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Valparáıso, Marzo 2020.
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4. Aporte propuesto al conocimiento del área . . . . . . . . . . . . . . . . . 10
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III. Centrales hidroeléctricas de pasada . . . . . . . . . . . . . . . . 64
IV. Ecuación de balance caudal serie para unidades hidroeléctricas 65
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Resumen

La programación a corto plazo es el proceso mediante el cual se define para el o los d́ıas
siguientes, según corresponda, los niveles de generación de cada una de las centrales que
componen un sistema eléctrico, siempre con el objeto de conseguir una operación segura
y económica, [57]. En la medida que las nuevas tecnoloǵıas se incorporen en la matriz
energética nacional, tales como centrales de enerǵıa renovable no convencional, sistemas
de almacenamiento de enerǵıa y sistemas para optimizar las transferencias de enerǵıa en
sistemas de transmisión, se vuelve más complejo el problema a resolver por lo que resulta
necesario identificar formulaciones eficientes para determinar la programación de corto
plazo, y en particular en el caso de Chile, para un sistema hidrotérmico.

Este trabajo consiste en desarrollar una herramienta que permita realizar la programa-
ción de la operación a corto plazo en un sistema hidrotérmico tomando en cuenta algunos
de los desaf́ıos existentes. La formulación del problema matemático se basa en programa-
ción entera mixta (MILP, del inglés Mixed-Integer Linear Programming) y se ha realizado
la programación utilizando la libreŕıa de pyomo en Python y resolviendo el problema con
los motores de optimización CPLEX [110] y GUROBI [111], los cuales mediante el método
Branch & Bound y heuŕısticas resuelven el problema del tipo MILP.

En este trabajo se estudian, se programan y se evalúan diversas formulaciones ma-
temáticas existentes en la literatura con especial énfasis en sistemas hidrotérmicos. Se pre-
senta y se analiza el comportamiento de las restricciones modeladas de forma individual
con lo cual se obtienen muy buenos resultados utilizando ambos motores de optimización.

Finalmente, con el objetivo de realizar una implementación en el Sistema Eléctrico
Nacional (SEN) se utiliza la información de la programación semanal para distintos pe-
riodos realizada por el Coordinador Eléctrico Nacional (CEN). Se determina un factor
de escalamiento asociado a los embalses para la programación de corto plazo en Chile
(1000 millones de metros cúbicos) y también se evalúan restricciones del tipo constreñidas
y compactas obteniendo mejores resultados en cuanto a los tiempos de resolución en la
mayoŕıa de los casos alcanzando una reducción del tiempo que va desde un 8 a un 20 %
para algunos de los casos simulados.
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Abstract

Short-term generation scheduling is the process through which the levels of generation
are set for each of the units of an electric system for the next day or the next few days in
order to obtain a safe and low-cost operation. As new technologies are incorporated into the
national energy matrix, such as non-conventional renewable energy, energy storage systems
and systems to optimize energy transfers in transmission systems, the problem to be solved
becomes more complex. Therefore, it is necessary to identify efficient formulations to
determine short-term programming, and in particular the case of Chile, for a hydrothermal
system.

This Thesis consists in developing a tool for short-term generation scheduling in hy-
drothermal systems taking into account some of the existing challenges. The formulation
proposed in this Thesis was based in Mixed-Integer Linear Programming using the library
of pyomo in Python and solving the problem with optimization engines CPLEX [110] and
GUROBI [111] through a combination of the branch and bound algorithm and heuristics.

In this Thesis various mathematical formulations existing in the literature are studied,
programmed and evaluated with special emphasis on hydrothermal systems. The behavior
of individually modeled constraints is presented and analyzed, which gives very good
results using both optimization engines.

Finally, in order to evaluate the implementation of the short-term generation scheduling
tool in the National Electrical System (SEN), the weekly programming information for
different periods carried out by the National Electrical Coordinator (CEN) is used. A
scaling factor associated to reservoirs is determined for short-term generation scheduling
in Chile (1000 million cubic meters) and Tight and compact MILP constraints are also
evaluated obtaining better results in terms of resolution times in most cases reaching a
reduction in time from 8 to 20 % for some of the simulated cases.
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Nomenclatura

Variables

COt : costo de operación actual del sistema para la hora t.
CCti : costo de combustible de cada unidad térmica i en la hora t.
Cfuturo : costo futuro de generación.
yt : costo de combustibles de todas las unidades térmica para

la hora t.
Eti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i en la

hora t. (en servicio = 1, fuera de servicio = 0).
Y t
i : variable binaria, que indica si la unidad térmica i

recibe o no orden de encendido en la hora t.
(es puesta en servicio = 1, no es puesta en servicio = 0).

Zti : variable binaria, que indica si la unidad térmica i
recibe o no orden de apagado en la hora t.
(es sacada de servicio = 1, no es sacada de servicio = 0).

P ti,k : potencia neta generada por la unidad i en el tramo de potencia k

para la hora t.
P ti : potencia generada por la unidad térmica i en la hora t.

CCi(Pi,k) : costo de operación de la unidad térmica i a potencia generada
en el tramo de potencia k.

Cton,i,var : costo de arranque o de encendido de la unidad térmica i para la

hora t.
T tES i : cantidad de horas que la unidad térmica i ha permanecido en

servicio al final de la hora t.
T tFS i : cantidad de horas que la unidad térmica i ha permanecido fuera

de servicio al final de la hora t.
lsti : variable binaria s que habilita la restricción de tiempo de

estabilización de una unidad térmica i en la hora t.
lbti : variable binaria b que habilita la restricción de tiempo de

estabilización de una unidad térmica i en la hora t.
Y t
f(s) : variable binaria Y t

i para el conjunto de unidades s que no pueden

recibir orden de encendido durante TUPS horas.
Ehtj : variable binaria, que indica el estado de la unidad hidráulica j en

la hora t.
V oltj : volumen de agua en el embalse j durante en la hora t.

qtgen j : caudal turbinado por la unidad hidráulica j en la hora t.

qtver j : caudal vertido por la unidad hidráulica j en la hora t.

3



qtdef j : caudal de déficit asociado al embalse j en la hora t.

qtser j : corresponde a la suma de los caudales turbinados y/o vertimientos

de todas las centrales aguas arriba conectadas en serie con la unidad
j en la hora t.

Phtj : potencia suministrada por la unidad hidráulica j en la hora t.

Phtj,n : potencia suministrada por la unidad hidráulica j en la hora t en la

barra n.
P ti,n : potencia suministrada por la unidad térmica i en la hora t en la

barra n.
F tjk : flujo de potencia desde la barra j a la barra k en la hora t ∀ ĺınea jkεL,

conjunto de ĺıneas conectadas a la barra n.
Pf tn : central cuya generación equivale a la potencia no suministrada en la

barra n en la hora t.
Perdtn : pérdidas totales estimadas para el sistema en la hora t en la barra n.
θti : ángulo de la tensión en la barra i [rad].

RRGt : requerimiento de reserva en giro para la hora t.
RGti : reserva en giro disponible de la unidad térmica i para la hora t.
RGhtj : reserva en giro disponible de la unidad hidráulica j para la hora t.

RGDt : reserva en giro disponible para la hora t.
P ti max disp : potencia máxima disponible de la unidad térmica i en la hora t.

γtjk : ángulo que representa el desfase de un transformador desfasador

existente entre las barras j y k para la hora t[rad].
ztl : variable binaria que indica el estado de conexión de la ĺınea jk.

Parámetros

Pmax,i : potencia máxima nominal de la unidad térmica i.
Pmin,i : potencia a mı́nimo técnico de la unidad térmica i.

CCi(Pmin,i) : costo de operación de la unidad térmica i a potencia mı́nima técnica.
Pi,k : potencia a plena capacidad que puede generar la unidad i en el tramo de

potencia k.
Tri,k : tramo de potencia k de la unidad i.
mi,k : factor de ponderación de la unidad i en el tramo de potencia k.
Niv : número de tramos de potencia para la curva de costos de la unidad i.

Tmin−ES,i : cantidad mı́nima de horas que la unidad térmica i debe permanecer
en servicio.

Tmin−FS,i : cantidad mı́nima de horas que la unidad térmica i debe permanecer
fuera de servicio.

Demt
n : demanda total en la hora t asociada a la barra n.

T 0
ES i : cantidad de horas que la unidad térmica i ha estado en

servicio al comienzo del horizonte de planificación.
T 0
FS i : cantidad de horas que la unidad térmica i ha estado fuera

de servicio al comienzo del horizonte de planificación.
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TESi : cantidad de horas que la unidad térmica i debe permanecer en
servicio desde el comienzo del horizonte de planificación.

TFSi : cantidad de horas que la unidad térmica i debe permanecer fuera
de servicio desde el comienzo del horizonte de planificación.

Ctoff,i : costo de detención o de apagado de la unidad térmica i para

la hora t.
Cton,i,par : costo de arranque o de encendido con valor constante de la

unidad térmica i para la hora t.
FCon i : costo de arranque en fŕıo de la unidad i.
Con cold : término constante de la función de costo de arranque de la unidad i
τi : constante de tiempo térmica de la función de costo de arranque de

la unidad i.
1
τi

razón de enfriamiento de la unidad i.

TUPSS : cantidad de horas en que un conjunto de S unidades térmicas,
no pueden partir de forma simultánea.

RAMi : rampa de arranque máxima de la unidad i.
RPMi : rampa de parada máxima de la unidad i.
RSMi : rampa de aumento de carga máxima de la unidad i.
RBMi : rampa de disminución de carga máxima de la unidad i.
Emin,i : enerǵıa mı́nima generable por la unidad i.
Emax,i : enerǵıa máxima generable por la unidad i.
h : número de horas para calcular la potencia media generada.

En general h=1 hora.
Nh : número de horas consideradas para generar Emax,i o Emin,i.
T : cantidad de horas que dura el horizonte de planificación.
M : constante grande para satisfacción de las restricciones.

Tapf i : cantidad de horas que la unidad i está obligada a partir
con una potencia fija de Pmin pi,a.

Tapesc i : cantidad de horas que la unidad i está obligada a partir
con una potencia escalonada de valor de Pmin pi,k con
k = {1 . . . Tapesc i}.

Tdpf i : cantidad de horas que la unidad i está obligada a detenerse
con una potencia fija de Pmin pi,d.

Tdpesc i : cantidad de horas que la unidad i está obligada a detenerse
con una potencia escalonada de valor de Pmin pi,k con
k = {1 . . . Tdpesc i}.

RGmax,i : ĺımite de reserva superior para la unidad i.
RGmin,i : ĺımite de reserva inferior para la unidad i.
V olmin j : volumen mı́nimo del embalse j.
V olmax j : volumen máximo del embalse j.

δnj : coeficiente de posición de la recta(corte) n asociada(o)

al embalse j.
φnj : pendiente de la recta(corte) n asociada(o) al embalse j.

NC : número de cortes considerados para la función de costo futuro.

5



qtaflu j : caudal afluente del embalse j en la hora t.

qgen min j : caudal mı́nimo asociado a la generación del embalse j.
qgen max j : caudal máximo asociado a la generación del embalse j.
qver min j : vertimiento mı́nimo en el embalse j.
qver max j : vertimiento máximo en el embalse j.
Phmax j : potencia máxima técnica de la unidad hidroeléctrica j.
Phmin j : potencia mı́nima técnica de la unidad hidroeléctrica j.
rgk : cantidad de horas de retardo para el viaje del agua generada

entre centrales hidráulicas en serie.
rvk : cantidad de horas de retardo para el viaje del agua vertida

entre centrales hidráulicas en serie.
ηj : rendimiento de la central hidráulica j.

NCHAR−gen−j : número total de centrales hidráulicas aguas arriba que generan a
la central j.

NCHAR−ver−j : número total de centrales hidráulicas aguas arriba que vierten a
la central j.

NCH,E : número total de centrales hidráulicas de embalses.
NCH,S : número total de centrales hidráulicas tipo Serie.
NCH,P : número total de centrales hidráulicas de Pasada.
(Xjk) : reactancia asociada a la ĺınea jk [pu].
(Bjk) : susceptancia asociada a la ĺınea jk [pu].
(Rjk) : resistencia asociada a la ĺınea jk [pu].
NCRG : número de unidades consideradas para reserva en giro.
NCRGT : número de unidades térmicas que aportan reserva en giro.
NCRGH : número de unidades hidráulicas que aportan reserva en giro.
RGmin i : limite de reserva inferior para la unidad térmica i.
RGmax i : limite de reserva superior para la unidad térmica i.
RGhmin j : limite de reserva inferior para la unidad hidráulica j.
RGhmax j : limite de reserva superior para la unidad hidráulica j.
Fjk max : máximo flujo de potencia desde la barra j a la barra k

para la ĺınea jk.
γjk min : ĺımite inferior del ángulo desfasador γjk [rad].
γjk max : ĺımite superior del ángulo desfasador γjk [rad].

l : indice único asociado a una ĺınea jk.
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Caṕıtulo 1

Introducción

1. Contexto

El interés por reducir las emisiones contaminantes de la atmósfera es sin duda alguna
una preocupación y es algo que se discute a nivel mundial. Dentro de las medidas de miti-
gación que existen hoy en d́ıa, y en particular en la industria energética, es el reemplazo de
fuentes de enerǵıa contaminantes (combustibles fósiles) por fuentes de enerǵıa renovable
no convencional (ERNC). En los últimos años los páıses que a nivel mundial destacan
su implementación en proyectos del tipo ERNC son China, India, Brasil y México. Sin
embargo, Chile no se ha quedado atrás, en la versión 2016 del “New Energy Finance Cli-
mascope” [1] elaborado por “Bloomberg New Energy Finance” y el “Banco Interamericano
de Desarrollo (BID)”, Chile alcanzó el primer lugar en inversión de enerǵıas renovables y
en la lucha contra el cambio climático, en la región de América Latina y el Caribe.

En Chile, se prevé que la capacidad instalada de enerǵıa renovable no convencional, en
particular la solar fotovoltaica y la eólica, seguirá creciendo rápidamente, lo que constitu-
ye un cambio de paradigma en la matriz energética nacional, pero al mismo tiempo, un
desaf́ıo interesante para el regulador y el operador del sistema eléctrico en mantener los
estándares de seguridad y eficiencia económica. Por otro lado, los sistemas de almacena-
miento de enerǵıa han ganado atención en todo el mundo como un soporte potencial para
la integración a gran escala de las ERNC [2], convirtiéndose dentro de poco en una nueva
tecnoloǵıa que contribuirá a la flexibilidad del sistema eléctrico nacional (SEN, hidrotérmi-
co). El Sistema Eléctrico Nacional nace en noviembre del año 2017 cuando se produce la
interconexión de dos sistemas eléctricos aislados, el primero llamado Sistema Interconecta-
do del Norte Grande (SING, térmico) y segundo llamado Sistema Interconectado Central
(SIC, hidrotérmico), de esta forma el SEN abarca desde Arica hasta la Isla Grande de
Chiloé con una amplia gama de diversidad tecnológica en cuanto a fuentes de generación
de enerǵıa eléctrica se refiere (Eólica, Solar, Geotérmica, Biomasa, Hidráulica y térmica)
clasificándose como un sistema hidrotérmico producto de la participación mayoritaria que
aportan las centrales hidroeléctricas y termoeléctricas a la fecha.

7
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2. Motivación

El organismo que realiza la coordinación de la operación del SEN es el Coordinador
Eléctrico Nacional (CEN). De acuerdo con lo establecido por la ley general de servicios
eléctricos (LGSE, DLF N◦4) en su art́ıculo 118◦ [3], “La operación de los sistemas eléctricos
que resulten interconectados deberá ser coordinada con el fin de preservar la seguridad del
servicio y garantizar la operación más económica para el conjunto de instalaciones”. Con
el fin de lograr este ordenamiento es necesaria una administración eficiente de los recursos
energéticos disponibles, por lo que resulta fundamental la elaboración de programas de
generación de manera de garantizar la operación más económica y asegurar la confiabilidad
de suministro.

2.1. Formulación Matemática

Debido a que la programación de la generación es un problema extremadamente com-
plejo, usualmente se divide en subproblemas de menor envergadura de acuerdo a una
jerarqúıa temporal. Para lograr esto, se consideran distintos horizontes de planificación:
corto plazo (1 d́ıa o 1 semana), mediano plazo (2-5 años) y largo plazo (sobre 10 años). En
general, el detalle utilizado en la modelación matemática aumenta de forma considerable
al disminuir el horizonte de planificación.

Este trabajo se enfocará en la programación de corto plazo o predespacho (Unit Com-
mitment, UC), el cual es fundamental para la gestión eficiente de los recursos energéticos
y tecnológicos disponibles. El predespacho consiste en un problema de optimización en el
cual se resuelve qué generadores deben encenderse o apagarse en un intervalo de tiempo
dado, de manera que estos generadores puedan abastecer la demanda energética del siste-
ma, sin dejar de lado las diversas restricciones que puedan existir. Dentro de los modelos
determińısticos, las formulaciones del tipo Mixed Integer Linear Programming (MILP)
son consideradas como una de las estrategias más adecuadas para la modelación del UC.
Destaca particularmente la disponibilidad de motores de optimización para MILP, los
cuales utilizan diversas heuŕısticas para hallar la solución al problema de manera más
rápida [4–6].

Para la programación de corto plazo resulta necesaria la incorporación de nuevas va-
riables y restricciones con el objeto de tener un modelo lo más cercano a la realidad
posible permitiendo gestionar de mejor forma el recurso energético disponible. Producto
de lo anterior el problema crece exponencialmente, y es ah́ı por qué resulta necesaria una
formulación adecuada para conseguir mejores tiempos de resolución del problema.

Hoy en d́ıa, continúa el interés por la búsqueda de nuevas formulaciones y desarrollo
de herramientas que permitan resolver la programación de corto plazo de manera rápi-
da, óptima y que además presenten un modelo lo más detallado posible para el sistema
eléctrico de interés. Si bien los últimos años han aparecido trabajos y publicaciones que
incorporan modelos del tipo MILP cada vez más detallados de las unidades eléctricas y del
sistema eléctrico, en general, no todas las restricciones del sistema eléctrico se consideran
simultáneamente, debido al tamaño del problema formulado. Adicionalmente, luego de
revisar la literatura se puede apreciar que existen muchos más desarrollos de herramientas
y formulaciones para aplicaciones a sistemas térmicos que a sistemas hidrotérmicos.
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2.2. Escalamiento

Un aspecto importante para considerar en optimización de problemas lineales es el
escalamiento. Debido a que en un computador los números son almacenados en punto
flotante, se tiene una precisión limitada debido al número fijo de bytes utilizados.

En la medida que se realizan más y más cálculos de punto flotante, existe una ma-
yor probabilidad de que pueda ocurrir algún problema de estabilidad numérica, y realizar
cálculos con números grandes y pequeños de manera simultánea puede exacerbar este efec-
to. Adicionalmente, están los errores producidos por acumulación de errores de redondeo,
lo que puede resultar en una matriz de datos que es completamente distinta después de
pocas iteraciones.

El algoritmo simplex es un proceso iterativo donde se realizan miles de cálculos de
punto flotante, y por lo tanto la probabilidad de que ocurra algún tipo de inestabili-
dad numérica es grande. Sin embargo, el escalamiento no tan solo mejora la estabilidad
numérica reduciendo los errores de redondeo, sino que también mejora el comportamiento
del algoritmo. Cuando un modelo no está escalado, el algoritmo puede desechar algunos
elementos de pivote debido a que son muy pequeños, y por lo tanto el solver (motor de
optimización) no escoge el camino más corto hacia la solución. Si el modelo está escalado
adecuadamente, esto no debeŕıa suceder [53].

En sistemas hidrotérmicos existe la ecuación de dinámica hidráulica propia de cada
embalse, los cuales en muchos casos cuentan con volúmenes de regulación con distintos
órdenes de magnitud. En Chile, el embalse (central) más grande es el Lago Laja el cual
cuenta con una capacidad de enerǵıa embalsada de 6820 GWh en cambio el más pequeño
es Polcura con una capacidad de 0.3 GWh. Mencionado lo anterior, la probabilidad de
errores de redondeo y de inestabilidad numérica es considerablemente mayor al tener
datos que tienen escalas distintas. En general el escalamiento es llevado a cabo durante
el modelamiento del problema, cambiando las unidades de ciertas variables, por ejemplo,
de metros a kilómetros, de gramos a kilogramos, etc. En este caso, los rangos de variables
cambiarán, aśı como su tamaño relativo respecto de otras variables [54], [55]. Asimismo,
los coeficientes de las restricciones, y la función objetivo, deben modificarse para mantener
la consistencia y disminuir las diferencias relativas entre los coeficientes.

Por ejemplo, la restricción:

10000 ·X1 + 20000 ·X2 ≤ 30000

Puede ser expresada como:

1 ·X1 + 2 ·X2 ≤ 3

Hoy en d́ıa existe un único trabajo realizado con factores de escalamiento con aplicación
en sistemas hidrotérmicos en Chile, pero para un modelo de planificación de mediano/largo
plazo [56] y no para un modelo de planificación de corto plazo. Por lo que resulta interesante
estudiar un factor de escalamiento para la ecuación de dinámica hidráulica de los embalses
del SEN para la programación de la generación de corto plazo.

Si se pudiera optimizar un modelo más completo, este permitiŕıa disminuir la brecha
existente entre la planificación de corto plazo y la operación real de las unidades gene-
radoras permitiendo realizar un re-despacho ante eventuales contingencias que pudiesen
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aparecer en el d́ıa a d́ıa con la mejor precisión posible (desconexión de una unidad genera-
dora, ĺınea de transmisión, control de generación local, indisponibilidades de combustible,
etc.).

La motivación principal de este trabajo es resolver el problema de programación de
corto plazo en sistemas hidrotérmicos, pero con una formulación eficiente de tal forma de
conseguir mejores tiempos de resolución para la toma de decisiones en el corto plazo. En
este contexto, en los últimos años las formulaciones constreñidas [48], [50], [51] [52] han
sido identificadas como una alternativa viable para reducir los tiempos de simulación. Por
otro lado, se ha identificado que al aplicar factores de escalamiento para aquellos conjun-
tos de restricciones que pertenecen a una misma familia pero que contienen parámetros
con distintos órdenes de magnitud se logra condicionar mejor el problema permitiendo
encontrar soluciones con la mejor precisión posible [56].

3. Objetivos de la Tesis

El objetivo general de esta tesis consiste en estudiar y evaluar formulaciones matemáti-
cas existentes en la literatura como también proponer nuevas, en particular, del tipo cons-
treñidas y con factores de escalamiento con el objeto de realizar la programación a corto
plazo de unidades generadoras con aplicación a sistemas hidrotérmicos mediante el desa-
rrollo de una herramienta computacional que incorpore un modelo matemático abarcando
diversas restricciones.

Los objetivos espećıficos de esta Tesis corresponden a :

1. Formular un modelo matemático del tipo lineal entero mixto para la programación
de generación de corto plazo en sistemas hidrotérmicos considerando restricciones
detalladas de las unidades generadoras, de transmisión, de almacenamiento y de
operación.

2. Identificar formulaciones constreñidas para las distintas restricciones del problema
de programación de generación de corto plazo en sistemas hidrotérmicos.

3. Desarrollar una herramienta computacional modular y flexible que incorpore el mo-
delo matemático definido, y que sea capaz de realizar la programación a corto plazo
de forma automatizada para distintos tipos de sistema y con distintos tipos de res-
tricciones.

4. Determinar factores de escalamiento adecuados para el problema de programación
de la generación de corto plazo en sistemas hidrotérmicos, con aplicación al Sistema
Eléctrico Nacional (SEN).

5. Evaluar el desempeño de las formulaciones y herramientas desarrolladas para la
programación de la generación de corto plazo en el Sistema Eléctrico Nacional (SEN).

