MW)
Reserves held by country z for country zp during period ty (MW).
Forced outage rate for new transmission lines (fraction).

Forced outage rate for existing transmission lines (fraction).

Forced outage rate for new combined cycle plants (fraction).

Forced outage rate for new hydro plants (fraction).

Forced outage rate for new large coa plants (fraction).

Forced outage rate for new small coal plants (fraction).

Forced outage rate for new gas turbine plants (fraction).

Forced outage rate for existing hydro plants (fraction).
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FORPGO(zi)
fpescNCC(2)
fpescNLC(2)
fpesctNSC(2)
fpescNT(2)
fpescO(z, i)
fpPNCC(z, ni)
fpNLC(z,ni)
fPNSC(z,ni)
fpNT(zni)
fpO(z,i)

H
H(ty,ts,td,th,zih)
HA(ty)
HDPSNmwh(z,phn)
HDPSOmwh(2)
HNcapcost(ty)

Hnew(ty,ts,td,th,z,nh)

HNexpstep(z,nh)
HNFcost(z,nh)
HNinit(z,nh)
HNLF(znh)
HNVcost(z,nh)
HNVexp(ty,z,nh)

HNVexp(tye,z,nh)

HNVmax(z,nh)
HOcapcost(ty)
HOexpstep(zih)
HOinit(zih)
HOinitty(zih,ty)
HOLF(z,ih)
HOVcost(z,ih)
HOVexp(ty,zih)

HOVexp(tye,zih)
HOVmax(zih)
HOVmMaxTY(zih,ty)
HRNCC(z,ni)
HRNLC(z,ni)
HRNSC(zni)

HRNT(z,ni)
HRO(z,i)

Forced outage rate for existing thermal units (fraction).

Escalation rate of fuel cost for new combined cycle plants (fraction per year).
Escalation rate of fuel cost of new large coal plants (fraction per year).
Escalation rate of fuel cost for new small coal plants (fraction per year).
Escalation rate of fuel cost for new gas turbines plants (fraction per year).
Escalation rate of fuel cost of existing thermal plants (fraction per year).
Fuel cost of new combined cycle plants ($/million BTU).

Fuel cost of new large coa plants ($/million BTU).

Fuel cost of smal cod plants ($million BTU).

Fuel cost of new gas turbine plants ($/million BTU).

Fuel cost of existing thermal plants (¥MWh).

Generating level of existing hydro plants (MW)[variable].

n times period ty (HA =n).

New pumped storage hydro reservoir volume capacity (MWh per day).
Existing pumped storage hydro reservoir volume capacity (MWh per day).
Construction cost of anew hydro plant ($).

Output for new hydro plants (MW) [variable].

Expansion step for new hydro stations (MW).

Fixed capital cost of new hydro stations ($).

Initial capacity of new hydro stations (MW).

Annual generation limit for new reservoir (GWh/year).

Capital cost of additional capacity to new hydro stations (¥MW).

Number of units of the given expansion step size installed in ty for new hydro
plants [integer or continuous variable].

Number of units of the given expansion step size installed in tye for new hydro
plants [integer or continuous variable].

Maximum MW expansion added to a new hydro station (MW).

Expansion cost for existing hydro plants ($) [variable].

Expansion step for existing hydro (MW).

Initial capacity of an existing hydro station (MW).

Initial capacity of an existing hydro station inty (MW).

Annua generation limit for existing reservoir (MWh/year).

Capital cost of additional capacity for existing hydro stations ($MW).
Number of units of the given expansion step size installed in ty for existing
thermal plants [integer or continuous variable].

Number of units of the given expansion step size installed in tye for existing
thermal plants [integer or continuous variable].

Maximum MW expansions that can be added to an existing hydro station
(MW).

Maximum MW expansions that can be added to an existing hydro station in ty
(MW).

Heat rate of a new combined cycle plant (million BTU/MWh).

Heat rate of a new large coal plant (million BTU/MWh).

Heat rate of new small coal plants (million BTU/MWh).

Heat rate of a new gas turbine plant (million BTU/MWh).

Heat rate of existing thermal plants (million BTU/MWh); set equal to 1, since
fuel cost for old plantsis expressed in ($/KWh).
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LM(zth)

M

maxfor (zp,2)
maxloss(zp,z)
Mday(td)
minCC(z,ni)
minH(zih)
minHN(z,nh)
minLC(z,ni)
minSC(z,ni)
_int(z,ni)
Mperiod(ty)
Mseason(ts)

Mtod(th)
N

n

NCCexpcost(z,ni)
NCCexpstep(z,ni)

nh
ni

NLCexpcost(z,ni)
NLCexpstep(z,ni)
NSCexpcost(z,ni)
NCexpstep(z,ni)
NTexpcost(z,ni)
NTexpstep(z,ni)

@)
Oexpcost(z,i)
OMCC(zni)

OMLC(z,ni)
OMO(z)

OMSC(z,ni)
OMT(z,ni)
ord(ni)

ord(ty)
ord(tya)
ord(tyb)

Indice for an existing thermal plant.
Indice for an existing hydro plant.

Indice for pumped hydro station.
L oad management capacity for each country each hour (MW).

Maximum for old or new line outage rates.
Maximum of old or new line loss between z and zp.
Number of daysin ayear by day type.

Minimum usage for combined cycle.

Minimum usage for old hydro.

Minimum usage for new hydro.

Minimum usage for large codl.

Minimum usage for small cod

Minimum usage for gas turbine.

Multiplier of years per period; equal to n.
Multiplier of seasons; number of months per season, as a fraction of 12
months.

Number of hours/day represented by each day type.

Number of yearsin each time period.

Expansion cost of new combined cycle plants ($MW).
Expansion step size (increments) for new combined cycle plants (MW).
Indice for anew hydro plant.

Indice for anew thermal plant.

Expansion cost of new large coa plants (¥MW).

Expansion step size (increments) for new large coal plants (MW).
Expansion cost of new small coal plants (¥MW).

Expansion step size for new small coa plants (MW).

Expansion costs of new gas turbine plants ($MW).

Expansion step size for new gas turbine plants (MW).

Expansion cost of an existing thermal plant (¥MW).

Variable operating and maintenance cost of a new combined cycle plant
($MWh).

Variable operating and maintenance cost of a new large coa plant (¥MWh).
Variable operating and maintenance cost of an existing thermal plant
($MWh).

Variable operating and maintenance cost of anew small coal plant ($MWh).
Variable operating and maintenance cost of anew gas turbine plant ($MWh).
Returns period ordina number of what is in the parenthesis (new thermal
plant ni)

Returns period ordinal number of what isin the parenthesis (period ty)
Returns period ordinal number of what isin the parenthesis (period tya)
Returns period ordinal number of what isin the parenthesis (period tyb)
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ord(tye)

ord(2)

P

PeakD(2)
PF(ty,ts,td,th,z,zp)
PF(ty,ts,td,th,zp,2)
PFNcapcost(ty)
PFnew(ty,ts,td,th,z,zp)
PFnew(ty,ts,td,th,zp,2)
PFNFcost(z,zp)
PFNinit(z,zp)
PFENIoss(zp,2)
PFNVcost(z,zp)
PENVexp(ty,z,zp)
PFENVexp(tye,z,zp)
PENVmMax(z,zp)
PFOcapcost(ty)
PFOinit(z,zp)
PFOloss(zp,2)
PFQOVcost(z,2p)
PFOVexp(ty,z,zp)
PFOVexp(tye,z,zp)
PFOVmMax(z,zp)
PG(ty,tstd,th,z)
PGmin(z,i)
PGNcapcost(ty)
PGNCC(ty,ts,td,th,z,ni)
PGNCCexp(tyb,zni)