4. Aporte propuesto al conocimiento del área

Si bien existen diversas formulaciones del tipo MILP en la literatura para la progra-
mación de corto plazo, en su gran mayoŕıa estas tienen aplicabilidad en sistemas térmicos.
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Este trabajo propone investigar y determinar las formulaciones eficientes del tipo MILP
con aplicabilidad en sistemas hidrotérmicos considerando adicionalmente todo tipo de
unidades nuevas de generación, nuevas tecnoloǵıas como, por ejemplo, los sistemas de
almacenamiento y en particular bateŕıas de gran escala (BESS, Battery Energy Storage
System), como también restricciones de operación y de transmisión.

Este trabajo de investigación consolidará formulaciones que existen en la literatura
y realizará una implementación en el sistema eléctrico chileno con el objeto de levantar
recomendaciones sobre la formulación más adecuada a utilizar lo cual ayudaŕıa a la toma de
decisiones en el menor tiempo posible. Adicionalmente se medirá el número de condición del
problema lineal formulado para distintos factores de escalamiento aplicados a los embalses
del SEN, de esta forma se determinará el factor más adecuado para entregar una solución
al problema lo menos perturbada posible.

5. Metodoloǵıa y alcance

En primer lugar, se actualizará la revisión bibliográfica mediante una revisión exhaus-
tiva de las formulaciones encontradas en la literatura para la planificación de corto plazo
para unidades generadoras, de transmisión, de almacenamiento y de operación, conside-
rando como base una formulación del tipo lineal entera mixta.

Se identificarán formulaciones constreñidas y/o compactas para las distintas restric-
ciones del problema de programación de corto plazo para ser implementadas en sistemas
hidrotérmicos. Esto se llevará a cabo evaluando nuevas formulaciones para centrales hi-
droeléctricas y para sistemas de almacenamiento.

Se desarrollará la formulación del problema de programación de corto plazo de forma
modular y flexible en el entorno de programación Python [7] con resolución horaria. En lo
que respecta a la resolución del problema, se utilizará el motor de optimización GUROBI,
utilizado ampliamente para resolver problemas de optimización lineal entera mixta.

Se realizarán simulaciones de manera exploratoria para evaluar el desempeño de las
nuevas formulaciones y herramienta programada en sistemas de prueba construidos ade-
cuadamente para las restricciones de interés. Esto se llevará a cabo realizando compara-
ciones entre formulaciones usualmente utilizadas en la literatura versus las nuevas formu-
laciones propuestas.

Se determinará el factor de escalamiento adecuado para resolver el problema de coor-
dinación hidrotérmica en el corto plazo con aplicación al SEN. Para esto se elegirá una
semana de operación real para realizar el predespacho tomando en cuenta la poĺıtica de
operación vigente para dicha semana y se procederá a buscar el menor número de con-
dición (́ındice kappa) del problema lineal entero mixto formulado para distintos factores
aplicados a la ecuación de volumen de los embalses del SEN. Finalmente se realizarán
simulaciones para distintas matrices de generación esperadas en los próximos años con
horizontes semanales representativos para evaluar el desempeño de las formulaciones y
herramientas desarrolladas con aplicación al SEN.
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6. Estructura de la tesis

La estructura principal de esta Tesis esta conformada por seis caṕıtulos. Cada caṕıtulo
parte presentando una introducción al tema abordado, seguido por el desarrollo del tema.
Cada caṕıtulo finaliza realizando un sumario del mismo y presentando algunas conclusiones
que conviene tener claras para enfrentar los caṕıtulos siguientes. A continuación se señala
una breve descripción de los temas abordados por cada caṕıtulo

En el Caṕıtulo 2 se examinan definiciones básicas y conceptos relacionados con la
programación de la generación de un eléctrico, en particular un sistema hidrotérmico. Se
describen las caracteŕısticas tanto de un sistema puramente térmico como de un sistema
hidrotérmico, aśı como también se describe cada una de las etapas en que la coordinación
hidrotérmica se descompone.

En el Caṕıtulo 3 se describe la revisión bibliográfica realizada para las diversas formu-
laciones existentes del tipo MILP para resolver el problema del predespacho.

En el Caṕıtulo 4 se define la formulación matemática mediante la definición de la
función objetivo, restricciones de las unidades termoeléctricas e hidroeléctricas, sistemas
de almacenamiento, restricciones de operación del sistema y restricciones de transmisión.

En el Caṕıtulo 5 se realiza una implementación en el Sistema Eléctrico Nacional.

Por último, en el Caṕıtulo 6 se exponen las conclusiones de este trabajo, indicándose
las principales contribuciones de esta Tesis y señalándose posibles direcciones de trabajos
futuros en el área.



Caṕıtulo 2

Programación de la generación en un
sistema hidrotérmico.

La operación adecuada de un sistema eléctrico siempre debe ir de la mano con un uso
eficiente de todos sus recursos energéticos. Dependiendo del sistema eléctrico que se desee
considerar para análisis, ya sea térmico o hidrotérmico, la programación de la generación
tiene distintas consideraciones.

1. Caracteŕısticas de un sistema puramente térmico

El costo de operación total en un sistema puramente térmico depende básicamente
del costo de combustible de cada unidad térmica que lo compone, [70]. El problema de
programación de la generación es determinar la combinación de unidades térmicas que
minimizan el costo total de combustible requerido con el fin de satisfacer la demanda del
sistema.

En principio, el problema de programación de la generación podŕıa ser resuelto por
simple inspección, es decir, aumentar la generación de las unidades incrementando el costo
de operación hasta satisfacer la demanda. Pero en realidad el problema de programación
de la generación es más complejo debido a ciertos factores y restricciones tales como
las pérdidas, limitaciones de transmisión, costos de partida, rampas de aumento y de
disminución de carga, tiempos mı́nimos de encendido y apagado, etc. El problema de
programación de la generación para un sistema eléctrico puramente térmico tiene algunas
caracteŕısticas básicas [64], [70]:

Es desacoplado en el tiempo, esto quiere decir, que si se toma una decisión de ope-
ración en la etapa t (por ejemplo esta semana) no tendrá efecto en las decisiones de
operación que se tomen la próxima semana.

Las unidades que generan tienen un costo directo de operación, esto quiere decir,
que el costo de operar una unidad eléctrica no depende de la generación de otras
unidades eléctricas.

La operación de una central eléctrica no afecta la disponibilidad de generación de
otras centrales eléctricas, esto permite un mecanismo de coordinación natural para
la venta y compra de enerǵıa.
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2. Caracteŕısticas de un sistema hidrotérmico

Las centrales hidroeléctricas pueden usar la enerǵıa disponible que se encuentra alma-
cenada en sus embalses con el fin de satisfacer la demanda del sistema, aśı de esta manera
se pueden evitar gastos en combustible al utilizar unidades térmicas. Sin embargo, la dis-
ponibilidad de este recurso h́ıdrico o enerǵıa hidráulica está limitada por las capacidades
de almacenamiento de dichos embalses. Esto introduce una relación entre la decisión de
operación para un periodo dado y las consecuencias a futuro de esta decisión [63], [64]
y [70]. Por ejemplo, si la enerǵıa hidráulica almacenada es utilizada hoy, y ocurre en el
futuro una seqúıa (Hidroloǵıa seca), se podŕıa producir un racionamiento de costo eleva-
do, es decir una crisis energética del sistema, o incluso se podŕıa llegar a interrumpir el
suministro de enerǵıa. Si por otro lado los niveles de reserva se mantienen altos por medio
del uso más intenso de la generación térmica y ocurre en el futuro un gran aumento en los
afluentes (Hidroloǵıa húmeda), los embalses podŕıan llegar a verter, lo cual representa un
desperdicio de enerǵıa y, por lo tanto, habŕıa un aumento en los costos de operación total
del sistema. La Figura 2.1 muestra el árbol de decisión que explica las decisiones que se
pueden tomar en sistemas hidrotérmicos

Usar embalses

No usar embalses

Hidrología Húmeda

Hidrología Seca

Hidrología Húmeda

Hidrología Seca

Conforme

Racionamiento

Vertimiento

Conforme

Estado

Inicial

Decisión sobre uso de los embalses Hidrología futura Consecuencias

Figura 2.1: Árbol de decisión para sistemas hidrotérmicos

El problema de programación de la generación para un sistema hidrotérmico tiene
algunas caracteŕısticas básicas:

A modo de comparación con los sistemas puramente térmicos, en los cuales su opera-
ción es desacoplada en el tiempo, un sistema hidrotérmico es acoplado en el tiempo,
esto quiere decir, una decisión operativa tomada hoy afecta el costo operativo en el
futuro. El operador de un sistema hidrotérmico debe equilibrar, por tanto, el bene-
ficio obtenido por el uso inmediato del agua de los embalses con el beneficio futuro
que resultará del almacenamiento de esta.

Si dos o más centrales hidroeléctricas están acoplados hidraulicamente, la disponibi-
lidad de agua en las centrales que se hallen aguas abajo dependerá de la cantidad de
agua que estén utilizando las centrales aguas arriba. De esta forma, la disponibilidad
de generación de algunas unidades depende de la generación de otras, lo que impone
ciertas restricciones adicionales a los sistemas hidroeléctricos con series hidráulicas.

A diferencia de las centrales termoeléctricas, las cuales tienen costos de operación
directos, las centrales hidroeléctricas tienen un costo de oportunidad indirecto, aso-
ciado a los ahorros por desplazar generación térmica en el presente o en el futuro.
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3. Costos inmediato y futuro de operación

Si el agua de los embalses es utilizada cuando la demanda del sistema es alta, se está
desplazando la generación termoeléctrica o en otras palabras el consumo de combustibles
de mayor precio. Además se debe tomar en cuenta que si el agua no es utilizada en un
periodo determinado puede almacenarse para uso futuro, por lo que no sólo se debe con-
siderar un periodo de planificación, sino que deben analizarse también los costos que se
tendrán en los periodos siguientes [70].

La Figura 2.2 ilustra la relación entre el costo inmediato y el costo futuro asociado
al agua en sistemas hidrotérmicos, contra el agua almacenada al final de un periodo de
planificación.

Costo inmediato de operación (FCI)

Costo futuro de operación(FCF)

FCF FCI

Agua almacenada al final del horizonte de planificación

C
o
st

o

Figura 2.2: Costos inmediato y futuro de operación en función del agua almacenada

La función de costo inmediato (FCI) representa los costos de generación térmica en
un horizonte de planificación determinado, denominado periodo t. Como es de esperar, el
costo inmediato aumenta a medida que disminuye la enerǵıa hidráulica disponible en el
periodo, es decir, en la medida que aumenta el volumen almacenado final.

La función de costo futuro (FCF) está asociada a los costos que deberá cubrir el sistema
debido a la generación térmica y/o al desabastecimiento desde el final del periodo t (inicio
del periodo t+1) hasta el infinito. El costo futuro disminuye en la medida en que aumenta
el volumen almacenado final, pues habrá más enerǵıa hidráulica disponible en el futuro.

Debido a que existen muchos parámetros del sistema que son inciertos en el futuro, la
función de costo futuro tendrá un carácter estocástico, siendo la incertidumbre hidrológica
lo más relevante para este tipo de análisis. De esta forma el operador del sistema debe
definir un criterio para enfrentar el problema estocástico que, por lo general, consiste en
considerar los costos futuros esperados. Por ello, y dada esta incertidumbre, la FCF se
transforma en una función de costos futuros esperados (FCFE). Para el cálculo de la fun-
ción de costo futuro se deben tener en cuenta una gran cantidad de escenarios hidrológicos
(años secos, medios y húmedos, etc.); esto se ilustra en la Figura 2.3. Actualmente en el
SEN se consideran 57 hidroloǵıas históricas.
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Tiempo

Capacidad máxima de almacenamiento

Vertimiento

Sustituye generación térmica

Racionamiento

11 2 3 4

Figura 2.3: Cálculo de la función de costo futuro

4. Coordinación hidrotérmica

En sistemas hidrotérmicos como lo es el SEN chileno, que cuentan con un porcentaje
considerable de generación hidráulica1, la coordinación hidrotérmica es el primer paso
para elaborar los programas de generación. Esta consiste en determinar el uso óptimo de
la enerǵıa embalsada a lo largo del horizonte de planificación.

Con el fin de realizar una coordinación hidrotérmica adecuada, existen aspectos impor-
tantes que se deben tomar en cuenta, como lo son la predicción de la demanda y el modelo
hidrológico a utilizar. Dentro de la predicción de la demanda se debe disponer de modelos
predictivos adecuados a las caracteŕısticas de cada sistema, tanto para las predicciones de
corto, como las de mediano y largo plazo.

Dentro del modelo hidrológico se debe disponer de una base de datos hidrológicos para
cada central hidroeléctrica, considerando además si el origen del agua es pluvial o producto
de la fusión nival estival2.

En particular en el SEN, con las limitaciones en la capacidad de los embalses y con una
gran variedad de unidades térmicas disponibles, la coordinación hidrotérmica requiere de
modelos matemáticos capaces de procesar una gran variedad de estad́ısticas hidrológicas y
comportamientos pluviométricos. Además, se debe considerar con una precisión razonable
el sistema de transmisión que conecta las distintas centrales y la demanda a satisfacer en
cada barra del sistema. Al mismo tiempo debe ser capaz de manejar varios embalses en
un solo modelo.

Es aśı como el análisis de la coordinación hidrotérmica y la toma de decisiones acer-
ca del uso adecuado del agua (enerǵıa embalsada) se logra a través del encadenamiento
jerárquico de modelos probabiĺısticos de largo, mediano y corto plazo.

5. Programación de largo plazo en sistemas hidrotérmicos

El objetivo principal del modelo de largo plazo es minimizar el costo esperado de opera-
ción y falla del sistema, donde el costo de falla, corresponde al costo de no abastecer cierta
cantidad de demanda de enerǵıa valorizada a costo de falla. El periodo de planificación es
de hasta 10 años.

1Ver en Anexo 1.1 tabla de potencia instalada en el SEN
2Descongelamiento de suelos permanentemente congelados en la época del año en la cual las tempera-

turas suben y el clima es más cálido (Estación de verano).
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La información necesaria para realizar una coordinación hidrotérmica de largo plazo es:
diferentes escenarios hidrológicos (estad́ıstica hidrológica), los valores y costos de operación
esperados de las centrales térmicas, la demanda de enerǵıa a abastecer, planes de obras
de generación, los factores de indisponibilidad de cada unidad y el programa de manteni-
miento de las unidades.

La información que requiere un modelo de largo plazo se entrega generalmente con
detalle mensual. Con respecto a la demanda de enerǵıa, esta se representa mediante curvas
de duración. Para el sistema de transmisión se utiliza un sistema reducido.

6. Programación de mediano plazo en sistemas hidrotérmicos

El modelo de mediano plazo busca el mismo objetivo que el modelo de largo plazo, es
decir, minimizar el costo de operación del sistema. El periodo de planificación es del orden
de los 2 años.

Este modelo es utilizado para modelar de manera más detallada algunas caracteŕısticas
importantes del sistema y para disminuir los tiempos de ejecución excesivos que aún pre-
sentan los modelos de largo plazo. Aqúı se disminuye la duración de las etapas utilizadas
en el modelo, generalmente se utilizan periodos semanales. Con respecto a la demanda de
enerǵıa también se utilizan curvas de duración pero con mayor número de bloques que los
utilizados por el modelo de largo plazo. El sistema de transmisión se representa con mayor
detalle que el utilizado por el modelo de largo plazo. Debido al corto periodo modelado,
el modelo de mediano plazo necesita conocer el costo de operación futuro del sistema al
final del horizonte de planificación en función de los volúmenes finales de los embalses
modelados. En términos prácticos, lo que se hace es acoplar el modelo de mediano plazo
a uno de largo plazo.

Los embalses considerados en los modelos de mediano plazo, son los que tienen ca-
pacidad de regulación suficiente para almacenar enerǵıa para un periodo de más de una
semana.

7. Programación de corto plazo en sistema hidrotérmicos

El modelo de corto plazo tiene por objeto decidir la cantidad de agua que se usará
de los embalses en cada etapa (hora) del horizonte de programación (diario o semanal).
El objetivo es minimizar los costos de combustible de las unidades termoeléctricas, cum-
pliendo simultáneamente las restricciones de operación (tanto eléctricas como hidráulicas),
y tomando como referencia los resultados obtenidos de la simulación de los modelos de
mediano y largo plazo [63]. Aqúı no se considera el uso de curvas de duración y se utiliza
una representación temporal de la demanda del sistema. Es decir la curva de carga se mo-
dela en forma horaria o con bloques que agrupan un número reducido de horas similares
y consecutivas.

El detalle utilizado por este tipo de modelo, para determinar la operación más económi-
ca del sistema, es mucho mayor que el utilizado en los modelos de mediano y largo plazo.
Además de las restricciones propias de las unidades termoeléctricas o hidroeléctricas, co-
mo sus mı́nimos técnicos, costos de arranque y detención, mantenimientos y restricciones
horarias el sistema de transmisión debe representarse con mayor detalle, incorporando
además las restricciones de transferencia máxima horaria y mantenimiento de ĺıneas.
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La Figura 2.4 ilustra el proceso de optimización en el corto plazo. Por una parte, la
FCF para cada semana se puede obtener del modelo de mediano plazo (encadenamiento
de los modelos). Por otro lado, la FCI se obtiene a partir de la simulación del modelo de
corto plazo [70].

Costo inmediato de operación (FCI)

Costo futuro de operación(FCF)

FCF
FCI

Agua almacenada al final

del horizonte de planificación
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o

FCI+FCF

Valor del agua

Costo total(FCI+FCF)

Pendiente en el punto óptimo

Decisión óptima

Figura 2.4: Coordinación hidrotérmica óptima y Valor del agua

El valor del agua corresponde al costo incremental que se encuentra en el punto óptimo
de operación (costo total mı́nimo); dicho punto es aquel en que los costos incrementales
de ambas funciones (FCI y FCF) son iguales en magnitud.

El modelo utilizado actualmente por el CEN para realizar la programación semanal
es Plexos o el modelo PCP. Estos modelos utilizan los planos o cortes entregados por el
modelo PLP. Estos planos consideran un conjuntos de valores del agua para cada embalse,
relacionados entre śı. Hoy en d́ıa el CEN ejecuta el modelo PLP y Plexos de lunes a viernes.

El modelo de programación semanal es capaz de optimizar la operación del sistema
para una semana, utilizando una representación del sistema de transmisión simplificada
mediante flujos DC. Actualmente el modelo maneja 227 barras y 334 ĺıneas de transmisión,
entre 66 y 500 [kV].



Caṕıtulo 3

Estado del arte: Formulaciones tipo
MILP y factores de escalamiento

Matemáticamente, los problemas de programación de la generación de corto plazo en
sistemas hidrotérmicos y en sistemas térmicos se plantean como problemas de optimiza-
ción con gran cantidad de variables enteras y continuas, y con restricciones del tipo no
lineal. Las variables enteras, y sobre todo de tipo binario, permiten modelar diversas res-
tricciones cómo, por ejemplo, los estados de operación, arranque y parada de las unidades
de generación, niveles de generación adecuados para aquellas unidades que tienen zonas
restrictivas de operación, conexión y desconexión de ĺıneas de transmisión, sistemas de
almacenamiento, entre otras.

El método de programación lineal entera mixta se basa en la aplicación del método
de ramificación y cotas (del inglés Branch and Bound), el cual resulta eficiente si no hay
muchas variables enteras. La principal desventaja es que los tiempos computacionales
requeridos crecen exponencialmente con el número de variables enteras del problema,
por lo que para sistemas de mediano o gran tamaño esto puede llegar a ser cŕıtico. Sin
embargo, se ha demostrado que los métodos de Relajación Lagrangiana (RL) y Branch
and Bound [10, 29, 34] son las que han entregado mejores resultados dado que los modelos
del tipo entero mixto aseguran la convergencia al óptimo global en un número finito de
pasos, además estos tienen la ventaja de que pueden incorporar restricciones complejas de
manera sencilla y encontrar soluciones factibles sin la necesidad de incorporar heuŕısticas
adicionales. Es por ese motivo que a través de una modelación eficiente y la metodoloǵıa
de Branch and Bound es posible resolver el problema para sistemas medianos y de mayor
tamaño aprovechando el avance tecnológico en cuanto a recurso computacional se refiere.

A continuación, se hace referencia a la literatura con respecto a las diversas formula-
ciones que existen y/o se han propuesto para plantear el problema de programación de
corto plazo con aplicación a sistemas térmicos y/o hidrotérmicos:

1. Formulación para las restricciones de las unidades térmicas

En la realidad es imposible expresar de forma exacta los costos de operación de una
unidad termoeléctrica como una función anaĺıtica de la potencia generada [8]. Por ejemplo,
en las turbinas de ciclo combinado los generadores tienen válvulas de admisión del vapor

19
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que se abren secuencialmente a medida que la potencia de salida incrementa. Esto provoca
que el costo variable sea una función no convexa y no diferenciable. Sin embargo, existen
modelaciones lineales que al utilizar variables del tipo entero mismo permiten representar
lo mejor posible el costo de operación asociado a una unidad térmica tanto para una función
de costos continua o discontinua [9]. Las siguientes referencias introducen o profundizan
en la formulación de restricciones de unidades térmicas en un contexto de MILP:

Las relaciones lógicas de operación de centrales térmicas se profundizan en [10, 11] y
en [12] se detalla la modelación de costos de operación no convexas y no diferenciables
y costos exponenciales de partida.

La restricción de potencia máxima y a mı́nimo técnico, se detallan en [11, 13], y
en [12] se proporciona una formulación alternativa para las no linealidades para la
restricción de tiempos mı́nimos de subida y bajada.

La restricción de tiempos mı́nimos fuera de servicio y tiempos mı́nimos en servicio,
generación forzada de unidades térmicas y tiempos de estabilización se detalla en
[14].

Restricción de arranque/detención a potencia fija o a potencia escalonada, se pro-
porciona en [12, 13, 15].

La restricción de rampas de arranque y de parada tiene una formulación propuesta
en [8] y en [13] se presenta una formulación detallada para modelar las trayectorias
de potencia seguidas por una unidad térmica durante los procesos de arranque y
apagado, y las limitaciones de rampa cuando incrementa y decrece la potencia.

La restricción de reserva en giro de unidades térmicas se define como la capacidad
disponible para cubrir salidas forzadas de alguna unidad, se detalla en [11] teniendo
en cuenta la restricción de velocidad de rampa.

En [58] se realiza una revisión de algunas formulaciones de restricciones MILP que
han aparecido los últimos 12 años para resolver el problema UC principalmente con
aplicación a sistemas térmicos. En dicha referencia se describen algunas ventajas y
desventajas de estas formulaciones.

El costo de arranque y apagado depende del tiempo que en se encuentra fuera de
servicio la unidad. Es modelado de diferentes formas según la aproximación a la reali-
dad que se desee con el objeto de evitar el uso innecesario de funciones exponenciales y
logaritmos. En [12] se describe la curva de costo exponencial seccionada en tramos escalo-
nados, acercándose bastante a la curva real, sin embargo, este tipo de formulación aumenta
complejidad del problema en cuanto a la cantidad de variables. En [15] estos costos son
modelados a través de una curva lineal lo que presenta una mayor aproximación a la curva
real, pero requiere utilizar mayor cantidad de variables enteras, mientras que en [8] solo
se modelan asignando un valor constante lo cual resta bastante exactitud a la modelación
real de la unidad térmica. En cuanto a las funciones de costos variables de una unidad
térmica se modelan como funciones cuadráticas. La aproximación más adecuada para la
modelación de estos costos es través de una función lineal [15,8] la cual se utiliza bastante
en la literatura. Sin embargo, para generadores como los de ciclo combinado, se modelan
mejor como una función no convexa la cual también representada mediante una curva
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lineal con un cierto número de tramos para modelar con precisión el costo variable real no
convexo [12]. En [51] se propone cambiar las variables clásicas de la literatura que pueden
producir una complejidad innecesaria para el MILP. Por ejemplo, para la restricción de
producción mı́nima, se altera la naturaleza de la variable continua a semicontinua. Es por
esto que se proponen nuevas variables, que sólo se consideran para el rango variable de
producción. Este cambio permite omitir la restricción de producción mı́nima sin sacrificar
su fidelidad. A su vez, se introducen nuevas variables para modelar los requerimientos de
reserva. En conclusión, se obtienen restricciones eficientes para los ĺımites de producción,
restricción de la demanda y la función objetivo. En consecuencia, se obtiene una reducción
del tiempo de resolución. Desarrollar modelos más precisos seŕıa ineficiente si no se pueden
resolver lo suficientemente rápido. Bajo el enfoque de programación MILP, es importante
desarrollar formulaciones eficientes para reducir la carga computacional del problema de
UC. La investigación sobre la mejora de las formulaciones de MIP generalmente se centra
en constreñir en lugar de compactar. Un modelo MIP se suele constreñir al agregar una
gran cantidad de restricciones, lo que aumenta el tamaño del problema. Si bien esta estra-
tegia de constreñir reduce el espacio de búsqueda, los solvers pueden requerir más tiempo
para explorarla, ya que ahora se requiere que resuelvan problemas lineales más grandes.
Por lo que es un gran desaf́ıo construir formulaciones constreñidas y compactas al mismo
tiempo. En particular, una formulación de UC puede ajustarse considerablemente propor-
cionando la descripción de la envolvente convexa de algún conjunto de restricciones. La
envolvente convexa corresponde a la región más pequeña que contiene todos los puntos
enteros factibles del MIP. Cuanto más estrecha sea la región factible de un problema que
se asemeja a su envolvente convexa, más fácilmente se resolverá el problema. Esto permite
la implementación de problemas más precisos y computacionalmente exigentes. En [48],
para el problema UC, se propone una nueva clase de restricción que brinda una descrip-
ción más precisa de los horarios operativos factibles para los generadores. En [49, 50] se
propone un modelo reducido para el problema UC, que no considera algunas restricciones
cruciales, como la rampa, el modelo propuesto puede usarse como núcleo de cualquier
formulación de UC, donde se obtienen mejoras sustanciales de resolución en comparación
con la formulación UC comúnmente conocida en la literatura.

2. Formulación para las restricciones de las unidades
hidrotérmicas

Los sistemas hidrotérmicos deben considerar una gran cantidad de restricciones de
operación. Además de las restricciones de las unidades termoeléctricas se deben incluir
las restricciones propias de las unidades hidroeléctricas. Estas en general se subdividen en
criterios de modelación tales como: centrales de tipo embalse, centrales de tipo serie, cen-
trales de pasada [16]. Las siguientes referencias introducen o profundizan en la formulación
de restricciones de unidades hidroeléctricas en un contexto de MILP:

Las relaciones lógicas de operación, que representan el costo de la operación hi-
drotérmica, están descritas en [17] como maximización de los beneficios, y en [11,
13] como la minimización de los costos de operación.

La restricción de potencia máxima y a mı́nimo técnico, representada por la capacidad
en que pueden generar las centrales hidroeléctricas, y las restricciones de balance
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h́ıdrico se detallan en [11, 13, 17]. En [17] se propone una linealización mejorada
para mejorar los principales efectos de la producción de enerǵıa de la turbina.

La restricción de rampas de aumento y disminución del volumen del agua en centrales
de embalse, y su volumen máximo y mı́nimo se proporciona en [11, 17].

Para la restricción reserva en giro de unidades hidráulicas, se proporciona la formu-
lación en [11].

La ecuación más importante para las centrales hidroeléctricas son las ecuaciones de
dinámica hidráulica [16]. Por lo que en sistemas hidrotérmicos que cuentan embalses
de diferentes tamaños resulta necesario explorar un factor de escalamiento adecuado
con el objeto de obtener una solución más precisa.

En [17] se realiza una comparación entre el modelo clásico que contempla la restricción
de balance horario de agua de un embalse [13] y un modelo propuesto simplificado que
considera un balance mensual. La ventaja del modelo propuesto es que presenta menor
cantidad de restricciones y variables, y una reducción del tiempo de resolución. Ambas
formulaciones llegaron a coincidir en las decisiones de medio y corto plazo para el caso de
estudio, con los mismos volúmenes finales mensuales del embalse y la programación del
UC horario.

3. Formulación para las restricciones de las unidades del tipo
ERNC

En general el modelamiento de las centrales ERNC en los modelos de predespacho
existentes la definen como una central térmica a la cual le asignan un perfil de generación
determińıstico o estocástico (o en algunos casos un perfil de mantenimiento) para efectos
de fijar su despacho [18]. Por otro lado, surgen otro tipo de indicadores como el nivel
de curtailment que pueden tener este tipo de centrales en algunas partes del sistema
producto de limitaciones en transmisión, las cuales son de interés para quién realiza la
programación de corto plazo (CEN) o inclusive para el análisis de impacto económico por
parte de los inversionistas para este tipo de centrales eléctricas. En [56] se realiza un análisis
determińıstico para las fuentes de ERNC, donde su producción es un dato de entrada al
modelo, provenientes de datos históricos y supuestos a futuro. Para el modelo UC, la alta
penetración de ERNC activa restricciones espećıficas como el ĺımite de velocidad de rampa
y las restricciones de inicio y corte de suministro, lo que hace más desafiante la modelación.
El suministro de ERNC siempre tiene prioridad de despacho por su bajo costo variable de
generación. Sin embargo, su reducción de generación puede estar ligada a inhabilitaciones
técnicas o penalizaciones que sean más económicas para el modelo. En [57] se realiza una
modelación estocástica del problema a través de una técnica de reducción de escenarios,
donde se seleccionan 10 escenarios de un total de 1000 escenarios generados. Luego se
resuelve el problema y se prueba su factibilidad para los 1000 escenarios obteniendo de
esta forma el perfil de generación eólico. Para obtener simulaciones más realistas, debe ser
incluida la modelación estocástica para el problema UC cuando se considera penetración
ERNC, tomando en cuenta múltiples escenarios de generación. Sin embargo, para efectos
de este trabajo se utilizarán perfiles determińısticos, los cuales se asumen que son provistos
por los dueños de estas centrales de acuerdo a su predicción de corto plazo (1 d́ıa o 1
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semana). En general se logra detectar en la literatura que para modelar las centrales ERNC,
se asume que su costo variable de generación es nulo y se utiliza una restricción térmica
a modo de simplificar el problema. Sin embargo, en sistemas hidrotérmicos con mayor
penetración ERNC y del tipo multinodal como el de Chile resulta necesario realizar una
modelación adecuada considerando una variable de curtailment que sumada a la variable de
potencia generada sean menor o igual a máxima potencia generable de acuerdo al recurso
disponible. De esta forma para una zona particular del sistema eléctrico en la cual un
conjunto de centrales ERNC participa de un automatismo de control (EDAG/ERAG) se
podŕıa explorar la construcción de restricciones lineales que permitan reflejar la reducción
de generación (a prorrata de su recurso disponible) o desconexión de centrales ERNC a
partir de la activación del automatismo o bien ante una contingencia en el sistema de
transmisión.

4. Formulación para las restricciones de transmisión

Para representar el sistema de transmisión en el modelo propuesto se utilizará la me-
todoloǵıa conocida como flujo DC, la cual consiste en determinar los flujos de potencia
activa por las ĺıneas de transmisión bajo la suposición de un sistema que se encuentra
en condiciones normales de operación. Si bien se realiza este supuesto, es importante no
olvidar la modelación de las pérdidas cuadráticas asociadas a la resistencia de la ĺınea
de transmisión. Las siguientes referencias introducen o profundizan en la formulación de
restricciones de transmisión en un contexto de MILP:

Se puede modelar el flujo de potencia por tramos o bien como un flujo como una
sola variable [19, 20, 21]. En general, la literatura utiliza la modelación del flujo
de potencia por tramos. La restricción correspondiente a la 2da ley de Kirchoff que
definen los flujos por las ĺıneas a través de variables angulares de cada barra [19,
24, 25]. Actualmente se está estudiando el reemplazo de estas variables por factores
de distribución como se detalla en [23] y aśı disminuir la cantidad de restricciones y
variables.

La restricción de ĺımite de flujos máximos y mı́nimos por cada circuito y el ĺımite
angular de cada barra se presenta en [19, 24, 25].

En el caso de considerar una expansión en la transmisión para la formulación dis-
yuntiva, se consideran restricciones disyuntivas para las ĺıneas candidatas en [24].

Se consideran criterios de seguridad en [24] cuando se desea que el sistema de trans-
misión sea lo suficientemente robusto bajo la salida de una o un grupo de ĺıneas. Es
una buena práctica incorporar criterios de seguridad en los modelos de transmisión,
ya que es una obligación para los sistemas eléctricos poder garantizar un suministro
continuo.

Dado que en la aproximación DC no se consideran algunas variables del sistema, tales
como niveles de tensión y flujos reactivos, es necesario modelarlas para determinar
el impacto de la conmutación, en dicho caso se utiliza la formulación AC [25, 26, 27].
Para este modelo son necesarias las variables de potencia activa y reactiva, nivel de
tensión y el ángulo de las barras. Entre sus formulaciones se encuentra la definición
de flujo por las ĺıneas, la restricción de capacidad de potencia por las ĺıneas, ĺımites
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de potencia activa y reactiva de la generación y ĺımite de tensión en las barras para
una operación segura. En los estudios realizados sobre los sistemas eléctricos, se ha
comprobado la cercańıa a la realidad sobre los modelos DC y su gran ventaja en
tiempos de simulación gracias a la simplificación de la formulación. Es por esto que
en este estudio se toma en cuenta la formulación DC, aprovechando sus beneficios de
simulación. Por otra parte, no es necesaria la formulación AC, ya que este trabajo
no considera el impacto de la conmutación de las ĺıneas en el sistema.

Las otras restricciones que existen para transmisión son transformadores desfasado-
res, desconexión de ĺıneas, Esquemas Automáticos de Reducción o Desconexión de
Generación (ERAG/EDAG).

5. Formulación para las restricciones de operación del sistema

Las principales restricciones para la operación del sistema son: La restricción de balance
de demanda puede ser una ecuación de balance nodal [19] correspondiente a la 1ra Ley de
Kirchoff o de forma global [28, 29, 30]. Estas restricciones pueden considerar una central
de falla, la cual permite determinar si con la disponibilidad de centrales eléctricas vigente
es posible abastecer la demanda energética del sistema o bien hay un costo de escasez
asociado a la potencia no servida en el sistema. A nivel de programación, estas centrales
son muy útiles para que el problema no tengo una solución infactible. Otra restricción
a nivel sistémico es el requerimiento de reserva en giro del sistema para preservar la
seguridad en todo momento ante eventuales fallas [28]. En [29] se propone un método
que combina programación dinámica y lineal para determinar el mı́nimo costo a través de
un nivel de operación y reserva determinado. En [30] la programación lineal, incluyendo
reserva en giro, se aborda a través de la descomposición del problema utilizando relajación
Lagrangeana. En [31] se propone determinar la cantidad suficiente de reserva en giro para
un sistema que considera comportamiento estocástico de los componentes y la conmutación
de la transmisión para reducir el costo de la enerǵıa en reserva. En [33] se propone un
modelo de conmutación de transmisión para aliviar las violaciones en la transmisión y
reducir los costos operacionales. Existen diversas formulaciones interesantes de evaluar
que dependiendo del sistema de interés una es más adecuada que la otra.

6. Formulación para las restricciones asociadas a sistemas de
almacenamiento

Existe poca literatura que permita modelar adecuadamente los sistemas de almacena-
miento utilizando una formulación del tipo MILP dado que son tecnoloǵıas relativamente
nuevas. Dichos sistemas pueden estar conectados al sistema de transmisión o bien pueden
formar parte de una central ERNC con el objeto de arbitrar enerǵıa en beneficio del siste-
ma como también proveer servicios complementarios. Sin embargo, existen formulaciones
utilizadas en el dimensionamiento óptimo de bateŕıas para centrales ERNC o bien para
sistemas de micro redes [35, 36, 37, 38, 39] que pueden ser adaptadas para el problema
de programación de corto plazo en sistemas hidrotérmicos. Las restricciones ligadas a ESS
(Energy Storage System) en el problema de UC se definen en [42, 44, 46, 47]: la restricción
de balance de enerǵıa del sistema de almacenamiento, la restricción de ĺımites sobre la
capacidad de carga y la descarga, la restricción de niveles máximos y mı́nimos del almace-
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namiento. También se considera la restricción de condición de borde [42]. Por otra parte,
serán incluidas las ecuaciones de reserva en giro para los ESS en caso de que se considere
necesario [42]. Se definen la ecuación de balance de potencia con acciones correctivas de
emergencia en [46]. Dichas acciones se activan cuando las reservas no son suficientes y no
es posible igualar la demanda a la generación en tiempo real.

7. Factores de escalamiento

La resolución de sistemas de ecuaciones lineales por medio de computadores es un
tema de mucha importancia en las diferentes áreas de la ciencia. Los analistas numéricos
han estudiado el tiempo de ejecución y la memoria necesaria para implementar diferentes
algoritmos de álgebra lineal. Este es el caso de algoritmos directos que resuelven un sistema
de ecuaciones lineales en una cantidad finita de pasos. Pero los computadores no tienen
la posibilidad de resolver dichos sistemas lineales con precisión exacta. En la mayoŕıa
de los casos hay una pérdida de la precisión en cada uno de los pasos del proceso de
resolución, [126], [127].
Una de las mayores preocupaciones es estimar el efecto de varios errores. Algunos de estos
pueden ser:

1. Los elementos a considerar de una matriz A pueden traer errores inherentes al pro-
blema en si. Cuando se desea resolver problemas aplicados a la ingenieŕıa, muchas
veces parte o todos los datos considerados tienen errores en la medición, por lo que al
tomar en cuenta estos errores, se estaŕıa resolviendo un problema perturbado A+E
y no el problema A.

2. Quizás los elementos de la matriz A estén exactamente calculados o definidos me-
diante alguna fórmula algebraica, pero aún aśı es probable que dichos elementos no
se encuentren en el sistema aritmético del computador. Los computadores trabajan
con aritmética de punto flotante, y entonces todas las operaciones aritméticas son
realizadas en un subconjunto finito E ε R y no en todo R. Unas de las caracteŕısticas
de este sistema aritmético es la existencia de una función r : R → E llamada fun-
ción de redondeo que aproxima el dato ingresado (le da el valor del elemento más
próximo de E). Por ejemplo el computador al recibir la instrucción de multiplicar
dos elementos x,y en R calculará r(r(x) · r(y)).

3. Aunque evitemos los dos problemas anteriores, si tenemos dos números ya en el
subconjunto E de R, las operaciones que se realicen pueden caer fuera de E y por
lo tanto al implementar un algoritmo con la matriz A es muy probable que en las
operaciones realizadas se tenga una pérdida de exactitud en los datos.

Dejando de lado el primer problema, con el cual se asume que los datos considerados o
medidos y que conforman la matriz A no tienen errores, surge la pregunta, ¿Cuánto afecta
el error en la entrada de los datos la solución del sistema?. Esta pregunta es la clave para
poder hacer algoritmos más eficientes, en el sentido de que tengan mayor rapidez y que
los errores acumulados no sean excesivos, aśı que la solución no esté muy alejada de la
solución verdadera. Muchos cient́ıficos han estudiado estos problemas entre los cuales se
destacan Von Neumann y Turing entre otros. Von Neumann en particular se preguntaba
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si era posible resolver sistemas de ecuaciones lineales con grandes números de variables. A
continuación se menciona lo que conforma parte de su trabajo.

Sea A una matriz n× n con coeficientes reales invertible, y b ε Rn. Se quiere resolver
el problema lineal A · x = b, y estudiar como se afecta la solución si se perturban los
datos ingresados (“input”) A y b. Para ello, seŕıa conveniente conocer de antemano cuán
distante es la solución del sistema perturbado x̂ de la solución del sistema x, es decir, saber
de antemano cual es la sensibilidad de la solución ante las perturbaciones en el “input”.
Con tal objetivo, existe un parámetro que nos da una medida de esa sensibilidad, y este
se denomina número de condición (́ındice Kappa) y fue identificado por Turing [128],
Von Neumann y Goldstine [129]. El número de condición es definido por

k(A) =‖ A ‖ · ‖ A−1 ‖ (3.1)

siendo ‖ A ‖ la norma euclidiana de la matriz A.

‖ A ‖= supx ε R
‖ A · x ‖
‖ x ‖

(3.2)

Aśı, si k(A) es pequeño, errores relativos pequeños en el “input” producen errores
relativos pequeños en la solución y se dice que el problema está bien condicionado. Por otro
lado si k(A) es grande errores relativos pequeños en los datos producen errores relativos
grandes en la solución, en este caso se dice que el problema está mal condicionado.

Con el objeto de reducir el número de condición de una matriz existen técnicas de
precondicionamiento, en la que se multiplica la matriz de coeficientes por una matriz es-
pecialmente elegida. Este tipo de método es muy utilizado cuando el tamaño del problema
no es tan grande (n = 1000), en cambio cuando el tamaño del problema es muy grande
una técnica útil para reducir el número de condición seŕıa utilizar factores de escalamien-
to. Dichos factores se utilizan para aquellos conjuntos de restricciones que pertenecen
a una misma familia pero que contienen parámetros con distintos ordenes de magnitud
(ecuaciones de flujo DC, ecuación de balance de volumen de los embalses, etc.).

Supongamos que se quiere resolver un problema de programación lineal de la forma

minxc
Tx (3.3)

sujeto a
A · x = b con x ≥ 0 en Rn (3.4)

Es posible resolver el mismo problema mediante factores de escalamiento que alteren
ciertos parámetros de A y b, o bien realizar un cambio de variables utilizando un factor
Xk para el vector x. Sea x = (Xk) · x̃. El problema a resolver ahora seŕıa
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minx̃c
TXkx̃ (3.5)

sujeto a
A ·Xkx̃ = b con Xkx̃ ≥ 0 en Rn (3.6)

La figura 3.1 presenta como se veŕıa un problema escalado en R3.

Figura 3.1: Problema original y problema escalado

Hoy en d́ıa existe un único trabajo realizado con factores de escalamiento con aplicación
en sistemas hidrotérmicos en Chile, pero para un modelo de planificación de mediano/largo
plazo [56] y no para un modelo de planificación de corto plazo. En este trabajo se buscará
un factor de escalamiento adecuado para el problema de coordinación hidrotérmica en el
corto plazo para la implementación del sistema eléctrico nacional.



Caṕıtulo 4

Formulación de un modelo para la
programación de corto plazo

En esta sección se describe en detalle la formulación MILP utilizada en este trabajo.
Se expone la función objetivo y las restricciones asociadas a las unidades termoeléctricas e
hidroeléctricas, a la operación del sistema y al modelamiento del sistema de transmisión.

Por otra parte, se proponen restricciones constreñidas como alternativas en la formu-
lación para ajustar el modelo de optimización y posteriormente comparar su rendimiento
frente a la formulación convencional.

1. Consideraciones generales para el modelo

Para al modelo de Programación Hidrotérmica de Corto Plazo los datos de entrada
deberán ser:

1. Curvas de costo futuro semanales para cada embalse obtenidas de la programación
de mediano plazo (modelo PLP).

2. Predicción de la demanda horaria. El horizonte de planificación a considerar corres-
ponde a 24 horas (1 d́ıa) o 168 horas (1 semana).

3. Estimación horaria de caudales y afluentes para cada central hidráulica de pasada y
de embalse.

4. Modelo de unidades termoeléctricas.
-Costos de operación de las unidades.
-Ĺımites técnicos de operación.
-Restricciones de operación.

5. Modelo hidráulico para unidades de embalse, pasada y serie hidráulica.
-Relaciones entre, caudal, potencia, volumen almacenado y su respectiva cota.
-Modelado de series hidráulicas.
-Volumen mı́nimo y máximo, etc.

6. Modelo de centrales ERNC.

28
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7. Modelo de sistemas de almacenamiento.

8. Modelo de Transmisión
-Parámetros de las ĺıneas, transferencia máxima y ángulo de la tensión en la barra
slack para el problema de flujo DC.
-Consideración o no de las pérdidas.
-Consideración de transformadores desfasadores operativos.
-Consideración de ĺıneas que se encuentran conectadas o desconectadas en el sistema.

9. Condiciones iniciales
-Cantidad de agua almacenada en cada embalse al comienzo del horizonte de plani-
ficación.
-Cantidad de horas que lleva en servicio o fuera de servicio cada unidad termoeléctri-
ca.
-Generación inicial de unidades térmicas e hidráulicas.

10. Criterio utilizado para la reserva en giro.

11. Programa de mantenimiento para las unidades térmicas o hidráulicas y para las
ĺıneas de transmisión.

Sobre la Salida del modelo se desea obtener principalmente :

1. Potencia horaria a entregar por cada central hidroeléctrica.

2. Potencia horaria a entregar por cada central termoeléctrica.

3. Estado horario (encendido o apagado) de cada unidad termoeléctrica y/o hidro-
eléctrica en cada hora.

4. Caudal de agua a turbinar por cada unidad hidroeléctrica.

5. Costo de operación total.

6. Volúmenes de los embalses al final del periodo de programación.

7. Evaluación del cumplimiento de restricciones de operación.

2. Formulación matemática utilizada para modelo

En este trabajo se propone un modelo de programación entera mixta por lo que la
función objetivo y las restricciones consideradas en la modelación son las siguientes:

2.1. Función objetivo

El objetivo en la coordinación hidrotérmica de corto plazo es minimizar los costos de
combustible de las unidades termoeléctricas (costo de operación actual o inmediato), cum-
pliendo simultáneamente las restricciones de operación (tanto eléctricas como hidráulicas),
restricciones de transmisión y tomando como referencia curvas de costo futuro, las cuales
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dependen del agua almacenada al final de cada periodo (costo futuro). Dichas curvas de
costo futuro se obtienen de modelos de mediano y largo plazo. La función objetivo adicio-
nalmente debe considerar un costo de falla para la potencia no abastecida en cada barra
del sistema y un costo asociado a caudal de déficit para todos los embalses. De manera
general la función objetivo se muestra en la ecuación (4.1).

CostoT = min

(
T∑
t=1

[
yt +

NCT∑
i=1

(Cton,i,par · Y t
i + Ctoff,i · Zti )

]
+ Cfuturo+

Cfalla ·
T∑
t=1

NB∑
n=1

Pf tn +
T∑
t=1

NCH∑
j=1

Cdef,j · qtdef,j

 (4.1)

Donde

Variables:
CostoT : función objetivo, el cual corresponde al costo total de operación del sistema

para el horizonte de programación bajo estudio
yt : costo de combustibles de las unidades termoeléctricas para la hora t
Y t
i : variable binaria, indica el estado de la unidad térmica i que es puesta en

servicio a la hora t(es puesta en servicio = 1, no es puesta en servicio = 0)
Zti : variable binaria, indica el estado de la unidad térmica i que es sacada de

servicio a la hora t(es sacada de servicio = 1, no es sacada de servicio = 0)
Cfuturo : función costo futuro de operación
Pf tn : central cuya generación equivale a la potencia no abastecida en la barra n

en la hora t (central de falla)
qtdef j : caudal de déficit del embalse j en el periodo t

Parámetros:
T : número de etapas horarias t en el horizonte de programación

(T = 24 o 168 horas)
NCT : número de unidades termoeléctricas
NCH : número de unidades hidroeléctricas
NCB : número de unidades de almacenamiento
NB : cantidad de barras del sistema
Cton,i,par : costo de arranque o de encendido de la unidad térmica i para la hora t

Ctoff,i : costo de detención o de apagado de la unidad térmica i para la hora t

Cfalla : costo de utilizar una central de falla
Cdef,j : costo de utilizar el caudal de déficit asociado al embalse j

Es importante señalar que en la ecuación (4.1) el costo de arranque Cton,i,par es un
parámetro. En otras palabras, representa un costo de arranque de valor fijo en el instante
t en que a la unidad termoeléctrica i se le da la orden de encendido (Y t

i = 1). Con el fin
de formular un modelo de programación entera mixta, en caso de que el costo de arranque
para una unidad térmica i sea del tipo exponencial y no fijo, el término Cton i · Y t

i se debe
reemplazar por una nueva variable, por ejemplo, C̃ton i, la cual dependerá de la cantidad
de horas en que la unidad ha permanecido fuera de servicio.
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I. Función de costo futuro

El costo futuro de operación es función de los volúmenes finales de los embalses del
sistema, ver la sección 3. La función de costo futuro se presenta en la ecuación (4.2).