PGNCCinit(z,ni)
PGNCCmax(z,ni)
PGNLC(ty,ts,td,th,z,ni)
PGNL Cexp(tyb,z,ni)

PGNLCinit(z,ni)
PGNLCmax(z,ni)
PGNSC(ty,tstd,th,z,ni)
PGNSCexp(ty,zni)
PGNSCexp(tyb,z,ni)
PGNSCexp(tye,z,ni)
PGNSCmax(z,ni)
PGNT(ty,ts,td,th,z,ni)
PGNTexp(ty,zni)

PGNTexp(tyb,zni)

Returns period ordinal number of what isin the parenthesis (period tye)
Returns period ordinal number of what isin the parenthesis (country 2)

Peak demand for each region in the base year (MW).

Power flow from country zto zp (MW).

Power flow from country zp to z(MW).

Cost of new transmission capacity added in ty ($) [variable].

Power flow over new lines (MW) [variable].

Power flow over new lines (MW) [variable].

Fixed cost of new tie line (million $).

Initial capacity of new tie lines (MW).

Transmission loss factor for new lines (fraction).

Cost of additional capacity on new lines (million $¥MW).

Capacity of new interconnectors added in ty (MW) [variable].

Capacity of new interconnectors added in tye (MW) [variable].

Maximum MW expansions that can be added to a new tie line (MW).

Cost of expanding existing transmission line capacity in ty ($).

Initial existing tie line capacities (MW).

International transmission loss coefficient for existing lines (fraction).

Cost of expanding existing lines (millions ¥MW).

Capacity expansion of an existing transmission linein ty (MW) [variable].
Capacity expansion of an existing transmission line in tye (MW) [variable].
Maximum MW additions that can be put on existing lines (MW).

Power level of all existing plants (MW) [variable].

Minimum usage for old thermal plants.

Expansion cost of al new therma plantsinty ($) [variable].

Power level for new combined cycle plant (MW) [variable].

Number of units of the given expansion step size installed in tyb for new
combined cycle plants [integer or continuous variable].

Initial capacity of anew combined cycle plant (MW).

Maximum MW that can be added to a new combined cycle plant (MW).
Power level of anew large coal plant (MW) [variable].

Number of units of the given expansion step size installed in tyb for new large
coal plants[integer or continuous variable].

Initial capacity of anew large coal plant (MW).

Maximum MW that can be added to a new large cod plant (MW).

Power level of anew small coa plant (MW) [variable].

Number of units of the given expansion step size installed in ty for new small
coal plants[integer or continuous variable].

Number of units of the given expansion step size installed in tyb for new small
coal plants[integer or continuous variable].

Number of units of the given expansion step size installed in tye for new small
coal plants[integer or continuous variable].

Maximum MW that can be added to a new small coal plant (MW).

Power level of anew gas turbine plant (MW) [variable].

Number of units of the given expansion step size ingtalled in ty for new gas
turbine plants [integer or continuous variable].

Number of units of the given expansion step size installed in tyb for new gas
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PGNTexp(tye,zni)

PGNTmax(z,ni)
PGOcapcost(ty)
PGOexp(tyb,z,i)
PGOexpstep(z,i)
PGOINitTY(z,i,ty)
PGOmax(z,i)

PGPS\(ty,ts,td,th,z,phn)
PGPSO(ty,ts,td,th,2)

PGPSOinit(2)
phn
PHNcapcost(ty)
PHNFcost(z,phn)
PHNinit(z phn)
PSNIoss(phn)
PSOloss

PUPSN\(ty,ts,td,th,z,phn)

PUPSO(ty,ts,td,th,2)

R

reshyd(2)
resthm(z)

T

td

th

ts

ty

tya

tyb

tye

U
UE(ty,ts,td,th,2)
UEcost
UFORNCC(z,ni)
UFORNLC(z,ni)
UFORNSC(z,ni)
UFORNT(z,ni)
UFORPGO(z,)
UM(zty)
UM(ztye)
UMcost

Y

VarOMoh(z,ih)

turbine plants [integer or continuous variable].