Cfuturo =

NCH,E∑
j=1

CFj(V ol
T
j ) (4.2)

Donde

Variables:
V oltj : volumen del embalse de la unidad j en el periodo t

CFj(V ol
T
j ) : costo futuro de generación asociado embalse de la unidad hidroeléctrica

j al final del horizonte de programación.

Parámetros:
NCH,E : número de unidades hidroeléctricas del tipo embalse

Como la modelación utilizada para resolver el problema de optimización supone sólo
variables lineales, la curva de costo futuro de operación debe aproximarse utilizando seg-
mentos lineales. Esto se ilustra en la Figura 4.1.
El volumen final del embalse j, V olTj , está expresado en decámetros cúbicos [dam3].

FCF

Agua almacenada al final del horizonte de planificación

C
o
st

o
 f

u
tu

ro

Figura 4.1: Función de costo futuro linealizada con 5 cortes para un embalse

La pendiente de cada uno de los segmentos lineales (φnj ), que aproxima la curva de
costo futuro, equivale al valor del agua de los embalses incluidos en la modelación, y se
expresa en [US$/dam3].

La intersección con el eje de costos (δnj ) se expresa en [US$].

Como el costo de operación futuro se representa por Cfuturo, el segmento lineal que
aproxima la curva de costo se presenta en la ecuación (4.3).

Cfuturo ≥ δnj +

NCH,E∑
j=1

φnj · V olTj ∀n ε NC (4.3)
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Donde NC representa el número de cortes de la función de costo futuro del sistema
para cada embalse. Es importante señalar que para cuando se desea analizar un caso de
programación diaria (predespacho) los embalses ya tendrán asignado un costo de oportu-
nidad por que la función de costo futuro no se incorporará a la función objetivo y por ende
tampoco en la formulación del problema (no se tendrán cortes de FCF). De esta forma
los embalses con costo de oportunidad son tratados como una central térmica con costo
variable. Las centrales hidráulicas que no tienen costo de oportunidad como por ejemplo
embalses pequeños que no tienen capacidad de regulación suficiente y/o se encuentren
aguas abajo de otros embalses utilizarán restricciones de cota y/o de operación a nivel
diario.

II. Función de costo de combustibles

El costo de combustible (asociado al costo de operación actual) de las unidades térmicas
en un periodo t se puede modelar de forma general como

yt =

NCT∑
i=1

CCi(P
t
i ) (4.4)

Donde

Variables:
yt : costo de combustibles de las unidades termoeléctricas para la hora t
P ti : potencia suministrada por la unidad térmica i en la hora t
CCi(P

t
i ) : función de costos de combustible de la unidad térmica i para la hora t

dado un nivel de generación P ti

Parámetros:
NCT : número de unidades térmicas

Por lo general la curva de costos de una unidad térmica se modela como una función
cuadrática [65]. En la Figura 4.2 se presenta un modelo de este tipo para la curva de costos
de una unidad térmica

CC(P )min

CC(P )max

PmaxPmin

Costo [US$/h]

Potencia [MW]

Figura 4.2: Curva de costo de operación de unidad térmica

Por lo que la ecuación (4.4) no es del tipo lineal, ya que CCi(P
t
i ) corresponde a una

función de costos que depende de la potencia generada. Debido a esto para la formulación
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propuesta se debe realizar una aproximación lineal por tramos. Esta formulación para los
casos convexo y no convexo se detalla más adelante (ver la sección (I) en (2.2)).
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2.2. Restricciones de las Unidades Termoeléctricas

I. Función de costos

En la realidad es imposible expresar de forma exacta los costos de operación de una
unidad termoeléctrica como una función anaĺıtica de la potencia generada. Por ejemplo
en las turbinas de gas de ciclo combinado los generadores tienen válvulas de admisión del
vapor que se abren secuencialmente a medida que la potencia de salida se incrementa. Esto
provoca que el costo variable sea una función no convexa y no diferenciable. Sin embargo
existen modelaciones lineales que al utilizar variables del tipo entero mixto permiten re-
presentan lo mejor posible el costo de operación asociado a una unidad térmica [59], [62].
Para el modelo a implementar se realizará una aproximación lineal por tramos para la
curva de costos de combustibles de cada unidad térmica i. Para esto se considerarán dos
casos, una curva de costos convexa y una curva de costos no convexa. Esta última incor-
porará nuevas variables binarias a la formulación del problema. En las Figuras 4.3 y 4.4
se presentan ambos casos considerados.

CC(P )min

CC(P )max

Pmax

Costo [US$/h]

Potencia [MW]

Pmin

P0 Pi,1 Pi,2 Pi,3

mi,1

mi,2

mi,3

CC(P0+P )i,1

CC(P +P +P )0 i,1 i,2

Tri,1 Tri,2

Figura 4.3: Curva de costo de operación de
unidad térmica. Caso convexo.

CC(P )min

CC(P )max

Pmax

Costo [US$/h]

Potencia [MW]

Pmin

P0 Pi,1 Pi,2 Pi,3

mi,1

mi,2

mi,3

CC(P0+P )i,1

CC(P +P +P )0 i,1 i,2

Tri,1 Tri,2

Figura 4.4: Curva de costo de operación de
unidad térmica. Caso no convexo.

La formulación a utilizar para el caso de una curva de costos convexa corresponde a la
propuesta por Carrión y Arroyo [59]. Para cada unidad térmica entonces se tiene :

CCti = CCi(Pmin i) · Eti +

Niv∑
k=1

P ti,k ·mi,k ∀ i ε NCT , ∀ t ε T (4.5)

Donde la potencia total producida en la hora t para la unidad i corresponde a la suma
de las potencias generadas en cada tramo más el mı́nimo técnico, es decir :

P ti =

Niv∑
k=1

P ti,k + Pmin i · Eti (4.6)

P ti,1 ≤ Tri,1 − Pmin i ∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.7)

P ti,k ≤ Tri,k − Tri,k−1 ∀ i ε NCT , ∀ t ε T,∀ k = 2, . . . , Nvi− 1 (4.8)
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P ti,Nvi ≤ Pmax i − Tri,Nvi−1 ∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.9)

P ti,k ≥ 0 ∀ i ε NCT , ∀ t ε T,∀ k = 1, . . . , Nvi− 1 (4.10)

A partir de lo anterior el costo de operación en la hora t considerando las NCT unidades
térmicas se muestra en la ecuación (4.11).

COt = yt +

NCT∑
i=1

(Cton i · Y t
i + Ctoff i · Zti ) (4.11)

con

yt =

NCT∑
i=1

CCti =

NCT∑
i=1

[
CCi(Pmin i) · Eti +

Niv∑
k=1

P ti,k ·mi,k

]
(4.12)

y mi,k =
CCi(Pi,k)− CCi(Pi,k−1)

Pi,k − Pi,k−1
(4.13)

donde

Variables:
COt : costo de operación actual del sistema para la hora t
CCti : costo de combustible de cada unidad termoeléctrica i en la hora t.
yt : costo de combustibles de todas las unidades termoeléctricas para la hora t
Eti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i
Y t
i : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que es puesta

en servicio en la hora t
Zti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que es sacada

de servicio en la hora t
P ti,k : potencia neta generada por la unidad i en el tramo de potencia k para la

hora t

Parámetros:
Cton i : costo de arranque o de encendido de la unidad térmica i para la

hora t
Ctoff i : costo de detención o de apagado de la unidad térmica i para la

hora t
Pi,k : potencia a plena capacidad generada por la unidad i en el tramo de

potencia k
Tri,k : tramo de potencia k de la unidad i
mi,k : factor de ponderación de la unidad i en el tramo de potencia k
Niv : número de tramos de potencia
P tmin i : potencia a mı́nimo técnico de la unidad termoeléctrica i en la hora t
P tmax i : potencia máxima nominal de la unidad termoeléctrica i en la hora t
CCi(Pmin i) : costo de operación de la unidad térmica i a potencia mı́nima técnica
CCi(Pi,k) : costo de operación de la unidad térmica i a potencia generada en el

tramo de potencia k

Para el caso no convexo se debe incorporar una variable binaria nueva de tal forma de
que se habiliten los tramos de potencia. En base a esto la nueva formulación se plantea de
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la siguiente manera :

(Tri,1 − Pmin i) · lti,1 ≤ P ti,1 ≤ (Tri,1 − Pmin i) · Eti ∀ i ε NCT , ∀ t ε T (4.14)

(Tri,k−Tri,k−1)·lti,k ≤ P ti,k ≤ (Tri,k−Tri,k−1)·lti,k−1 ∀ i ε NCT , ∀ t ε T, ∀ k = 2, . . . , Nvi−1
(4.15)

0 ≤ P ti,Nvi ≤ (Pmax i − Tri,Nvi−1) · lti,Nvi−1 ∀ i ε NCT , ∀ t ε T (4.16)

lti,k ε {0, 1} ∀ i ε NCT ,∀ t ε T,∀ k = 1, . . . , Nvi− 1 (4.17)

Las restricciones (4.14), (4.15) y (4.16) fijan los ĺımites de la potencia generada en cada
tramo. Dicha potencia debe ser mayor o igual a 0 y menor o igual a la potencia neta de
cada tramo. Esto es posible hacerlo mediante la variable binaria lti,k, la cual es igual a 1
cuando la potencia de salida de la unidad térmica i ha superado el tramo k. Es importante
señalar que si el número de tramos es Nvi, el número de variables binarias será de Nvi−1
para cada unidad térmica y para cada hora del horizonte de planificación. Esto se debe a
que la potencia nunca puede exceder el último tramo.

La restricción (4.14) establece el ĺımite inferior y superior de la potencia producida
en el primer tramo. Para el limite inferior la variable lti,1 será 0 si la potencia no ha
superado el ĺımite superior de este tramo, en caso contrario será igual al valor del tramo
(Tri,1 − Pmin i). Para el limite superior será 0 si la unidad térmica se encuentra fuera de
servicio o en caso contrario será igual al valor del tramo (Tri,1 − Pmin i). De esta manera
se asocian las variables binarias que indican el estado de operación de la unidad y las
variables binarias nuevas de la linealización realizada.

La restricción (4.15) fija los limites inferior y superior para los tramos posteriores al
primero, exceptúando el último, el cual se modela por medio de la restricción (4.16) [59].

Con el fin de complementar el modelo anterior se debe utilizar la restricción

lti,k ≤ lti,k−1 ∀ i ε NCT , ∀ t ε T,∀ k = 1, . . . , Nvi− 1 (4.18)

De esta forma, si el tramo de potencia Pi,k−1 no se encuentra a plena capacidad, no se
habilita el tramo de potencia Pi,k.

Donde

lti,k : variable binaria, que indica si el tramo de potencia k para la unidad i

está habilitado en la hora t. (esta habilitado el tramo = 1, no esta habilitado
el tramo = 0)

Cabe señalar que para el modelo a implementar se consideran de manera general los 2
casos posibles para la función de costos

1. Curva de costos convexa con o sin considerar el mı́nimo técnico.

2. Curva de costos no convexa con o sin considerar el mı́nimo técnico.

Es importante definir 2 casos posibles, ya que el simple hecho de tener unidades térmi-
cas con curvas de costos convexas (aunque sean muy pocas) permite eliminar una gran
cantidad variables binarias, lo cual en teoŕıa, permitiŕıa una mejor convergencia a la so-
lución del problema. En las Figuras 4.3 y 4.4, P0 representa la potencia a mı́nimo técnico
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definida para la unidad térmica i y corresponde al costo que se tiene a dicho nivel de
potencia. corresponde al mismo costo que se tiene a mı́nimo técnico.

II. Función de costos discontinua

En algunas unidades térmicas que tienen limitaciones técnicas como por ejemplo vi-
braciones en los rodamientos del eje lo cual produce un desgaste de éste, no es posible
operar a ciertos niveles de potencia por lo que se tienen zonas restrictivas de operación. Se
utiliza la formulación propuesta en [62]. Si la unidad térmica tiene Mi zonas restrictivas
de operación, tendrá Mi + 1 tramos de potencia en los cuales puede operar dicha unidad.
En la Figura 4.5 se presenta una unidad térmica i con dos zonas restrictivas de operación,
es decir, tiene tres tramos de potencia en los cuales puede operar dicha unidad.

CC(P )min

CC(P )max

Pmax

Costo [US$/h]

Potencia [MW]

Pmin

P0 Pi,1 Pi,2 Pi,3

mi,1

mi,2

mi,3

CC(P )i,1

CC(P )i,2

CC(P )i,2

CC(P )i3

sup

sup

inf

inf

Pi,3

inf

Pi,2

sup

Pi,2

inf

Pi,1

sup

Figura 4.5: Curva de costo de operación de unidad térmica. Caso discontinuo

De forma general se define entonces

CCti =

Mi+1∑
k=1

[
lti,k · CCi(P

sup
i,k−1) + P ti,k ·mi,k

]
y mi,k =

CCi(P
sup
i,k )− CCi(P infi,k−1)

P supi,k − P
inf
i,k−1

(4.19)
Donde la potencia generada por la unidad térmica i en la hora t corresponde a

P ti =

Mi+1∑
k=1

[
lti,k · P

sup
i,k−1 + P ti,k

]
(4.20)

P ti,k ≥ 0 ∀ k = 1, . . . ,Mi + 1∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.21)

P ti,k ≤ (P infi,k − P
sup
i,k−1) · l

t
i,k ∀ k = 1, . . . ,Mi + 1∀ i ε NCT , ∀ t ε T (4.22)

Mi+1∑
k=1

lti,k ≤ Eti ∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.23)
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lti,k ε {0, 1} ∀ k = 1, . . . ,Mi + 1,∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.24)

Donde

Variables:
P ti : potencia neta generada por la unidad i para la hora t
P ti,k : potencia neta generada por la unidad i en el tramo de potencia k para la hora t

Eti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i (En servicio o
fuera de servicio)

lti,k : variable binaria, que indica si el tramo de potencia k para la unidad i

está habilitado en la hora t
Parámetros:
P supi,k : potencia máxima generada por la unidad i en el tramo de potencia k

P infi,k : potencia mı́nima generada por la unidad i en el tramo de potencia k

mi,k : factor de ponderación de la unidad i en el tramo de potencia k
Mi : número de tramos restrictivos de operación

(cantidad de tramos en que no puede generar la unidad)
P tmin i : potencia a mı́nimo técnico de la unidad térmica i en la hora t
P tmax i : potencia máxima nominal de la unidad térmica i en la hora t
CCi(Pmin i) : costo de operación de la unidad térmica i a potencia de mı́nimo técnico
CCi(Pmax i) : costo de operación de la unidad térmica i a potencia máxima nominal

CCi(P
inf
i,k ) : costo de operación de la unidad térmica i a potencia mı́nimo del

tramo k
CCi(P

sup
i,k ) : costo de operación de la unidad térmica i a potencia máxima del

tramo k

En las restricciones anteriormente consideradas se cumple que P infi,0 = P tmin i y P supi,Mi+1 =

P tmax i. La restricción (4.109) se utiliza para definir la potencia máxima de cada tramo de
generación. La restricción (4.110) se utiliza para habilitar las variables binarias de cada
tramo, es decir cuando la unidad térmica se encuentre en servicio (Eti = 1) a lo más 1
tramo de potencia se podrá habilitar, en cambio cuando la unidad térmica se encuentra
fuera de servicio (Eti = 0) ningún tramo de potencia se podrá habilitar, ya que lti,k = 0
para los Mi + 1 tramos definidos.

III. Relaciones lógicas de operación

Se debe considerar la relación entre las variables binarias de operación definidas hasta
ahora, para una misma unidad y para cada hora t. Por lo que se busca relacionar el estado
de la unidad i que se encuentra en servicio en la hora t, el estado de la unidad i puesta
en servicio en la hora t y el estado de la unidad i que es sacada de servicio en la hora t.
En base a lo anterior y siendo consistente con la definición de las variables mencionadas,
se debe cumplir :

Y t
i − Zti = Eti − Et−1i ∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.25)

Para evitar que una unidad que se encuentra fuera de servicio (o en servicio) se le
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pueda dar orden de partida y detención simultánea se considera que

Y t
i + Zti ≤ 1 ∀ i ε NCT , ∀ t ε T (4.26)

Utilizando ambas ecuaciones (4.25) y (4.26) se pueden observar los siguientes casos :

Caso 1: Se le da orden de encendido a la unidad i en la hora t y con ello se activa la
variable Eti = 1, con la cual la unidad opera en la hora t pero en t− 1 se encontraba fuera
de servicio, ya que Et−1i = 0.

Caso 2: Se le da la orden de apagado a la unidad i en la hora t y con ello se activa la
variable Eti = 0, con la cual la unidad se detiene en la hora t pero en t− 1 se encontraba
en servicio, ya que Et−1i = 1.

Caso 3: No se le da ninguna orden a la unidad i en la hora t y con ello se cumple
la igualdad Eti = Et−1i , lo cual indica que la unidad en la hora t permanece en la misma
condición que en la hora t− 1 (en servicio o fuera de servicio).

La Tabla 4.1 resume los distintos casos

Tabla 4.1: Casos para las relaciones lógicas de operación

Variables Caso 1 Caso 2 Caso 3.1 Caso 3.2

Y t
i 1 0 0 0

Zti 0 1 0 0

Eti 1 0 1 0

Et−1i 0 1 1 0

Variables:
Eti : variable binaria, que indica el estado de operación de la unidad térmica i a la

hora t (encendida = 1, apagada = 0)
Y t
i : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que es puesta en

servicio a la hora t(es puesta en servicio = 1, no es puesta en servicio = 0)
Zti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que es sacada de

servicio a la hora t(es sacada de servicio = 1, no es sacada de servicio = 0)

En la Tabla 4.2 se presenta el valor que deben tomar las variables binarias Eti , Y
t
i y

Zti al considerar las restricciones (4.25) y (4.26) para un horizonte de planificación de seis
horas. La unidad térmica i recibe la orden de encendido en la hora 1 y recibe la orden de
apagado en la hora 5.

Tabla 4.2: Ejemplo de estado de operación para una unidad térmica

t 1 2 3 4 5 6

Eti 1 1 1 1 0 0

Y t
i 1 0 0 0 0 0

Zti 0 0 0 0 1 0
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IV. Potencia máxima nominal

Las unidades térmicas tienen una limitación máxima en la potencia que son capaces
de generar, esta se denomina como potencia máxima nominal. Dicha limitación se debe a
caracteŕısticas de diseño. La potencia máxima nominal de una central puede variar debido
a que en determinadas horas algunas de sus unidades se encuentre en mantenimiento o
simplemente por seguridad deben generar como máximo un cierto porcentaje menor que
su valor máximo. La restricción asociada a la potencia máxima nominal es propuesta en
la ecuación (4.27).

P ti ≤ Pmax i · Eti ∀ i ε NCT , ∀ t ε T (4.27)

Donde

Variables:
Eti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i en la hora t
P ti : potencia generada por la unidad i en la hora t

Parámetros:
Pmax i : potencia máxima nominal de la unidad i

V. Potencia a ḿınimo técnico

Las unidades térmicas también cuentan con una limitación mı́nima sobre su potencia
de salida. Esta potencia mı́nima, conocida también como mı́nimo técnico se debe a ciertos
criterios, como por ejemplo, el diseño de la caldera y del propio generador, o a aspectos de
estabilidad de la combustión [65]. Al tener en cuenta que si la unidad térmica está fuera de
servicio, su potencia de salida es 0 (menor que Pmin i). La restricción asociada a potencia
a mı́nimo técnico es :

P ti ≥ Pmin i · Eti ∀ i ε NCT , ∀ t ε T (4.28)

Donde

Variables:
Eti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i en la hora t
P ti : potencia generada por la unidad i en la hora t

Parámetros:
Pmin i : potencia a mı́nimo técnico de la unidad i

Las restricciones de potencia máxima nominal y potencia a mı́nimo técnico obligan a
la unidad en servicio a generar entre ambos ĺımites de potencia. Si alguna unidad debe
permanecer en servicio siempre, en su respectiva restricción se debe eliminar la variable
entera de operación Eti o simplemente forzarla a 1. Si las unidades modeladas no tienen
mı́nimo técnico, el mı́nimo técnico es cero y la potencia máxima es la potencia máxima
nominal.
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VI. Generación forzada de unidades térmicas

Si se desea forzar una unidad térmica a estar en servicio durante un periodo de tiempo
(menor o igual al horizonte de planificación) basta con fijar la variable Eti a 1 para las
horas requeridas. Si a veces por mantenimiento se desea forzar la generación de una unidad
a cero, basta con fijar el valor de la variable entera de operación a Eti = 0 para las horas
en que la unidad se encontrará fuera de servicio. Esto se puede representar como :

Eti = 1 ∀t ε TfEES,i o Eti = 0 ∀t ε TfFFS,i

Variables:
Eti : variable binaria, que indica el estado de operación de la unidad térmica i a

la hora t

Parámetros
TfEES,i : conjunto de horas en las que se desea que la unidad térmica i se encuentre

en servicio
TfFFS,i : conjunto de horas en las que se desea que la unidad térmica i se encuentre

fuera de servicio

VII. Número máximo de arranques

Si se desea que una unidad térmica tenga un número máximo de arranques en el
horizonte de planificación T basta con incorporar la restricción mostrada en la ecuación
(4.29).

T∑
t=1

Y t
i ≤ NATmax,i (4.29)

Si se considera un caso semanal y se desea que una unidad térmica tenga un número
máximo de arranques en cada d́ıa del horizonte bajo estudio, basta con definir la restricción

NDh∑
t=hini

Y t
i ≤ NADmax,i (4.30)

Variables:
Y t
i : variable binaria, indica el estado de la unidad térmica i que es puesta en servicio

Parámetros
NATmax,i : número máximo de arranques permitidos para la unidad i para

el horizonte de planificación
NADmax,i : número máximo de arranques permitidos para la unidad i para

un d́ıa cualquiera
T : número de horas consideradas para el horizonte de planificación
NDh : número de d́ıa considerado, en horas
hini : hora inicial para el d́ıa NDh a considerar

Si NDh es 1 (1 d́ıa = 24 horas), entonces hini = 1 y NDh será 24. Si NDh es 3 (3
d́ıas = 72 horas), entonces hini = 49 y NDh será 72.
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VIII. Tiempos ḿınimos en servicio

Una vez que la unidad generadora ha alcanzado la potencia de mı́nimo técnico, esta
debe permanecer en servicio al menos un tiempo igual al tiempo mı́nimo en servicio(este
tiempo depende del tipo de tecnoloǵıa y tamaño de la unidad generadora). Las restricciones
asociadas al tiempo mı́nimo en servicio [59], corresponden a :

TESi∑
t=1

(1− Eti ) = 0 ∀ i ε NCT (4.31)

t+Tmin on i−1∑
k=t

Eki ≥ Tmin on i · Y t
i ∀ i ε NCT , t = TESi + 1, . . . , T − Tmin on i + 1 (4.32)

T∑
k=t

(Eki − Y t
i ) ≥ 0 ∀ i ε NCT , t = T − Tmin on i + 2, . . . , T (4.33)

Donde TESi = mı́n
{
T, (Tmin on i − T 0

ES i) · E0
i

}
Variables:

Eti : estado de operación de la unidad térmica i en la hora t
Y t
i : estado de la unidad térmica i que es puesta en servicio en la hora t

Parámetros:
Tmin on i : cantidad mı́nima de horas que la unidad térmica i debe permanecer

en servicio
TESi : cantidad de horas que la unidad térmica i debe permanecer en servicio

desde el comienzo del horizonte de planificación(t ≥ 1)
T 0
ES i : cantidad de horas que la unidad térmica i ha estado en servicio

al comienzo del horizonte de planificación(t = 0, condición inicial)
T : cantidad de horas que dura horizonte de planificación

La restricción (4.31) cubre las primeras horas del horizonte de planificación que vienen
determinadas por el estado inicial de cada unidad térmica. Para el resto de las horas se
activan las restricciones (4.32) y (4.33). La restricción (4.32) asegura el cumplimiento del
tiempo mı́nimo en servicio para todos los posibles conjuntos de horas consecutivas de ta-
maño igual al tiempo mı́nimo en servicio. De esta forma cuando la unidad pasa del estado
de apagado al estado de encendido se activa esta restricción. Para las horas finales, a partir
de las cuales no hay un número de horas consecutivas igual al tiempo mı́nimo en servicio,
se utiliza la restricción (4.33).

El parámetro TESi representa la cantidad de horas que la unidad térmica i debe estar
en servicio al comienzo del horizonte de planificación, debido a que inicialmente llevaba en
servicio menos horas que el tiempo mı́nimo en servicio. Si esta cantidad de horas, TESi,
es mayor a 1 y menor o igual que la cantidad de horas del horizonte de planificación, T ,
todas las variables binarias de operación desde la hora 1 hasta TESi deben ser 1. Esto es
lo que expresa la restricción (4.31).
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Si TESi < 1 (es decir, si en la hora 0 la unidad térmica i está inicialmente fuera de
servicio o cumple con el tiempo mı́nimo de funcionamiento, Tmin on i ≥ T 0

ES), la restricción
(4.31) no se incluye en la formulación del problema. La restricción (4.32) sólo se considera
para valores positivos del ı́ndice t. Además, en el caso de que TESi+1 > T −Tmin on i+1,
la restricción (4.32) tampoco se debe incluir en la formulación del problema. Finalmente,
la restricción (4.33) se tiene en cuenta para valores positivos del ı́ndice t, y si se cumple
que T − Tmin on i + 2 ≤ T , o, lo que es igual a, que el tiempo mı́nimo en servicio sea
superior a 1 hora (Tmin on i ≥ 2).

IX. Tiempos ḿınimos fuera de servicio

Una vez que la potencia entregada por la unidad generadora es nula, la unidad gene-
radora debe permanecer fuera de servicio por lo menos un tiempo igual al tiempo mı́nimo
fuera de servicio. Las restricciones asociadas al tiempo mı́nimo fuera de servicio [59], co-
rresponden a :

TFSi∑
t=1

Eti = 0 ∀ i ε NCT (4.34)

t+Tmin off i−1∑
k=t

(1− Eki ) ≥ Tmin off i · Zti ∀ i ε NCT , t = TFSi + 1, . . . , T − Tmin on i + 1

(4.35)

T∑
k=t

(1− Eki − Zti ) ≥ 0 ∀ i ε NCT , t = T − Tmin off i + 2, . . . , T (4.36)

donde TFSi = mı́n
{
T, (Tmin off i − T 0

FS i) · (1− E0
i )
}

Variables:
Eti : estado de operación de la unidad térmica i en la hora t
Zti : estado de la unidad térmica i que es sacada de servicio en la hora t

Parámetros:
Tmin off i : cantidad mı́nima de horas que la unidad térmica i debe permanecer

fuera de servicio
TFSi : cantidad de horas que la unidad térmica i debe permanecer fuera de

servicio desde el
comienzo del horizonte de planificación(t ≥ 1)

T 0
FS i : cantidad de horas que la unidad térmica i ha estado fuera de servicio

al comienzo del
horizonte de planificación(t = 0, condición inicial)

T : cantidad de horas que dura horizonte de planificación

La restricción (4.34) cubre las primeras horas del horizonte de planificación que vienen
determinadas por el estado inicial de cada unidad térmica. Para el resto de las horas se
activan las restricciones (4.35) y (4.36). La restricción (4.35) asegura el cumplimiento del



Caṕıtulo 4. Formulación de un modelo para la programación de corto plazo 44

tiempo mı́nimo fuera de servicio para todos los posibles conjuntos de horas consecutivas de
tamaño igual al tiempo mı́nimo fuera de servicio, de esta forma cuando la unidad pasa del
estado de encendido al estado de apagado se activa esta restricción. Para las horas finales,
a partir de las cuales hay un número de horas consecutivas inferior al tiempo mı́nimo fuera
de servicio, se utiliza la restricción (4.36).

La constante TFSi representa la cantidad de horas que la unidad térmica i debe estar
fuera de servicio al comienzo del horizonte de planificación debido a que inicialmente lleva-
ba fuera de servicio menos horas que el tiempo mı́nimo fuera de servicio. Si esta cantidad
de horas, TFSi, es mayor a 1 y menor o igual que la cantidad de horas del horizonte
de planificación, T , todas las variables binarias de operación desde la hora 1 hasta TFSi
deben ser 0. Esto es lo que expresa la restricción (4.34). Si inicialmente la unidad térmica i
estaba en servicio o llevaba fuera de servicio un número de horas superior al tiempo mı́ni-
mo fuera de servicio, TFSi es menor que 1 y la restricción (4.34) desaparece del modelo.

Cabe destacar que las restricciones (4.34)-(4.36) son idénticas a las restricciones (4.31)-
(4.33) tan sólo cambiando Eti , Z

t
i , Tmin off i y TFEi por 1 − Eti , Y t

i , Tmin on i y TESi
respectivamente.

Las mismas consideraciones referentes a los ı́ndices k y t llevadas acabo en la sección
anterior deben tenerse en cuenta para las restricciones (4.34)-(4.36).

X. Contador de tiempo fuera de servicio

Para lograr expresar el costo de arranque de una unidad térmica como una función del
tiempo que se encuentra fuera de servicio (FS), es necesario incluir en la formulación del
problema un contador de tiempo fuera de servicio, T tFS i, [59]. Además este contador de
tiempo servirá para acoplar dos programaciones diarias con respecto a la restricción de
tiempos mı́nimos fuera de servicio, la cual considera como dato de entrada, la cantidad de
horas que una unidad térmica se ha encontrado fuera de servicio al inicio del periodo de
programación.

El contador de horas en que una unidad térmica ha estado fuera de servicio se puede
expresar mediante la siguiente condición

Si Eti = 0 entonces T tFS i = T t−1FS i + 1, en otro caso T tFS i = 0 (4.37)

Matemáticamente, esta expresión condicional se puede formular con restricciones li-
neales de la siguiente manera :

T tFS i ≤ T t−1FS i + 1 ∀i,∀t (4.38)

T tFS i + (M + 1) · Eti ≥ T t−1FS i + 1 ∀i,∀t (4.39)

T tFS i −M · (1− Eti ) ≤ 0 ∀i,∀t (4.40)

T tFS i ≥ 0 ∀i,∀t (4.41)
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Variables:
T tFS i : cantidad de horas que la unidad térmica i ha permanecido fuera de servicio

al final de la hora t

Parámetros:
M : constante grande para satisfacción de las restricciones

Donde M es una constante suficientemente grande (por ejemplo, el número de horas
que la unidad térmica puede estar fuera de servicio). En el caso en que una unidad, al co-
mienzo del horizonte de planificación, se encontrara fuera de servicio durante T 0

FS i horas
y además, por ser una de las unidades térmicas con un costo de operación elevado, no se
despacha en todo el horizonte de planificación, se recomienda usar M = T 0

FS i + T con
el fin de que aún no se active la variable Eti con valor 1, lo cual daŕıa una solución no
adecuada.

La restricción (4.38) hace que el contador de horas sea menor o igual que el contador
en la hora anterior más 1. La restricción (4.39) fuerza a que el contador de horas sea mayor
o igual que el contador de horas en la hora anterior más uno. Las restricciones (4.38) y
(4.39) abarcan todo el horizonte de planificación incluyendo la condición inicial para cada
unidad en la hora cero.

Las restricciones (4.40) y (4.41) obligan a que el contador de horas tome un valor
positivo si la unidad térmica se encuentra fuera de servicio, y a que sea 0 en caso contrario.

Por lo tanto, si la unidad se encuentra en servicio y es sacada de servicio, el contador
toma el valor de uno. Si la unidad permanece en servicio, el contador seguirá siendo nu-
lo. Por otro lado, si la unidad se encuentra fuera de servicio, y es puesta en servicio las
restricciones (4.40) y (4.41) hacen que el contador pase a ser cero. Si por el contrario, la
unidad permanece fuera de servicio, el contador de horas debe ser, por un lado mayor o
igual y, al mismo tiempo, menor o igual que el contador en la hora anterior más uno. En
otras palabras, el contador debe aumentar en una unidad.

XI. Contador de tiempo en servicio

Con el fin de automatizar la lectura de la cantidad de horas que una unidad térmi-
ca se ha encontrado en servicio (ES), es útil incluir en la formulación del problema un
contador de tiempo en servicio, T tES i. Este contador de tiempo servirá para acoplar dos
programaciones diarias con respecto a la restricción de tiempos mı́nimos en servicio, la
cual considera como dato de entrada la cantidad de horas que una unidad térmica se ha
encontrado en servicio al inicio del periodo de programación.
El contador de horas en que una unidad térmica ha estado en de servicio se puede expresar
mediante la siguiente condición

Si Eti = 1 entonces T tES i = T t−1ES i + 1, en otro caso T tES i = 0 (4.42)

Matemáticamente, esta expresión condicional se puede formular con restricciones li-
neales de la siguiente manera :
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T tES i ≤ T t−1ES i + 1 ∀i,∀t (4.43)

T tES i + (M + 1) · (1− Eti ) ≥ T t−1ES i + 1 ∀i,∀t (4.44)

T tES i −M · Eti ≤ 0 ∀i,∀t (4.45)

T tES i ≥ 0 ∀i,∀t (4.46)

Variables:
T tES i : cantidad de horas que la unidad térmica i ha permanecido en de servicio

al final de la hora t

Parámetros:
M : constante grande para satisfacción de las restricciones

Donde M es una constante suficientemente grande(por ejemplo, el número de horas que
la unidad térmica puede estar en de servicio). En el caso en que una unidad, al comienzo
del horizonte de planificación, se encontrara en de servicio durante T 0

ES i horas y además,
por ser una de las unidades térmicas con un costo de operación bajo, se despacha en todo
el horizonte de planificación, se recomienda usar un valor de M ≥ T 0

ES i + T con el fin de
que aún la variable Eti no pueda tomar el valor 0, lo cual daŕıa una solución no adecuada.

La restricción (4.43) hace que el contador de horas sea menor o igual que el contador
en la hora anterior más 1. La restricción (4.44) fuerza a que el contador de horas sea mayor
o igual que el contador de horas en la hora anterior más uno. Las restricciones (4.43) y
(4.44) abarcan todo el horizonte de planificación incluyendo la condición inicial para cada
unidad en la hora cero.

Las restricciones (4.45) y (4.46) obligan a que el contador de horas tome un valor
positivo si la unidad térmica se encuentra en de servicio y a que sea 0 en caso contrario.

Por lo tanto, si la unidad se encuentra fuera de servicio y es puesta en servicio, el
contador toma el valor de uno. Si la unidad permanece fuera de servicio, el contador
seguirá siendo nulo. Por otro lado, si la unidad se encuentra en servicio y es sacada de
servicio las restricciones (4.45) y (4.46) hacen que el contador pase a ser cero. Si por el
contrario, la unidad permanece en servicio, el contador de horas debe ser, por un lado
mayor o igual y, al mismo tiempo, menor o igual que el contador en la hora anterior más
uno. En otras palabras, el contador debe aumentar en una unidad.

XII. Costo de arranque

El costo de poner en marcha a una unidad térmica depende del tiempo que ésta ha
permanecido fuera de servicio. No es lo mismo poner en funcionamiento una unidad fŕıa
que una unidad recientemente apagada, y que no necesita volver a calentarse desde la
temperatura ambiente.

En general la función para el costo de arranque para cada hora se puede representar
como una función exponencial [63], [65], [66].

Cton i = FCon i ·

(
1− e−

Tt−1
FS i
τi

)
+ Con cold ∀ i ε NCT , ∀ t ε T (4.47)

Donde
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Parámetros:
T tFS i : cantidad de horas que la unidad i lleva fuera de servicio en la hora t
FCon i : costo de arranque en fŕıo de la unidad i
Con cold : término fijo de la función de costo de arranque de la unidad i

(debido a mantenimiento por ejemplo)
τi : constante de tiempo térmica de la función de costo de arranque de la

unidad i
1
τi

: razón de enfriamiento de la unidad i

Formulación 1: Discretización función exponencial con variable adicional

Aunque la función presentada en la restricción (4.47) es continua en el tiempo, la
discretización temporal del modelo hace que el costo de arranque sea una función discreta
como se muestra en la Figura 4.6. Una alternativa para representar la función de costos
de arranque exponencial en un modelo de programación mixta es la formulación utilizada
Arroyo y Conejo [66].

Con cold

K i

Costo de arranque [US$]

tiempo fuera

de servicio [hrs]

K i

K i

1

2

1 2 3 NDT

NDT i

K i

3

Figura 4.6: Costo de arranque exponencial y valores discretos utilizados para cada costo

Como el costo de arranque de la unidad térmica i en la hora t es función del número de
horas que ha permanecido fuera de servicio al final de la hora t−1, es conveniente utilizar
la variable T t−1FS i. Dicha variable fue definida en la restricción de contador de tiempo fuera
de servicio (ver sección X de las restricciones de unidades térmicas).

Si ha estado fuera de servicio 1 hora, T t−1FS i = 1 se tiene que

C1
on i = K1

i = FCon i ·
(

1− e−
1
τi

)
+ Con cold (4.48)

Si ha estado fuera de servicio 2 horas, T t−1FS i = 2 se tiene que

C2
on i = K2

i = FCon i ·
(

1− e−
2
τi

)
+ Con cold (4.49)

Si la unidad térmica i ha estado fuera de servicio NDTi horas

CNDTion i = KNDTi
i = FCon i ·

(
1− e−

NDTi
τi

)
+ Con cold (4.50)

Este costo de arranque discreto se puede formular como un conjunto de restricciones
lineales
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C̃ton i =

NDTi∑
r=1

Kr
i ·W t

i,r ∀ i ε NCT,∀ t ε T (4.51)

NDTi∑
r=1

W t
i,r = yti ∀ i ε NCT,∀ t ε T (4.52)

NDTi−1∑
r=1

r ·W t
i,r +mt

i = T t−1FS i ∀ i ε NCT,∀ t ε T (4.53)

NDTi ·W t
i,NDi ≤ m

t
i ≤M ·

[
W t
i,NDTi − y

t
i + 1

]
∀ i ε NCT,∀ t ε T (4.54)

W t
i,r ε {0, 1} ∀ r ε {1, 2, . . . , NDTi} , ∀ i ε NCT, ∀ t ε T (4.55)

La ecuación (4.51) representa la función de costo de arranque lineal discreto, C̃ton i, que
es una constante de valor Kr

i si la unidad térmica i ha estado desacoplada r horas(TFS i =
r). Si la unidad térmica i parte cuando ha estado fuera de servicio NDTi o más horas C̃ton i

es igual a KNDTi
i . Esto es posible modelarlo, mediante una variable nueva W t

i,r la que es
igual a 1 si la unidad i entra en servicio a la hora t y ha estado fuera de servicio durante
r horas. Las restricciones (4.52) y (4.53) relaciona las variables W t

i,r con el contador de
horas fuera de servicio TFS i y una variable extra mt

i, cuyos ĺımites se presentan en la
ecuación (4.54). La variable mt

i es utilizada cuando la unidad térmica i ha estado fuera de
servicio en la hora t o cuando se pone en servicio en la hora t y ha estado fuera de servicio
durante NDTi o más horas. Esta discretización se muestra en la Figura 4.6 para el caso
de 4 intervalos.

Formulación 2: Discretización función exponencial sin variable adicional

Otra alternativa para representar la función de costos de arranque exponencial en un
modelo de programación mixta, se usa otra formulación utilizada por Carrión y Arroyo [59].
La cantidad de puntos utilizados para la modelación, dependerá sólo del tiempo que demore
la unidad en enfriarse (NDTi). Si se supone que la constante de tiempo de la unidad
térmica i es :

τi =
NDTi

4
(4.56)

La cantidad de puntos discretos de costo de arranque, será igual al tiempo de enfria-
miento en horas (NDTi).

Se debe señalar que ahora el término Cton i ·Y t
i de la función objetivo (4.1) se reemplaza

por una nueva variable Bt
on i para las unidades que tienen costo de arranque del tipo

exponencial. Esta formulación corresponde a :

Bt
on i ≥ FC

TE
on i·

[
Eti −

TE∑
w=1

Et−wi

]
+Con cold ∀ TE ε {1, . . . , NDTi},∀ i ε NCT ,∀ t ε {0, . . . , T}

(4.57)
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Con cold

FC +on i Con cold

Costo de arranque [US$]

tiempo fuera

de servicio [hrs]

FC on i

FC on i

1

2

1 2 3 4

ND i

Figura 4.7: Costo de arranque exponencial y valores discretos utilizados para cada costo

Formulación 3: Discretización función exponencial sin variable adicional.
Alternativa equivalente.

Como en el modelo propuesto se define la variable Y t
i para dar orden de encendido a

la unidad i en la hora t la formulación 2 es equivalente a

Bt
on i ≥ FC

TE
on i·

[
Y t
i −

TE∑
w=2

Et−wi

]
+Con cold ∀ TE ε {1, . . . , NDTi}, ∀ i ε NCT ,∀ t ε {1, . . . , T}

(4.58)

Además para las formulaciones 2 y 3 se debe cumplir siempre que

Bt
on i ≥ 0, ∀ i ε NCT ,∀ t ε T εNCT (4.59)

Donde

Parámetros:
NDTi : tiempo que demora en enfriarse la unidad i

FCTEon i : costo asociado a la cantidad de horas TE que la unidad térmica ha estado
fuera de servicio

Cuando el tiempo que ha estado fuera de servicio(TE,i) la unidad es igual a NDi, se
cumple la condición de borde

Bt
on i = FCNDTion i + Con cold ≈ FCon i + Con cold (4.60)

La diferencia entre las formulaciones 2 y 3 es la utilización de la variable binaria Y t
i

y el ı́ndice inicial de la sumatoria
∑TE

w=inicial. Matemáticamente cuando la unidad recibe
orden de encendido, es decir Y t

i = 1, es equivalente a que la variable Eti sea igual a 1 y a
la vez la variable Et−1i sea igual a 0. En otras palabras para llegar a la formulación 3 en
la formulación 2 se debe sustituir el término Eti − E

t−1
i por el término Y t

i . Debido a esto
ambos modelos se consideran equivalentes.

La formulación 1 tiene la ventaja de que puede aproximar la función exponencial de
mejor forma en comparación a la formulación 2 (o 3) ya que su discretización depende
de la cantidad de tramos elegidos por el usuario (por ejemplo se pueden considerar 10
tramos, 100 tramos, 1000 tramos, etc.). Las formulaciones 2 y 3 son limitadas ya que su
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discretización depende del tiempo de enfriamiento de cada central3, el número de tramos
utilizados es igual a este tiempo. La desventaja de la formulación 1 es que incorpora al
problema nuevas variables, lo cual hace que el problema de optimización sea más complejo
de resolver. Dependiendo del tamaño del sistema y la cantidad de restricciones a considerar
en el problema puede resultar más conveniente uno de los tipos de formulación propuesta.

Casos especiales

Cuando la unidad térmica es dejado fuera de servicio pero se mantiene la temperatura
de trabajo, los costos de arranque dependen linealmente del tiempo que la unidad térmica
ha estado fuera de servicio y se comportan de acuerdo a la ecuación (4.61).

Cton i = FLon i · T t−1FS i + Con cold (4.61)

Donde

Parámetros:
T tFS i : cantidad de horas que la unidad i lleva fuera de servicio en la hora t
FLon i : coeficiente lineal de la función lineal de costo de arranque en fŕıo de

la unidad i
Con cold : término fijo de la función de costo de arranque de la unidad i

(debido a mantenimiento por ejemplo)

XIII. Costo de parada

El costo asociado de detener la unidad térmica (básicamente por operación y mante-
nimiento) en general se puede considerar independiente del tiempo en que la unidad ha
estado operando. Por lo que :

Ctoff i = Coff i (4.62)

Donde

Parámetros: Coff i : costo de detención de la unidad i

XIV. Rampas de arranque, de parada, de aumento y de disminución

En general muchos modelos suponen que cuando una unidad térmica entra en funcio-
namiento, la potencia entregada alcanza de manera instantánea una potencia superior o
igual al mı́nimo técnico. Lo mismo sucede cuando la unidad recibe orden de detención. Si
las potencias durante el arranque y parada fueran consideradas, esto afectaŕıa directamen-
te la programación, ya desplazaŕıa la generación y/o puesta en servicio de otras unidades
térmicas. Además existen unidades que mientras se encuentran en servicio debe respetar
subidas y bajadas de generación debido a restricciones técnicas.

3Dato referencial: En el SIC la caldera de las unidades ventanas 1 y ventanas 2 de la central Ventanas
se demora aproximadamente 24 horas en enfriarse utilizando ventilación forzada. La caldera de la central
Santa Maŕıa se demora aproximadamente 48 horas en enfriarse naturalmente, y con ventilación forzada
entre 34 a 36 horas.
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Rampa de arranque

La rampa de arranque corresponde a la potencia máxima que puede generar una uni-
dad térmica para entrar en servicio
Considerando las variables binarias que indican el estado de operación del la unidad térmi-
ca, la rampa de arranque se puede modelar como

P ti ≤ RAMi · Y t
i + Pmax i · (1− Y t

i ) ∀ i ε NCT , ∀ t ε T (4.63)

Variables:
Y t
i : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que es puesta en

servicio en la hora t
P ti : potencia generada por la unidad i en la hora t

Parámetros:
RAMi : rampa máxima de arranque de la unidad i
Pmax i : potencia máxima nominal de la unidad i

Rampa de parada

La rampa de parada corresponde a la potencia máxima que puede generar una unidad
térmica para salir de servicio Considerando las variables binarias que indican el estado de
operación del la unidad térmica, la rampa de parada se puede modelar como

P t−1i ≤ RPMi · Zti + Pmax i · (1− Zti ) ∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.64)

La ecuación (4.64) al evaluar en la hora 1 incorpora el valor de la generación inicial de la
unidad térmica i, es decir, debe ser conocido el valor de P 0

i .
Variables:
Zti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que es sacada de

servicio en la hora t
P ti,k : potencia generada por la unidad i en la hora t

Parámetros:
RPM : rampa máxima de parada de la unidad i
Pmax i : potencia máxima nominal de la unidad i

Rampa de aumento (o subida) de carga

Una unidad térmica no puede aumentar bruscamente su generación de una hora a la
hora siguiente. La rampa máxima de aumento corresponde a la máxima potencia que una
unidad térmica puede aumentar su generación en dos horas consecutivas. Sin considerar
el mı́nimo técnico se tiene que

P ti · (1− Y t
i )− P t−1i ≤ RSMi ∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.65)

Variables:
Zti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que es sacada

de servicio en la hora t
P ti : potencia generada por la unidad i en la hora t

Parámetros:
RSMi : rampa máxima de aumento de la unidad i

Claramente, la ecuación (4.65) es no lineal y si se desea incorporar al modelo es necesa-
rio linealizarla e incorporar el mı́nimo técnico. Dicho lo anterior una formulación adecuada
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con y sin mı́nimo técnico corresponde a

Sin mı́nimo técnico:

P ti − P t−1i ≤ RSMi ∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.66)

Con mı́nimo técnico:

P ti − P t−1i ≤ RSMi · Eti + Pmin i · Y t
i ∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.67)

Rampa de disminución (o bajada) de carga

Al igual que la rampa de aumento una unidad térmica no puede disminuir bruscamente
su generación de una hora a la hora siguiente. La rampa máxima de aumento corresponde
a la máxima potencia que una unidad térmica puede aumentar su generación en dos horas
consecutivas. Sin considerar el mı́nimo técnico se tiene que

P t−1i · (1− Zti )− P ti ≤ RBMi ∀ i ε NCT , ∀ t ε T (4.68)

Variables:
Y t
i : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que es puesta en

servicio en la hora t
P ti : potencia generada por la unidad i en la hora t

Parámetros:
RBMi : rampa máxima de disminución de la unidad i
Pmax i : potencia máxima nominal de la unidad i

Al igual que en la rampa de aumento claramente la ecuación (4.68) es no lineal y si se
desea incorporar al modelo es necesario linealizarla e incorporar el mı́nimo técnico.