Number of units of the given expansion step size installed in tye for new gas

turbine plants [integer or continuous variable].

Maximum MW that can be added to a new turbine plant (MW).
Expansion cost of all existing thermal plant ($)[variable].

Expansion of existing thermal plantsin tyb [variable].

Expansion step size for existing thermal plant units (MW).

Current capacity for existing thermal plantsin ty (MW).

Maximum MW that can be added to an existing thermal plant (MW).

Electricity production level of a new pumped storage plant (MW) [variablg].

Electricity production level of an existing pumped storage plant (MW)
[variable].

Existing pumped hydro capacity (MW).

Indice for proposed new pumped hydro.

Cost of new pumped storage installed in ty ($)[variable].

Pumped hydro fixed capital cost ($).

Initial capacity of proposed new pumped hydros (MW).

New pumped storage loss coefficient (fraction).

Existing pumped storage |oss coefficient (fraction).

Electricity consumption level of a new pumped storage plant (MW)
[variable].

Electricity consumption level of an existing pumped storage plant (MW)
[variable].

Reserve margin of hydro plants for each country (fraction).
Reserve margin of thermal plants for each country (fraction).

Indice for timein days (off-peak, average, peak).

Indice for the time in hours (hr9, avnt, hr19, hr20, hr21, avdy).
Indice for the time in seasons (summer, winter).

Indice for the period.

Alias of ty.

Alias of ty.

Alias of ty.

Unserved energy (MWh) [variable].

Cost of unserved energy (¥MWh).

Unforced outage rate for new combined cycle plants (fraction).
Unforced outage rate for new large coal plants (fraction).
Unforced outage rate for new small coal plants (fraction).
Unforced outage rate for new gas turbine plants (fraction).
Unforced outage rate for existing thermal plants (fraction).
Unmet reserve requirement for country zinty (MW) [variable].
Unmet reserve requirement for country zin tye (MW) [variable].
Cost of unmet reserve requirements ($MW).

O&M variable cost for old hydro ($MWh).
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VarOMnh(z,nh)
VarOMph(z,phn)
w

wcost(z,ty)

Y

YCC(ty,z,ni)
YCC(tya,z,ni)
YCC(tye,z,ni)
Yh(ty,z,nh)
Yh(tye,z,nh)
YLC(ty,zni)
YLC(tya,z,ni)
YLC(tye,z,ni)

Yper (ty)
Ypf(ty,z,zp)

Ypf(ty.zp,2)
Ypf(tye,z,zp)
Yph(ty,zphn)
Yph(tye,z,phn)

Z
VA
yio)

O&M variable cost for new hydro ($MWh).
O&M variable cost for pumped storage ($MWh).

Opportunity cost of water for country zin ty (¥MWh).

Decision to build/not build initial step of new combined cycle plantsin ty
[binary variable].

Decision to build/not build initial step of new combined cycle plantsin tya
[binary variable].

Decision to build/not build initial step of new combined cycle plantsin tye
[binary variable].

Decision to build/not build initial step of new hydro plantsin ty [binary
variable].

Decision to build/not build initial step of new hydro plants in tye [binary
variable].

Decision to build/not build initial step of new large coa plantsin ty [binary
variable].

Decision to build/not build initial step of new large coal plantsin tya [binary
variable].

Decision to build/not build initial step of new large coal plantsin tye [binary
variable].

Yper = 1if period is to be counted, otherwise Yper = 0.

Decision to build/not build initial step of new interconnector in ty [binary
variable].

Decision to build/not build initial step of new interconnector in ty [binary
variable].

Decision to build/not build initial step of new interconnector in tye [binary
variable].

Decision to build/not build initial step of pumped storage hydro in ty [binary
variable].

Decision to build/not build initial step of pumped storage hydro in tye [binary
variable].

Indice for source country.
Indice for destination country.
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