Sin mı́nimo técnico:

P t−1i − P ti ≤ RBMi ∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.69)

Con mı́nimo técnico:

P t−1i − P ti ≤ RBMi · Et−1i + Pmin i · Zti ∀ i ε NCT ,∀ t ε T (4.70)

NOTA: Para unidades que se encuentren en servicio al inicio del periodo de progra-
mación(t = 1), debe sustituirse P t−1i por la generación inicial P 0

i . La restricción de rampa
de disminución supone que la unidad que es retirada del servicio, puede disminuir su ge-
neración en un monto igual a la rampa de disminución más la potencia mı́nima.
La Figura 4.8 muestra ambas rampas de aumento y de disminución de generación.
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RSMi
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Figura 4.8: Rampas de generación máximas de subida y de bajada

XV. Tiempo de estabilización de generación

Algunas unidades térmicas, por lo general del tipo vapor-carbón de gran tamaño, deben
permanecer un número mı́nimo de horas con carga estable antes de poder modificar el
sentido de variación de carga. En otras palabras este tipo de unidades no pueden disminuir
su generación en una hora, si la generación veńıa aumentando en las horas anteriores. De
la misma manera, no pueden aumentar su generación en una hora, si la generación veńıa
disminuyendo en las horas anteriores. En ambas situaciones este tipo de unidades debe
permanecer con carga estable por un mı́nimo de horas; esto se representa en la Figura 4.9.
Si se define Test,i como el tiempo en el cual la unidad térmica i debe permanecer con su
generación estable, se debe cumplir las siguientes restricciones :

P ti − P t−1i ≤ P tmax i · lsti ∀ t,∀ i (4.71)

P t+ki − P ti ≥ P tmax i · (lsti − 1) ∀ t,∀ i, k = 1, . . . , Test,i − 1 (4.72)

P t−1i − P ti ≤ P tmax i · lbti ∀ t,∀ i (4.73)

P ti − P t+ki ≥ P tmax i · (lbti − 1) ∀ t,∀ i, k = 1, . . . , Test,i − 1 (4.74)

Donde lsti y lbti son variables binarias que deben cumplir con

lsti + lbti ≤ 1 ∀ t,∀ i (4.75)

Debido a que los limites de generación no permitirán habilitar las variables lsti y lbti,
cuando la unidad se encuentre fuera de servicio, es conveniente escribir

lsti ≤ Eti ∀ t,∀ i (4.76)

lbti ≤ Eti ∀ t,∀ i (4.77)
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Variables:
lsti : variable binaria, que indica si la unidad térmica i está aumentando

su generación en la hora t
lbti : variable binaria, que indica si la unidad térmica i está disminuyendo

su generación en la hora t
P ti : potencia generada por la unidad i en la hora t

Parámetros:
P tmax i : potencia máxima disponible de la unidad i en la hora t.

Por defecto es la potencia máxima nominal.

Pmax i

Pmin i

P i

t

Tiempo t

Test,i

Figura 4.9: Tiempo de estabilización de una unidad térmica

XVI. Arranque a potencia fija

Las unidades térmicas de tipo ciclo combinado, y unidades vapor-carbón de gran ta-
maño, tienen caracteŕısticas de puesta en servicio que obligan a la unidad a generar una
potencia fija o con un gradiente caracteŕıstico durante el peŕıodo de arranque. General-
mente esta potencia de partida es menor al mı́nimo técnico de la unidad [67] y [60]. En la
Figura 4.10 se muestra un perfil de arranque a potencia fija.

Pmin i

Pmin pi

P i

t

Tiempo
t t+Tapf i

Despacho

Libre

Figura 4.10: Arranque de una unidad a potencia fija

Pmin,i ·

Eti − t∑
k=t−Tapf i+1

Y k
i

+ Pmin pi ·

 t∑
k=t−Tapf i+1

Y k
i

 ≤ P ti ∀ t,∀ i (4.78)

Pmax,i ·

Eti − t∑
k=t−Tapf i+1

Y k
i

+Pmin pi ·

 t∑
k=t−Tapf i+1

Y k
i

 ≥ P ti +RGti ∀ t,∀ i (4.79)
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Durante el proceso de arranque Tapf i corresponde a la cantidad de horas que la unidad
i estará obligada a generar pmin pi . Cabe señalar que las restricciones (4.78) y (4.79) son
válidas para t− Tapf i + 1 ≥ 1 (k ≥ 1).

Si la unidad ha sido consignada con reserva mı́nima, ambas restricciones anteriores
resultarán no factibles. Debido a esto es necesario agregar una condición adicional:

RGmin i ·

Eti − t∑
k=t−Tapf i+1

Y k
i

 ≤ RGti ∀ t,∀ i (4.80)

Durante el proceso de arranque, la reserva aportada por la unidad será nula, aunque
se haya solicitado reserva mı́nima.
No es necesario agregar restricciones adicionales sobre reserva máxima para el conjunto
de restricciones propuestas.

Variables:
Eti : estado de operación de la unidad térmica i en la hora t
Y t
i : estado de la unidad térmica i que es puesta en servicio en la hora t
RGti : reserva en giro disponible de la unidad i para la hora t
P ti : potencia suministrada por la unidad térmica i en la hora t

Parámetros
P tmin i : potencia mı́nima técnica de la unidad termoeléctrica i en la hora t
P tmax i : potencia máxima técnica de la unidad termoeléctrica i en la hora t
Pmin pi : potencia fija de arranque de la unidad i
Tapf i : cantidad de horas que la unidad i está obligada a generar Pmin pi

RGmin i : limite de reserva inferior para la unidad i

XVII. Arranque a potencia escalonada

Si la potencia de arranque no es fija, y la unidad debe cumplir con algún conjunto
de valores predeterminados durante el arranque (potencia escalonada), las restricciones
sobre la potencia generada se pueden definir ahora con las ecuaciones (4.81) y (4.82). En
la Figura 4.11 se presenta el arranque de una unidad térmica a potencia escalonada.

Pmin i

Pmin p1

P i

t

Tiempo
t t+Tapesc i

Despacho

Libre

Pmin p2

Pmin pTapesc i

Figura 4.11: Arranque de una unidad a potencia escalonada



Caṕıtulo 4. Formulación de un modelo para la programación de corto plazo 56

Pmin,i ·

Eti − t∑
k=t−Tapesc i+1

Y k
i

+

Tapesc i∑
k=1

Pmin pi,Tapesc i−k+1 · Y
t−Tapesc i+k
i ≤ P ti ∀ t,∀ i

(4.81)

Pmax,i·

Eti − t∑
k=t−Tapesc i+1

Y k
i

+

Tapesc i∑
k=1

Pmin pi,Tapesc i−k+1·Y
t−Tapesc i+k
i ≥ P ti +RGti ∀ t,∀ i

(4.82)

Para incluir las restricciones de partida a potencia fija y escalonada, se debe modificar
la restricción de rampa máxima de aumento de generación. La nueva restricción de rampa
máxima, será :

P ti − P t−1i ≤ RSMi · Eti + Pmin i · Y
t−Tapf i

i ∀ t,∀ i (4.83)

Si la unidad tiene habilitada la restricción de tiempo de estabilización, la restricción
estará dada por :

P ti − P t−1i ≤ P tmax i · lsti + Pmin i · Y
t−Tapf i

i ∀ t,∀ i (4.84)

Donde

Variables:
Eti : estado de operación de la unidad térmica i en la hora t
Y t
i : estado de la unidad térmica i que es puesta en servicio en la hora t
RGti : reserva en giro disponible de la unidad i para la hora t

Parámetros
Pmin i : potencia mı́nima técnica de la unidad termoeléctrica i
Pmax i : potencia máxima nominal de la unidad termoeléctrica i
Pmin pi,tp : potencia fija de arranque de la unidad i para el escalón tp
Tapf i : cantidad de horas que la unidad i está obligada a generar Pmin pi,tp

RGmin i : limite de reserva inferior para la unidad i
P tmax i : potencia máxima disponible por la unidad térmica i en la hora t

XVIII. Detención a potencia fija

Existen unidades térmicas de gran tamaño, que tienen una detención a potencia fija
durante un periodo de tiempo. Por lo general es una potencia menor a la de mı́nimo técnico.
Tomando en cuenta las formulaciones propuestas en las secciones previas y considerando
la modelación propuesta en [60] se proponen la siguientes formulaciones :

Pmin,i ·

Eti − t+Tdpf i∑
k=t+1

Zki

+ Pmin pi,tp ·

t+Tdpf i∑
k=t+1

Zki

 ≤ P ti ∀ t,∀ i (4.85)
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Pmax,i ·

Eti − t+Tdpf i∑
k=t+1

Zki

+ Pmin pi,tp ·

t+Tdpf i∑
k=t+1

Zki

 ≥ P ti +RGti ∀ t,∀ i (4.86)

Donde

Variables:
Eti : estado de operación de la unidad térmica i en la hora t
Zti : estado de la unidad térmica i que recibe orden de detención en la hora t
RGti : reserva en giro disponible de la unidad i para la hora t

Parámetros
P tmin i : potencia mı́nima técnica de la unidad termoeléctrica i en la hora t
P tmax i : potencia máxima nominal de la unidad termoeléctrica i en la hora t
Pmin pi,tp : potencia fija de detención de la unidad i para el escalón tp
Tdpesc i : cantidad de horas que la unidad i está obligada a generar Pmin pi,tp

En

la Figura 4.12 se presenta la detención de una unidad térmica a potencia fija.

Pmin i

Pmin pi

P i

t

Tiempo
t t+Tdpf i

Despacho

Libre

Figura 4.12: Detención de una unidad a potencia fija

XIX. Detención a potencia escalonada

A diferencia del caso anterior, también existen unidades térmicas de gran tamaño que
al momento de recibir orden de detención deben cumplir con un perfil de salida hasta dejar
de inyectar potencia al sistema. Si bien esto se podŕıa realizar usando un mantenimiento,
con lo cual se limita la generación de forma horaria, también es posible modelarlo con las
siguientes restricciones

Pmin,i ·

Eti − t+Tdpf i∑
k=t+1

Zki

+

Tdpesc i∑
k=1

Pmin pi,Tdpesc i−k+1 · Zt+ki ≤ P ti ∀ t,∀ i

Pmax,i ·

Eti − t+Tdpf i∑
k=t+1

Zki

+

Tdpesc i∑
k=1

Pmin pi,Tdpesc i−k+1 · Zt+ki ≥ P ti +RGti ∀ t,∀ i

Donde
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Variables:
Eti : estado de operación de la unidad térmica i en la hora t
Zti : estado de la unidad térmica i que recibe orden de detención en la hora t
RGti : reserva en giro disponible de la unidad i para la hora t

Parámetros
P tmin i : potencia mı́nima técnica de la unidad termoeléctrica i en la hora t
P tmax i : potencia máxima nominal de la unidad termoeléctrica i en la hora t
Pmin pi,tp : potencia escalonada de detención de la unidad i para el escalón tp
Tdpesc i : cantidad de horas que la unidad i está obligada a generar Pmin pi,tp

En

la Figura 4.13 se presenta la detención de una unidad térmica a potencia escalonada.

Pmin i

Pmin p1

P i

t

Tiempo
t t+Tdpesc i

Despacho

Libre

Pmin p2

Pmin pTdpesc i

Figura 4.13: Detención de una unidad a potencia escalonada

XX. Enerǵıa ḿınima y máxima generable

Existen unidades térmicas que no pueden disponer de su potencia máxima para generar
enerǵıa durante un peŕıodo de tiempo, ya sea porque no tienen combustible suficiente, o
porque deben respetar restricciones de emisión de contaminantes [67].

La restricción de enerǵıa máxima generable por una unidad, se obtiene sumando las
potencias horarias generadas, y esta se puede expresar como :

Nh∑
t=1

P ti · h ≤ Emax,i ∀ i (4.87)

La restricción anterior también se podŕıa utilizar para centrales hidráulicas tipo em-
balse, que deben generar como máximo una cantidad de enerǵıa y no disponen de señal
de valor del agua, es decir, pequeños embalses. Si se se requiere esta restricción, se debe
tener cuidado en que la enerǵıa máxima generable por el embalse sea menor que el afluente
neto, ya que en caso contrario este podŕıa verter.

La restricción de enerǵıa mı́nima generable por una unidad estaŕıa modelada por la
siguiente restricción :

Nh∑
t=1

P ti · h ≥ Emin,i ∀ i (4.88)

Si se requiere una enerǵıa mı́nima para una central de embalse, se debe verificar que
este tiene cota y afluente suficiente para generar lo solicitado. Si no es aśı el embalse
utilizaŕıa el caudal de déficit, lo que provocaŕıa una solución no aplicable en la realidad.
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Variables:
P ti : potencia suministrada por la unidad i en la hora t

Parámetros
Emin,i : enerǵıa mı́nima generable por la unidad i
Emax,i : enerǵıa máxima generable por la unidad i
h : número de horas para calcular la potencia media generada.

En general h=1 hora
Nh : número de horas consideradas para generar Emax,i o Emin,i

XXI. Encendido simultáneo de unidades térmicas

Dentro del sistema eléctrico existen unidades, generalmente del tipo térmicas, que per-
tenecen a una misma central, y que no pueden partir de manera simultánea, ante una
solicitud de puesta en servicio. Por ejemplo las unidades de tipo ciclo combinado, están
compuestas por unidades a gas natural y a vapor. Para cada unidad se definen las confi-
guraciones posibles de acuerdo a sus caracteŕısticas de operación. Una representación ade-
cuada utilizando las variables binarias previamente definidas puede estar dada de acuerdo
a :

t+TUPSS−1∑
k=t

S∑
s=1

Y k
f(s) ≤ 1 ∀t ε {1, . . . , T − TUPSS + 1} (4.89)

y
T∑
k=t

S∑
s=1

Y k
f(s) ≤ 1 ∀t ε {T − TUPSS + 2, . . . , T} (4.90)

Donde s ε S, corresponde a un conjunto S de unidades que no pueden partir de manera
simultánea durante TUPSS horas. f(s) es una función que entrega el ı́ndice o número
asociado a una unidad respectiva, también podŕıa ser el nombre.

Si S = {1, 2}, f(1) corresponde al ı́ndice o número asociado a la primera unidad
del conjunto S, y f(2) corresponde al ı́ndice o número asociado a la segunda unidad del
conjunto S.

XXII. Reserva en giro para unidades térmicas

Las unidades que entregan reserva en giro, deben modificar sus restricciones de ge-
neración, de manera que la variable de reserva disponible quede incorporada a ellas. Las
restricciones sobre el ĺımite generable para cada unidad puede escribirse como :

P ti +RGti ≤ Pmax i · Eti ∀i ε I ⊆ {1, 2, . . . , NCRGT } ∀ t (4.91)

Pmin i · Eti ≤ P ti ∀ i ∀ t (4.92)

Además, cada unidad debe cumplir con los ĺımites de reserva definidos para ella :

RGmin i ≤ RGti ≤ RGmax i ∀ i ∀ t (4.93)
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Parámetros:
NCRGT : número de unidades térmicas que tengan reserva en giro
RGmin i : limite de reserva inferior para la unidad i
RGmax i : limite de reserva superior para la unidad i

NOTA: Para el caso de enerǵıas renovables no convencionales (ERNC) como por
ejemplo parques eólicos, parques fotovoltáicos, etc. Estos pueden ser modelados como
unidades o centrales térmicas, de tal forma de incorporar perfiles de generación horarios,
considerar sus mantenimientos, etc. La herramienta considera la opción de ingresar un
perfil horario de generación para este tipo de unidades.
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2.3. Restricciones de las Unidades Hidroeléctricas

Los sistemas hidrotérmicos deben considerar una gran cantidad de restricciones de
operación. Además de las restricciones correspondientes a las unidades termoeléctricas, se
deben incluir las restricciones propias de las unidades hidroeléctricas. Las unidades hidro-
eléctricas disponibles en el SIC se pueden subdividir, de acuerdo a criterios de modelación,
en embalses, series y pasadas.

Para la modelación propuesta todos los caudales representan el flujo promedio en una
hora.

I. Centrales hidroeléctricas tipo embalse

Las centrales hidroeléctricas del tipo embalse son aquellas que tienen la capacidad de
almacenar agua. Es por ello que para la formulación del modelo este tipo de centrales
tienen capacidad de regulación. En la Figura 4.14 se presenta un embalse con 1 unidad
generadora.

Qafluente

Qvertido

Qfiltrado

Qturbinado

PgeneradaPgenerada

Barra

Sistema

Qserie Qdef.
*

Figura 4.14: Representación de un Embalse con 1 unidad generadora

Dinámica hidráulica propia de cada embalse

La dinámica hidráulica propia de cada embalse se puede representar de forma general
como :

V oltj = V olt−1j + 3,6 · (qtser j + qtdef j, − qtgen j − qtver j + qtaflu j) ∀ j ε {1, . . . , NCH,E},∀ t
(4.94)

Cabe señalar que en la ecuación (4.94) no se considera la evaporación del embalse
en la hora t, ya que en los embalses del SIC es despreciable. Si el embalse tiene una
filtración significativa no es necesario definir una variable filtración nueva, ya que esta se
puede modelar como una central serie que se encuentra aguas a bajo de dicho embalse con
una generación mı́nima horaria. Si el embalse tiene más de 1 unidad generadora, se debe
considerar tanto en la ecuación 4.94 como en su respectivo punto de inyección con el fin
de satisfacer la ecuación de demanda en dicha barra.
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Capacidad de los embalses

Las centrales hidroeléctricas de tipo embalse no pueden operar para un volumen dema-
siado bajo. Además, resulta conveniente respetar el volumen máximo con el fin de evitar
el desperdicio del agua a través de vertimiento. Por lo tanto se debe tener presente que
el volumen del embalse debe permanecer entre sus ĺımites mı́nimo y máximo en todo
momento.

V olmin j ≤ V oltj ≤ V olmax j ∀ j ε 1, . . . , NCH,E , ∀ t (4.95)

Ĺımites para el caudal de turbinamiento de la central tipo embalse

Para el caudal de generación se deben respetar los ĺımites mı́nimo y máximo de la
turbina asociada.

qgen min j ≤ qtgen j ≤ qgen max j ∀ j ∀ t (4.96)

Ĺımites para el caudal asociado a vertimiento

Para el vertimiento asociado a un embalse se deben considerar los ĺımites mı́nimo y
máximo permitidos.

qver min j ≤ qtver j ≤ qver max j ∀ j ∀ t (4.97)

Se define un parámetro para el vertimiento mı́nimo, ya que una posibilidad de representar
las filtraciones de un embalse puede ser mediante este parámetro.

Caudal de déficit

Con el fin de cumplir con la dinámica hidráulica propia de cada embalse es necesario
utilizar un caudal afluente ficticio para cuando el afluente del embalse no es suficiente. El
costo asociado a esta variable en la función objetivo debe ser muy alto. En otras palabras,
esta variable tiene por objetivo hacer factible el problema en condiciones hidrológicas secas.
De esta manera, el modelo debeŕıa decidir utilizar la central de falla, antes de utilizar el
caudal de déficit para abastecer el sistema, cuando sea escasa la generación. El coeficiente
de costo asociado al caudal de déficit es de 7000 [US$/m3/s]. La variable que representa el
caudal de déficit solo se define como una variable continua y esta se muestra en la ecuación
(4.98).

qtdef j ≥ 0 ∀ j ε 1, . . . , NCH,E , ∀ t (4.98)

de las ecuaciones (4.94), (4.95), (4.96), (4.97) y (4.98) se desprende :

Variables:
qtgen j : caudal asociado a la generación del embalse j en la hora t

V oltj : volumen de agua en el embalse j en la hora t.

qtver j : vertimiento en el embalse j en la hora t.

qtdef j : caudal de déficit del embalse j en la hora t.

qtser j : corresponde a los afluentes y vertimientos de todas las centrales aguas

arriba de la unidad j

Parámetros:
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qtaflu j : caudal afluente del embalse j en la hora t

V olmin j : volumen mı́nimo del embalse j
V olmax j : volumen máximo del embalse j
qgen min j : caudal mı́nimo asociado a la generación del embalse j
qgen max j : caudal máximo asociado a la generación del embalse j
qver min j : vertimiento mı́nimo en el embalse j
qver max j : vertimiento máximo en el embalse j
NCH,E : número total de embalses

Las variables de decisión qtgen j y qtver j para todas las unidades hidroeléctricas del tipo
embalse no tienen coeficiente en la ecuación de la función objetivo (4.1). En la práctica a
veces se considera un costo de valor pequeño para el qtver j , de manera que los embalses
no decidan verter para entregar afluente a centrales ubicadas aguas abajo. Esto también
en teoŕıa evitaŕıa que los embalses viertan más de lo necesario en condiciones de valor de
agua nulo. Sin embargo esto podŕıa generar pérdidas no f́ısicas.

II. Centrales hidroeléctricas tipo serie

Las unidades hidroeléctrica del tipo serie corresponden a aquellas unidades que no
cuentan con volumen de regulación, pero además de afluentes naturales, reciben el agua
generada o turbinada por otras centrales. Este tipo de modelo es muy útil para representar
aducciones a centrales y restricciones de riego. En dicho caso se les asigna una barra de
conexión con ı́ndice 0, de tal forma de que no afecte en la ecuación de balance de demanda.
En la Figura 4.15 se presenta una central tipo serie.

Qturbinado

PgeneradaPgenerada
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Qvertido

Qserie

Figura 4.15: Representación de una central tipo Serie con 1 unidad generadora

Ecuación de equilibro central tipo serie

La ecuación de equilibrio de una central tipo serie corresponde a :

qtgen j − qtser j + qtver j = qtaflu j ∀ j ε 1, . . . , NCH,S ,∀ t (4.99)

Ĺımites para caudal de turbinamiento de la central tipo serie

Para el caudal de generación se deben respetar los ĺımites mı́nimo y máximo definidos
para la central tipo serie.

qgen min j ≤ qtgen j ≤ qgen max j ∀ j ∀ t (4.100)
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de las ecuaciones (4.99) y (4.100) se desprende :
Variables:
qtaflu j : caudal afluente de la central tipo serie j en la hora t

qtgen j : caudal asociado a la generación de la central tipo serie j en la hora t

qtver j : vertimiento en la central tipo serie j en la hora t

qtser j : corresponde a los afluentes y vertimientos de todas las centrales aguas

arriba de la unidad j

Parámetros:
qgen min j : caudal mı́nimo asociado a la generación de la central tipo serie j
qgen max j : caudal máximo asociado a la generación de la central tipo serie j
NCH,S : número total de centrales hidráulicas tipo Serie

III. Centrales hidroeléctricas de pasada

Las centrales de pasada en general turbinan el afluente natural que reciben. Cuando
este sobrepasa el caudal máximo de dicha central, esta comienza a verter. La modelación
considerada para este tipo de central no considera centrales aguas arriba. En la Figura
4.16 se presenta una central de pasada.

Qturbinado
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Qafluente

Qvertido

Figura 4.16: Representación de una central tipo Pasada con 1 unidad generadora

En algunos casos, al igual que las centrales tipo embalse, esta centrales tienen capacidad
de regulación, ya que tienen pequeños estanques con el fin de generar en las horas punta.
En estos casos, conviene modelarlas con una ecuación de tipo embalse.

Ecuación de equilibro central de pasada

La ecuación de equilibrio de una central de pasada corresponde a :

qtgen j + qtver j = qtaflu j ∀ j ε 1, . . . , NCH,P , ∀ t (4.101)

Ĺımites para caudal de turbinamiento de la central de pasada

Para el caudal de generación se deben respetar los ĺımites mı́nimo y máximo definidos
para la central de pasada.

qgen min j ≤ qtgen j ≤ qgen max j ∀ j ∀ t (4.102)

de las ecuaciones (4.101) y (4.102) se desprende :
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Variables:
qtgen j : caudal asociado a la generación de la central de pasada j en la hora t

qtver j : vertimiento en la central de pasada j en la hora t

Parámetros:
qtaflu j : caudal afluente de la central de pasada j en la hora t

qgen min j : caudal mı́nimo asociado a la generación de la central de pasada j
qgen max j : caudal máximo asociado a la generación de la central de pasada j
NCH,P : número total de centrales hidráulicas de Pasada

IV. Ecuación de balance caudal serie para unidades hidroeléctricas

Además de las ecuaciones consideradas para las unidades hidroeléctricas de tipo em-
balse y serie, es importante definir de forma expĺıcita el valor de qtser j . La variable qtser j
corresponde a la suma de todos los caudales turbinados y/o caudales vertidos del conjunto
de centrales hidráulicas ubicadas aguas arriba de la unidad hidráulica j. Lo anterior se
puede representar utilizando la ecuación (4.103).

qtser j =

NCHAR−gen−j∑
k=1

qt−rgkgen k +

NCAR−ver−j∑
k=1

qt−rvkver k ∀ j, ∀ t ∀ k 6= j (4.103)

Donde

Variables:
qtgen k : caudal asociado a la generación de la unidad k en la hora t

qtver k : vertimiento en la central hidráulica k en la hora t
qtser j : corresponde a los afluentes y vertimientos de todas las centrales aguas

arriba de la unidad j

Parámetros:
NCHAR−gen−j : número total de centrales hidráulicas aguas arriba que generan

a la central j
NCHAR−ver−j : número total de centrales hidráulicas aguas arriba que vierten

a la central j
rgk : cantidad de horas de retardo para el viaje del agua generada entre

centrales hidráulicas en serie. Si no existe retardo rgk = 0.
rvk : cantidad de horas de retardo para el viaje del agua vertida entre

centrales hidráulicas en serie. Si no existe retardo rvk = 0

V. Potencia de una unidad hidroeléctrica

La potencia generada por una unidad hidroeléctrica, se puede calcular según

Phtj = ηj · qtgen j ∀ j ∀ t (4.104)

Donde
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Variables:
qtgen k : caudal asociado a la generación de la unidad k en la hora t

Phtj,n : potencia suministrada por la unidad hidráulica j en la hora t

Parámetros
ηj : rendimiento de la central hidráulica j

Para el largo plazo en general el rendimiento es función de la cota del embalse y del
caudal generado. En este caso el rendimiento ηj se considerará constante, para todos los ti-
pos de centrales hidráulicas. Este supuesto se justifica en centrales de tipo embalse, debido
al pequeño horizonte de planificación que se considera en la programación de corto plazo.
Es aśı que dentro de un d́ıa o una semana, las variaciones de volúmenes de los embalses
más grandes del sistema no son relevantes. Actualmente en el SIC para el PCP (programa-
ción semanal), el rendimiento se calcula en función del valor promedio del volumen final
entregado por el PLP y el volumen inicial de cada embalse. Para casos de programación
diaria el rendimiento a considerar para el periodo se calcula a partir del volumen inicial.

VI. Potencia máxima nominal

Las unidades hidráulicas al igual que la unidades térmicas tienen una limitación máxi-
ma en la potencia que son capaces de generar, esta se denomina como potencia máxima
nominal. Dicha limitación se debe a caracteŕısticas de diseño. La potencia máxima nominal
de una central puede variar debido a que en determinadas horas algunas de sus unidades se
encuentre en mantenimiento o simplemente por seguridad deben generar como máximo un
cierto porcentaje menor que el real. La restricción asociada a la potencia máxima nominal
corresponde a :

Phtj ≤ Phmax j · Etj (4.105)

Donde

Variables:
Etj : variable binaria, que indica el estado de la unidad hidroeléctrica j en la hora t

Phtj : potencia generada por la unidad hidroeléctrica j en la hora t

Parámetros:
Phmax j : potencia máxima técnica de la unidad hidroeléctrica j

VII. Potencia a ḿınimo técnico

Las unidades hidroeléctricas también cuentan con una limitación mı́nima sobre su
potencia de salida. Esta potencia mı́nima, es conocida también como mı́nimo técnico. Al
tener en cuenta que si la unidad hidroeléctrica está fuera de servicio, su potencia de salida
es 0 (menor que Phmin j). La restricción asociada a potencia a mı́nimo técnico corresponde
a :

Phtj ≥ Phmin j · Etj (4.106)
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Donde

Variables:
Etj : variable binaria, que indica el estado de la unidad hidroeléctrica j en la hora t

Phtj : potencia generada por la unidad hidroeléctrica j en la hora t

Parámetros:
Phmin j : potencia mı́nima técnica de la unidad hidroeléctrica j

Al igual que en el caso de unidades térmicas las restricciones de potencia máxima
nominal y Potencia a mı́nimo técnico obligan a la unidad en servicio, a generar entre
ambos ĺımites de potencia. Las consideraciones adicionales que se pueden tener en cuenta
son las mismas que para las unidades térmicas.

VIII. Potencia discontinua de una unidad hidráulica

A veces la unidades hidráulicas de una central tipo embalse, presentan vibraciones
para cierto nivel de potencia, por lo que tiene zonas restrictivas de generación. Para esta
condición se debe considerar una formulación similar a la propuesta en la sección II de las
restricciones para unidades térmicas (ver sección 2.2).

Donde la potencia generada por la unidad hidráulica j en la hora t corresponde a :

Phtj =

Mj+1∑
k=1

[
lhti,k · Ph

sup
j,k−1 + Phtj,k

]
(4.107)

Phtj,k ≥ 0 ∀ k = 1, . . . ,Mj + 1∀ j ε NCH ,∀ t ε T (4.108)

Phtj,k ≤ (Phinfj,k − Ph
sup
j,k−1) · lh

t
j,k ∀ k = 1, . . . ,Mj + 1∀ j ε NCH , ∀ t ε T (4.109)

Mj+1∑
k=1

lhtj,k ≤ Ehtj ∀ j ε NCH , ∀ t ε T (4.110)

lhti,k ε {0, 1} ∀ k = 1, . . . ,Mi + 1,∀ i ε NCH , ∀ t ε T (4.111)

Donde

Variables:
Phti : potencia neta generada por la unidad i para la hora t
Phti,k : potencia neta generada por la unidad i en el tramo de potencia k para

la hora t
Ehti : variable binaria, indica el estado de la unidad hidráulica i (En servicio

o fuera de servicio)
lhti,k : variable binaria, que indica si el tramo de potencia k para la unidad i

está habilitado en la hora t
(esta habilitado el tramo = 1, no esta habilitado el tramo = 0)
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Parámetros:
P supi,k : potencia máxima generada por la unidad i en el tramo de potencia k

P infi,k : potencia mı́nima generada por la unidad i en el tramo de potencia k

Mi : número de tramos restrictivos de operación
(cantidad de tramos en que no puede generar la unidad)

Phtmin i : potencia de mı́nima técnico de la unidad hidroeléctrica i en la hora t
Phtmax i : potencia máxima nominal de la unidad hidroeléctrica i en la hora t

IX. Rampas de aumento y disminución

En general las unidades hidráulicas alcanzan una potencia igual o superior al mı́nimo
técnico bastante rápido en comparación a unidades térmicas que utilizan carbón, es por ello
que las rampas de arranque y de detención pueden ser despreciadas. Sin embargo muchas
unidades de centrales tipo embalse, para ciertos niveles de cota, requieren respetar las
rampas de aumento y disminución mientras se encuentren en servicio.

Rampa de aumento (o subida) de carga

La rampa máxima de aumento corresponde a la máxima potencia que una unidad
hidráulica puede aumentar su generación en dos horas consecutivas.

Sin mı́nimo técnico

Phtj − P t−1j ≤ RSMhj ∀ j ε NCH ,∀ t ε T (4.112)

Con mı́nimo técnico

Phtj − P t−1j ≤ RSMhj · Ehtj + Pmin j · Y htj ∀ j ε NCH ,∀ t ε T (4.113)

Donde

Variables:
Zhtj : variable binaria, indica el estado de la unidad hidráulica j que es

sacada de servicio en la hora t
Phtj : potencia generada por la unidad j en la hora t

Parámetros:
RSMhj : rampa máxima de aumento de la unidad j

Rampa de disminución (o bajada) de carga

La rampa máxima de disminución corresponde a la máxima potencia que una unidad
hidráulica puede disminuir su generación en dos horas consecutivas. La restricción de
rampa de disminución con mı́nimo técnico supone que la unidad que es retirada del servicio,
puede disminuir su generación en un monto igual a la rampa de disminución más la potencia
mı́nima.

Sin mı́nimo técnico

Pht−1j − P tj ≤ RBMhj ∀ j ε NCH ,∀ t ε T (4.114)

Con mı́nimo técnico

Pht−1j − P ti ≤ RBMhi · Eht−1i + Pmin i · Zhti ∀ i ε NCH ,∀ t ε T (4.115)
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Donde

Variables:
Y hti : variable binaria, indica el estado de la unidad hidráulica j que es

puesta en servicio en la hora t
Phti : potencia generada por la unidad j en la hora t

Parámetros:
RBMhj : rampa máxima de disminución de la unidad j
Pmax j : potencia máxima nominal de la unidad j

NOTA: para unidades que se encuentren en servicio al inicio del periodo de progra-
mación (t = 1) se debe sustituir Pht−1i por la generación inicial Ph0i .

X. Reserva en giro para unidades hidráulicas

Al igual que para el caso de unidades térmicas, las unidades hidráulicas que entregan
reserva en giro deben modificar sus restricciones de generación de manera que la variable
de reserva disponible quede incorporada a ellas. Las restricciones sobre el ĺımite generable
para cada unidad puede escribirse como :

Phtj +RGhtj ≤ Phmax j · Ehtj ∀j ε I ⊆ {1, 2, . . . , NCRGH} ∀ t (4.116)

Phmin j · Ehtj ≤ Phtj ∀ j ∀ t (4.117)

Además, cada unidad debe cumplir con los ĺımites de reserva definidos para ella :

RGhmin j ≤ RGhtj ≤ RGhmax j ∀ j ∀ t (4.118)

Parámetros:
NCRGH : número de unidades hidráulicas que provean reserva en giro
RGhmin j : ĺımite de reserva inferior para la unidad j
RGhmax j : ĺımite de reserva superior para la unidad j

XI. Restricciones adicionales

Si bien la mayor cantidad de restricciones se modela para centrales térmicas, muchas
de ellas pueden ser utilizadas para las unidades hidráulicas, como por ejemplo, restricción
de enerǵıa máxima y mı́nima generable, tiempo de estabilización si es que existen unidades
que por restricciones de riego requieran permanecer con carga estable por un mı́nimo de
horas, etc. Si bien no han sido incorporadas en esta sección, la herramienta permite de
forma flexible incorporar dichas restricciones o incluso nuevas restricciones según sea el
caso en particular requerido.
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2.4. Restricciones de Operación del Sistema

I. Restricción de balance de demanda y central de falla

Como la herramienta permite analizar casos uninodal y multinodal, la restricción de
balance de demanda se debe cumplir en cada barra. Desde el punto de vista del modelo
matemático en cada barra n se considera una central de falla, esto permite obtener el valor
de la potencia no servida en la barra n.

NCT∑
i=1

P ti,n +

NCH∑
j=1

Phtj,n −
∑
jkεL

F tjk + Pf tn = Demt
n + Perdtn ∀ t,∀ n (4.119)

donde

Variables:
Phtj,n : potencia suministrada por la unidad hidráulica j en la hora t en la barra n

P ti,n : potencia suministrada por la unidad térmica i en la hora t en la barra n

F tjk : flujo de potencia saliendo desde la barra n en la hora t.

∀ ĺınea jkεL, conjunto de ĺıneas conectadas a la barra n
Pf tn : central cuya generación equivale a la potencia no abastecida en la barra n

en la hora t (central de falla)
Perdtn : pérdidas totales estimadas para la barra n en la hora t

Parámetros:
Demt

n : demanda total predicha para el sistema en el periodo t en la barra n

Es importante señalar que la potencia aportada por la central de falla Pf tn en la barra
n, debe ser menor o igual que la demanda requerida en dicha barra. Es decir :

Pf tn ≤ Demt
n (4.120)

II. Requerimiento de reserva en giro del sistema

Una restricción de operación muy importante que incorpora a aquellas unidades que
aportan reserva en giro, ya sean térmicas o hidroeléctricas, para cada hora del peŕıodo de
planificación es la restricción de requerimiento de reserva en giro. Por definición, el reque-
rimiento de reserva en giro es la potencia que el sistema debe ser capaz de entregar de
forma rápida en caso de que ocurra una falla importante como lo podŕıa ser la desconexión
intempestiva de alguna central de gran tamaño. En otras palabras, el requerimiento de
reserva en giro viene a ser un margen de seguridad sobre la demanda para asegurar que
se satisfaga la demanda total del sistema ante la salida forzada de alguna unidad.

En general la restricción de reserva en giro tradicional ha sido modelada utilizando la
ecuación (4.133).

NCRG∑
i=1

Pi max · Eti ≥ RRGt +Demt
total (4.121)
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Variables:
Eti : variable binaria que indica el estado de operación de la unidad i en la hora t

Parámetros:
RRGt : requerimiento de reserva en giro en la hora t
NCRG : número de centrales para reserva en giro
Pi max : potencia máxima de la unidad térmica i
Demt

total : demanda total del sistema en la hora t

La reserva en giro disponible se define como la suma de las reservas en giro aportadas
por cada unidad, ya sea térmica o hidráulica. Dicha reserva debe ser mayor o igual a la
reserva requerida por el sistema, por lo que cada hora se debe cumplir :

RGDt ≥ RRGt ∀ t (4.122)

con

RGDt =

NCRG∑
i=1

RGti ∀ t (4.123)

Donde

Variables:
RGti : reserva en giro disponible de la unidad i en la hora t
RGDt : reserva en giro disponible en la hora t

Parámetros:
RRGt : requerimiento de reserva en giro para la hora t
NCRG : número de centrales que entregan reserva en giro

Formulación 1: Requerimiento de reserva porcentual de la demanda total

Un criterio muy común utilizado para definir el valor de requerimiento de reserva en
giro para cada hora t del horizonte de planificación y que asegure confiabilidad en el
sistema, consiste en elegir un porcentaje de la demanda total horaria [106]. Esto se puede
representar como :

RGDt ≥ Demt
total · α ∀ t (4.124)

donde
Parámetros:
α : porcentaje de la demanda horaria
Demt

total : demanda total del sistema en la hora t

Formulación 2: Requerimiento de reserva de valor constante

En ocasiones es preferible definir un nivel de reserva fijo, valor arbitrario, para todas
las horas del horizonte de planificación. Generalmente, este valor es igual a la potencia de
la mayor unidad despachada [67].

RGDt ≥ Rfijo ∀ t (4.125)

donde
Parámetros:
Rfijo : nivel de reserva constante para todas las horas del horizonte de planificación
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Formulación 3: Requerimiento de reserva aplicada al SIC

En el SIC la reserva en giro se considera solo en la programación diaria y para una
hora espećıfica corresponde a la máxima potencia generada del conjunto de unidades
que se encuentra operativa en dicha hora. Esto se puede modelar como un conjunto de
restricciones lineales de la forma

NCRG∑
i=1,i 6=k

RGti ≥ P tk ∀ t,∀ k ε Ntotal,RG (4.126)

Donde

Variables:
RGti : reserva en giro disponible de la unidad i en la hora t
P tk : potencia generada de la unidad termoeléctrica o hidroeléctrica k en la hora t

Parámetros:
Ntotal,RG : conjunto total de unidades consideradas para entregar reserva en giro

Del conjunto de unidades que aportan reserva en giro se debe sacar la unidad k, debido
a que se simplifica de la ecuación (4.126) su variable de reserva en giro.

Claramente para un horizonte de planificación de 1 semana y un gran número unidades
consideradas en Ntotal,RG, no resulta conveniente la modelación anterior ya que se formula
un problema más restrictivo.

Formulación 4: Alternativa

A modo de complementar la formulación (4.126) si se tiene un conjunto de unidades que
entregan reserva en giro se puede establecer para cada hora que el requerimiento de reserva
para el sistema sea el máximo valor entre la potencia generada del conjunto de unidades
que se encuentren disponibles y un valor constante de reserva, esta formulación se propone
para los casos en que unidades de gran capacidad de generación tienen mantenimientos
programados dentro de un horizonte de planificación.

RGDt =

NCRG∑
i=1,i 6=k

RGti ≥ máx{P t1, P t2, . . . , P tk, Rfijo} ∀ t,∀k εNtotal,RG (4.127)

Donde

Parámetros:
P tk : potencia generada de la unidad termoeléctrica o hidroeléctrica k en la hora t
Ntotal,RG : conjunto total de unidades consideradas para entregar reserva en giro
Rfijo : nivel de reserva fijo para todas las horas del horizonte de planificación

Lo anterior se puede modelar como el conjunto de restricciones presentado en (4.125) y
además incorporar el conjunto de restricciones (4.126). De esta forma para cada hora se
tiene un valor de reserva mı́nimo que se debe cumplir (valor constante), el cual puede ser
superado si una de las unidades consideradas genera una potencia mayor que dicho valor.
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Formulación 5: Potencia máxima disponible de unidades térmicas con ram-
pas

La restricción tradicional (4.133) y las restricciones anteriores que incoporan la variable
de reserva disponible solo consideran la diferencia que existe entre la potencia producida
y la potencia máxima nominal (horaria si se consideran mantenimientos), siendo una
contribución a la reserva en giro que es siempre mayor o igual de la que realmente existe. En
el caso de unidades térmicas su contribución a la reserva en giro corresponde a la diferencia
entre la potencia producida y la potencia máxima disponible limitada por las rampas.
Una formulación propuesta por Arroyo [66], es muy útil al momento de incorporar una
nueva variable definida como la potencia máxima disponible. Considerando las existencia
de rampas de arranque, de parada, de subida y de bajada para una unidad térmica, la
potencia máxima disponible se puede definir como :

P ti max disp ≤ Pi max · (Eti −Zt+1
i ) +Zt+1

i ·RPMi t = 1, . . . , T − 1, ∀ i ε Ntotal,RG (4.128)

P Ti max disp ≤ Pi max · ETi ∀ i ε Ntotal,RG (4.129)

P ti max disp − P t−1 ≤ RSMi · Et−1j +RAMi · Y t
i ∀ t,∀ i ε Ntotal,RG (4.130)

P ti max disp ≥ 0 ∀ t,∀ i ε Ntotal,RG (4.131)

La nueva variable P ti max disp tiene los estados de operación en la hora actual, en la
hora anterior y en la hora siguiente. Si la unidad i se encuentra fuera de servicio en la
hora t, es decir Etj = 0, la potencia de salida máxima disponible es cero, lo cual se obtiene
con las restricciones (4.128), (4.129) y (4.131). Por otro lado si la unidad i se encuentra
en servicio en la hora t, es decir Etj = 1, la potencia máxima disponible debe ser :

1. Menor o igual que la potencia máxima nominal, Pi max.

2. Menor o igual que la potencia de generación de la hora anterior más la rampa de
subida.

3. Menor o igual que la rampa de arranque en el caso de que la unidad ha recibido
orden de encendido al inicio de la hora t.

4. Menor o igual que la rampa de parada en el caso de que la unidad ha recibido orden
de detención al inicio de la hora t+ 1.

Finalmente, solo hay que modificar la restricción (4.91) con el fin de cambiar Pmax i ·Eti
por P ti max disp. De esta manera se tendrá

P ti ≤ P ti max disp (4.132)

Con esta nueva variable la formulación tradicional se puede redefinir como :

NCRG∑
i=1

(P ti max disp − P ti ) ≥ RRGt (4.133)
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Variables:
P ti max disp : potencia máxima disponible de la unidad i en la hora t

Eti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que
se encuentra en servicio en la hora t

Zti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que
es sacada de servicio en la hora t

Y t
i : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que

es puesta en servicio en la hora t

Parámetros:
RRGt : requerimiento de reserva en giro en la hora t
NCRG : número de centrales para reserva en giro
Demt

total : demanda total del sistema en la hora t
RPMi : rampa máxima de parada de la unidad i
RAMi : rampa máxima de arranque de la unidad i
RSMi : rampa máxima de subida de la unidad i



Caṕıtulo 4. Formulación de un modelo para la programación de corto plazo 75

2.5. Restricciones de Transmisión

I. Flujo de potencia DC

Para representar el sistema de transmisión en el modelo propuesto se utilizará la me-
todoloǵıa conocida como flujo DC, la cual consiste en determinar los flujos de potencia
activa por la ĺıneas de transmisión bajo la suposición de un sistema que se encuentra en
condiciones normales de operación. En otras palabras la tensión en cada barra tiene un
valor cercano a su valor nominal (aproximadamente 1 en por unidad). Además se despre-
cian la conductancia y suceptancia paralelas en cada ĺınea, y la impedancia serie de cada
ĺınea queda representada solo por la reactancia inductiva propia asociada, con lo cual se
desprecian las pérdidas. Además se asume un ángulo de tensión pequeño de tal forma que
sin(θ) ≈ θ
El cálculo del flujo en por unidad se puede aproximar utilizando la ecuación (4.134).

(F tjk) =
θtj − θtk
(Xjk)

= (Bjk) · [θtj − θtk] ∀ jk ε l (4.134)

con
− Fkj max ≤ F tjk ≤ Fjk max ∀ jk ε l (4.135)

donde

Variables:
(F tjk) : flujo de potencia desde la barra j a la barra k [pu]

θtj : ángulo de la tensión en la barra j [rad]

θtk : ángulo de la tensión en la barra k [rad]

Parámetros:
(Xjk) : reactancia serie de la ĺınea jk [pu]
(Bjk) : susceptancia serie de la ĺınea jk [pu]
Fjk max : máximo flujo de potencia desde la barra j a la barra k para la ĺınea jk
l : conjunto de ĺıneas consideradas

Para pasar el flujo de la ĺınea jk de [pu] a [MW ] se utiliza la potencia base :

(F tjk) · Sbase = F tjk en el SIC Sbase = 100 MVA (4.136)

II. Pérdidas en las Ĺıneas

Para considerar las pérdidas independiente de la abstracción de la resistencia de la
ĺınea, se considera que el flujo que circula en cada ĺınea produce pérdidas que son inclúıdas
en el balance de demanda de cada barra (4.119). En esta herramienta se incluyen dos
formas de modelar el flujo que circula por las ĺıneas de transmisión y las pérdidas asociadas
a este. Dichos modelos fueron propuestos en [67].

Formulación 1: Flujo seccionado en tramos

Esta representación es similar a la utilizada por los modelos PCP y PLP. La principal
diferencia es que este incorpora modificaciones en las restricciones de los flujos por las
ĺıneas.
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Se considera dividir el flujo de potencia que circula por una ĺınea, en pequeños tramos
de transmisión. La división del flujo se realiza para lograr linealizar la función de pérdidas,
y aśı incluirla en un modelo lineal.

Si el flujo se divide en NT tramos, las pérdidas de la ĺınea l en [MW], pueden repre-
sentarse como :

PerLtl =

NT∑
i=1

(mjk i) · F tjk i +

NT∑
i=1

(mkj i) · F tkj i ∀ l (4.137)

Las transferencias máximas por tramo se definen como :

(Fjk i max) =
(Fjk max)

NT
∀ i ε {1, 2, . . . , NT} ∀ jk ε l (4.138)

(Fkj i max) =
(Fkj max)

NT
· i ∀ i ε {1, 2, . . . , NT} ∀ jk ε l (4.139)

Los parámetros (mjk i) y (mkj i) corresponden a las pendientes de la función de pérdidas
en cada tramo y en cada sentido de transmisión. Cada pendiente se calcula como :

(mjk i)=

((Fjk max) ·
i

NT

)2

−

(
(Fjk max) ·

(i− 1)

NT

)2
 · (Rjk)

(Fjk max)

NT

∀ i ε {1,2,...,NT}, ∀ l

(4.140)

(mkj i)=

((Fkj max) ·
i

NT

)2

−

(
(Fkj max) ·

(i− 1)

NT

)2
 · (Rkj)

(Fkj max)

NT

∀ i ε {1,2,...,NT}, ∀ l

(4.141)

El parámetro Rjk representa la resistencia de la ĺınea de transmisión jk. Con lo definido
anteriormente el flujo total en la ĺınea se puede calcular ahora como :

F tjk =
NT∑
i=1

F tjk i −
NT∑
i=1

F tkj i ∀ jk ε l (4.142)

Finalmente, utilizando esta forma la ecuación para satisfacer la demanda es reescrita
como :

NCT∑
i=1

P ti,n+

NCH∑
j=1

Phtj,n−
∑
jkεL

F tjk−Fp·

[
NT∑
t

(mjk i) · F tjk i +
NT∑
t

(mkj i) · F tkj i

]
+Pf tn = Demt

n ∀ t

(4.143)

Donde, Fp es igual a 0,5 cuando las pérdidas producidas en una ĺınea se reparten
de forma equitativa para el extremo emisor y para el extremo receptor. La Figura 4.17
muestra la división del flujos en tramos.
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mjk_1

mjk_2

mjk_n

(Fjk_n)(Fjk_2)(Fjk_1)

Flujo [pu]

Pérdidas [pu]

PerL(Fjk_1)

PerL( +Fjk_2F )jk_1

PerL(F +...+F )jk_1 jk_n

(Fjk_max)

Figura 4.17: Pérdidas en una ĺınea, y aproximación lineal por tramos

Formulación 2: Flujo como una sola variable

Esta modelación considera definir sólo una variable para el flujo de una ĺınea de trans-
misión, y representar las pérdidas como restricciones, en lugar de utilizar una función lineal
por tramos como la incluida en la ecuación de demanda (4.143).

Esta modelación nace del hecho de que una ĺınea de transmisión debe operar entre los
ĺımites −Fkj max y Fjk max, es decir:

− Fkj max ≤ F tjk ≤ Fjk max ∀ jk ε l (4.144)

De esta manera el flujo no tiene restricción de signo. Ahora sumando a la inecuación
(4.144) el término Fkj max, se tiene :

0 ≤ Fjk + Fkj max ≤ Fjk max + Fkj max ∀ jk ε l (4.145)

A partir de (4.145) la nueva variable de flujo es :

Tjk = Fjk + Fkj max ∀ jk ε l (4.146)

Una vez obtenido el despacho económico, el flujo resultante de cada ĺınea se calculará
como :

Fjk = Tjk − Fkj max ∀ jk ε l (4.147)

El flujo que se relaciona con la diferencia angular de los extremos de la ĺınea se escribe :

Tjk − Fkj max =
θtj − θtk
Xjk

· Sb = (Bjk) · [θtj − θtk] ∀ jk ε l (4.148)

Para representar las pérdidas en cada ĺınea de transmisión, se tiene que :

PerLl ≥ (mjk i) · [Tjk − Fkj max] + (bjk i) · Sb ∀ i ε {1, 2, . . . , NT} ∀ l (4.149)

PerLl ≥ (mkj i) · [Tjk − Fkj max] + (bkj i) · Sb ∀ i ε {1, 2, . . . , NT} ∀ l (4.150)
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Donde, los (mjk i) y (mkj i) se calculan al igual que en la otra forma, y los (bjk i) y (bkj i)
se calculan a partir de :

(bjk i) =

(
(Fjk max) ·

i

NT

)2

· (Rjk)− (mjk i) ·

(
(Fjk max) ·

i

NT

)
∀ jk ε l (4.151)

(bkj i) =

(
(Fkj max) ·

i

NT

)2

· (Rjk)− (mkj i) ·

(
(Fkj max) ·

i

NT

)
∀ jk ε l (4.152)

Los (bjk i) y (bkj i) son las intersecciones de las restricciones lineales con el eje de pérdi-
das, en [pu].

Si bien en condiciones normales las pérdidas de una ĺınea debeŕıan activar alguna de
las restricciones (4.149) o (4.150), para sistemas bien enmallados puede ocurrir que las
pérdidas aumenten más allá de lo teóricamente factible. Para evitar que esto ocurra, se
debe incorporar una última restricción de la forma

PerLl ≤ (mmax) · [Tjk − Fkj max] + (bmax) · Sb ∀ i ε {1, 2, . . . , NT} (4.153)

Donde

(mmax l) =

[
((Fjk max))2 − ((Fkj max))2

]
(Fjk max)− (Fkj max)

∀ jk ε l (4.154)

(bmax l) = ((Fkj max))2 · (Rjk)− (mmax) · ((Fkj max)) ∀ jk ε l (4.155)

La ecuación (4.153) pone una cota superior a las pérdidas asociadas a una ĺınea. Esta
cota superior se representa en la Figura 4.18. Finalmente, la ecuación para satisfacer la
demanda se reescribe como:

NCT∑
i=1

P ti,n+

NCH∑
j=1

Phtj,n−
∑
jεJ

[Tjk i − Fkj max]+Pf tn = Demt
n+Fp ·PerLl ∀ t,∀ n (4.156)

mjk_1

mjk_2

mjk_n

(Fjk_max)

Pérdidas [pu]

mkj_n

mkj_2

mkj_1

-(Fkj_max)

bmax
mmax

PerL(F )jk

Figura 4.18: Región factible para la restricción de pérdidas en una ĺınea, método de una
sola variable para el flujo total
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III. Restricciones de seguridad para transmisión

La capacidad de transporte de potencia en una ĺınea de transmisión está limitada por
diversos factores, los más básicos corresponden al ĺımite térmico, ĺımite por regulación de
tensión y ĺımite por estabilidad (angular estacionaria y transitoria). Dentro de las tec-
noloǵıas disponibles para repotenciar las ĺıneas de transmisión se encuentran cambios de
conductor, compensación de reactivos y compensación dinámica de reactivos. Adicional-
mente en el SIC se utiliza el criterio N − 1 en el sistema de transmisión troncal (STT).

Transformadores Desfasadores

Con el fin de tener un control sobre el flujo de potencia en las ĺıneas de transmisión y
que además se obtenga una protección de sobrecarga en transformadores y en las ĺıneas
de transmisión, una solución muy efectiva es la implementación de transformadores des-
fasadores. Una modelación adecuada para representar la existencia de un transformador
desfasador entre dos barras en un flujo DC es incorporar a la ĺınea jk una nueva variable
γjk con ĺımites mı́nimo y máximo en su respectiva ecuación de flujo DC.

(F tjk) =
θtj − θtk − γtjk

(Xjk)
= (Bjk) · [θtj − θtk − γtjk] ∀ jk ε ldef (4.157)

con
γjk min ≤ γtjk ≤ γjk max (4.158)

donde

Variables:
(F tjk) : flujo de potencia desde la barra j a la barra k para la hora t [pu]

θtj : ángulo de la tensión en la barra j para la hora t [rad]

θtk : ángulo de la tensión en la barra k para la hora t [rad]
γtjk : ángulo que representa un transformador desfasador existente entre las

barras j y k para la hora t [rad]

Parámetros:
(Xjk) : reactancia de la ĺınea jk [pu]
(Bjk) : susceptancia de la ĺınea jk [pu]
γjk min : ĺımite inferior del ángulo desfasador [rad]
γjk max : ĺımite superior del ángulo desfasador [rad]
ldef : conjunto de transformadores desfasadores

Para un eventual estudio aproximado con el fin de obtener una ubicación adecuada
de un nuevo transformador desfasador, la variable γtjk es posible dejarla como variable de
decisión en la formulación del problema.

Desconexión de una ĺınea

En el caso de que ocurra una sobrecarga de flujo en una ĺınea e independiente de que
exista o no un transformador desfasador conectado a ella, una alternativa adecuada para
redistribuir el flujo en el sistema y evitar su sobrecarga, es desconectarla, siempre y cuando
se tenga la posibilidad de hacerlo (mediante desconectadores en cada extremo y bajo el
control de un operador).

Si se intentara representar una desconexión utilizando la ecuación de flujo DC pro-
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puesta en (4.134), por ejemplo si el flujo de la ĺınea se fijara a valor 0, la ecuación hace
que los ángulos de tensión en las barras asociadas a esa ĺınea sean iguales (dependientes el
uno del otro), esto no tiene sentido ya que se desea que la ĺınea no afecte la formulación,
en otras palabras que la ecuación se elimine de la formulación. Como se desea desconec-
tar la ĺınea y dejar de forma independiente los ángulos de tensión en dichas barras, una
mejor formulación seŕıa incorporar una variable de decisión que permitiera “no conside-
rar” o dejar fuera del modelo la ecuación de flujo asociada a esa ĺınea y “considerar” o
incorporar al modelo la ecuación de flujo asociada a esa ĺınea cuando no se pueda desco-
nectar. Además con este tipo de formulación y con el fin de obtener el mı́nimo costo de
operación del sistema, el cual está compuesto por un gran número de ĺıneas (siempre y
cuando permitan la desconexión f́ısica de ellas) es posible analizar y hacer estudios ante
una eventual contingencia, como por ejemplo la salida intempestiva de un conjunto de
unidades del sistema (una gran central o unidades pertenecientes a distintas centrales que
fallan simultáneamente). En base a lo anterior y tomando como referencia modelaciones
consideradas en [72], [73], [74] y [75] a partir de la ecuación (4.134) se tiene

−Ml · (1− ztl ) ≤ (F tjk)− (Bjk) · [θtj − θtk] ≤Ml · (1− ztl ) ∀ l (4.159)

con
ztl · Fjk min ≤ F tjk ≤ Fjk max · ztl ∀ l (4.160)

Donde

Variables:
ztl : variable binaria que indica el estado de conexión de la ĺınea jk
(F tjk) : flujo de potencia desde la barra j a la barra k [pu]

θtj : ángulo de la tensión en la barra j [rad]

θtk : ángulo de la tensión en la barra k [rad]

Parámetros:
Ml : valor suficientemente grande y depende de cada ĺınea [pu]
(Xjk) : reactancia de la ĺınea jk [pu]
(Bjk) : susceptancia de la ĺınea jk [pu]
l : conjunto de ĺıneas operativas que permiten desconexión

El valor de M debe ser un valor tal que no agregue a la formulación del problema
restricciones adicionales (no factibles) cuando la ĺınea se encuentre desconectada (ztl = 0).
Si la ĺınea está desconectada el F tjk es nulo y un valor de Ml adecuado corresponde a

Ml = (Bjk) · [θj max − θk min] ∀ l

De esta manera cuando ztl = 0 las dos restricciones presentadas en la expresión (4.159) se
reescriben como

− [θtj − θtk] ≤ [θj max − θk min]

[θj max − θk min] ≥ [θtj − θtk]

Lo anterior le da libertad a los ángulos de tensión de las barras j y k (entre ĺımites
factibles). En otras palabras las variables θtj y θtk son independientes entre ellas y cada
valor de dichas variables dependerá de las demás ĺıneas que se encuentren conectadas a su
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respectiva barra j o k. En el caso de que el valor de θj min sea el valor negativo de θj max,
Ml será :

Ml = 2 · (Bjk) · θj max ∀ jk ε l

cuando ztl = 1, es decir la ĺınea l está conectada, las restricciones presentadas en la expre-
sión (4.159) hacen que la ecuación de flujo se active por lo que :

(F tjk)− (Bjk) · [θtj − θtk] = 0 ∀ jk ε l

El valor de Ml en herramienta desarrollada se consideró como el doble del flujo máximo
para cada ĺınea.

Si se desea limitar el número de ĺıneas de transmisión que pueden ser desconectadas
o simplemente con el fin de obtener la cantidad de ĺıneas desconectadas para cada hora
en el sistema(fijando un valor) es conveniente definir una variable TLOtl , donde NL es el
número total de ĺıneas que pueden ser desconectadas

TLOtl =

NL∑
l=1

(1− ztl ) ∀ jk ε l (4.161)

A continuación la formulación general propuesta para la desconexión de ĺıneas se aplica
para ambas formulaciones del Flujo DC.

Desconexión de ĺınea utilizando la formulación de flujo seccionado en tra-
mos

Para la formulación 1 del flujo DC basta incorporar en la ecuación (4.159), la descom-
posición del flujo en sus respectivos tramos :

NT∑
i=1

F tjk i −
NT∑
i=1

F tkj i −Bjk · [θtj − θtk] ≤Ml · (1− ztl ) ∀ jk ε l (4.162)

−Ml · (1− ztl ) ≤
NT∑
i=1

F tjk i −
NT∑
i=1

F tkj i −Bjk · [θtj − θtk] ∀ jk ε l (4.163)

F tjk i ≤ Fjk max · ztl y F tkj i ≤ Fkj max · ztl ∀ i ε {1, 2, . . . , NT} ∀ jk ε l (4.164)

Si la ĺınea se encuentra en servicio en la hora t (ztl = 1), las ecuaciones (4.162) y (4.163)
construyen la ecuación original de flujo DC. Por otro lado las ecuaciones en (4.164) deja
a las variables de flujo de cada tramo limitada a su máxima transferencia.

Si la ĺınea se encuentra fuera de servicio en la hora t (ztl = 0), las ecuaciones (4.162) y
(4.163) dejan la diferencia angular libre ya que con las ecuaciones en (4.164) se fijan las
variable de flujo en cada tramo a 0. Por lo que se modela correctamente la desconexión de
la ĺınea sin necesidad de fijar los ángulos y también sin necesidad de eliminar la ecuación
de la formulación matemática.
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Desconexión de ĺınea utilizando la formulación con una variable para el
flujo

Para la formulación 2 del flujo DC basta incorporar la variable continua definida para
el flujo en la ecuación (4.159), por lo que la ecuación considerando variables enteras se
representa con las restricciones :

T tjk −Bjk · [θtj − θtk] ≤ Fjk max +Ml · (1− ztl ) ∀ jk ε l (4.165)

Fjk max −Ml · (1− ztl ) ≤ T tjk −Bjk · [θtj − θtk] ∀ jk ε l (4.166)

T tjk ≤ Fjk max + Fjk max · ztl ∀ jk ε l (4.167)

Fjk max − ztl · Fjk max ≤ T tjk ∀ jk ε l (4.168)

Donde

Variables:
ztl : variable binaria que indica el estado de conexión de la ĺınea jk
T tjk : flujo de potencia desde la barra j a la barra k [pu]

θtj : ángulo de la tensión en la barra j [rad]

θtk : ángulo de la tensión en la barra k [rad]

Parámetros:
l : ı́ndice único asociado a una ĺınea jk
Ml : valor suficientemente grande, depende de cada ĺınea [pu]
(Xjk) : reactancia de la ĺınea jk [pu]
(Bjk) : susceptancia de la ĺınea jk [pu]
Fjk max : flujo máximo de la ĺınea jk desde la barra j hasta a la barra k

Si la ĺınea se encuentra en servicio en la hora t (ztl = 1), las ecuaciones (4.165) y (4.166)
construyen la ecuación original de flujo DC. Por otro lado las ecuaciones (4.167) y (4.168)
dejan la variable de flujo T tjk libre entre los valores 0 y Fjk max + Fjk max.

Si la ĺınea se encuentra fuera de servicio en la hora t (ztl = 0), las ecuaciones (4.165)
y (4.166) dejan la diferencia angular libre ya que se cancela el valor de T tjk en ambas

ecuaciones. Por otro lado las ecuaciones (4.167) y (4.168) dejan la variable de flujo T tjk
con valor fijo en Fjk max.
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3. Restricciones de las unidades de almacenamiento

La operación de corto plazo de la descarga de una unidad de almacenamiento es mode-
lada como una inyección al sistema, mientras que la carga en la operación en el corto plazo
es modelada como una extracción. Estos procesos están unidos a través de la ecuación que
gobierna el nivel de enerǵıa almacenada, como se muestra en (4.169).

et+1
s = ets + (ηo,s · P to,s − (1/ηti,s) · P ti,s) ·∆t (4.169)

donde

Variables:
ets : nivel de enerǵıa almacenada de la unidad s en la hora t [MWh]
P to,s : potencia extráıda por la unidad de almacenamiento s en la hora t [MW]

P ti,s : potencia inyectada por la unidad de almacenamiento s en la hora t [MW]

Parámetros:
ηo,s : eficiencia de la carga de la unidad de almacenamiento s [ %]
ηi,s : eficiencia de la descarga de la unidad de almacenamiento s [ %]

I. Potencia máxima nominal de carga y descarga

Las unidades de almacenamiento tienen una limitación máxima en su potencia de carga
y descarga, las cuales se denomina como potencia máxima nominal de carga y descarga.
Dichas limitaciones se debe a caracteŕısticas de diseño de la unidad. La restricción asociada
a la potencia máxima nominal de carga y descarga son propuestas en las ecuaciones (4.170)
y (4.171) respectivamente.

P ti,s ≤ Pmax i,s · Ets ∀ i ε NCB,∀ t ε T (4.170)

P to,s ≤ Pmax o,s · Ets ∀ i ε NCB,∀ t ε T (4.171)

Donde

Variables:
Ets : variable binaria, que indica el estado de la unidad de almacenamiento s en la hora t
P ti,s : potencia de carga de la unidad s en la hora t

P to,s : potencia de descarga de la unidad s en la hora t

Parámetros:
Pmax i,s : potencia máxima nominal de carga de la unidad s
Pmax o,s : potencia máxima nominal de descarga de la unidad s

II. Potencia a ḿınimo técnico de carga y descarga

Las unidades de almacenamiento también cuentan con una limitación mı́nima sobre su
potencia de carga y descarga. Al tener en cuenta que si la unidad de almacenamiento está
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fuera de servicio, su potencia de salida es 0. La restricción asociada a potencia a mı́nimo
técnico es :

P ti,s ≥ Pmin i,s · Ets ∀ i ε NCB, ∀ t ε T (4.172)

P to,s ≥ Pmin o,s · Ets ∀ i ε NCB,∀ t ε T (4.173)

Donde

Variables:
Ets : variable binaria, que indica el estado de la unidad de almacenamiento s en la hora t
P ti,s : potencia de carga de la unidad i en la hora t

P to,s : potencia de descarga de la unidad i en la hora t

Parámetros:
Pmin i,s : potencia mı́nima de carga de la unidad s
Pmin o,s : potencia mı́nimo de descarga de la unidad s

III. Enerǵıa ḿınima y máxima de almacenamiento

Los distintos dispositivos de almacenamiento poseen variados niveles de almacenamien-
to de enerǵıa dependiendo de su tecnoloǵıa y diseño. Es por eso que es necesario definir la
capacidad máxima y mı́nima de enerǵıa que pueden almacenar.

La restricción de enerǵıa máxima de almacenamiento por unidad, se puede expresar
como :

Nh∑
t=1

ets ≤ Emax,s ∀ i (4.174)

Por otro lado, la enerǵıa mı́nima de almacenamiento por unidad estaŕıa modelada por
la siguiente restricción :

Nh∑
t=1

ets ≥ Emin,s ∀ i (4.175)

Variables:
ets : nivel de enerǵıa almacenada de la unidad s en la hora t [MWh]

Parámetros
Emin,s : enerǵıa mı́nima almacenable por la unidad s
Emax,s : enerǵıa máxima almacenable por la unidad s
Nh : número de horas consideradas para generar Emax,s o Emin,s
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4. Restricciones constreñidas

Las restricciones constreñidas son formulaciones optimizadas de UC MIP, es decir, for-
mulaciones “más ajustadas” con relajaciones mejoradas de programación lineal para redu-
cir el tiempo de exploración asociado al branch-and-cut. En particular, una formulación
de UC puede ajustarse considerablemente proporcionando la descripción de la envolvente
convexa de algún conjunto de restricciones. La envolvente convexa corresponde a la región
más pequeña que contiene todos los puntos enteros factibles del MIP. Cuanto más estre-
cha sea la región factible de un problema que se asemeja a su envolvente convexa, más
fácilmente se resolverá el problema. Se han realizado algunos esfuerzos para ajustar un
conjunto espećıfico de restricciones, tales como: el casco convexo de los tiempos mı́nimos
de subida y bajada, reserva primaria y secundaria y tiempos mı́nimos de operación y fuera
de servicio de la unidad.

4.1. Rampa de subida y bajada

Las restricciones de rampa de subida y bajada [14] codifican los ĺımites f́ısicos para la
potencia de salida de un generador no vaŕıe excesivamente dentro de un cierto periodo de
tiempo.

La restricción constreñida de rampa de subida y bajada en (4.176) y (4.177) respecti-
vamente.

P ti − P t−1i ≤ Eti ·RSMi + P t−1max i(1− E
t−1
i ) (4.176)

P ti − P t−1i ≤ −Eti ·RBMi − P tmax i(1− Eti ) (4.177)

Donde

Variables:
Eti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i
P ti : potencia generada por la unidad j en la hora t

Parámetros:
P tmax i : potencia máxima nominal de la unidad termoeléctrica i en la hora t
RSMi : rampa máxima de aumento de la unidad j
RBMi : rampa máxima de bajada de la unidad j

4.2. Reserva primaria y secundaria

Se propone la formulación para modelar la reserva de potencia primaria y secundaria
para garantizar la cobertura de la demanda prevista.

P ti −RGP tbaj i −RGStbaj i ≥ P tmin i · Eti (4.178)

P ti +RGP tsub i +RGStsub i ≤ P tmax i · Eti (4.179)
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La formulación de reserva primaria y secundaria se complementa con la siguientes
ecuaciones que satisfacen los requerimientos del sistema,

NCRG∑
i=1

RGP tsub,baj i ≥ Reqtp sub,baj (4.180)

NCRG∑
i=1

RGStsub,baj i ≥ Reqts sub,baj (4.181)

A partir de las restricción de reserva primaria y secundaria consolidada en una ecuación,
como se describe en (4.178) y (4.179), se propone la alternativa constreñida donde se
modelan estas restricciones de forma separada como se muestra a continuación,

P ti −RGP tbaj i ≥ P tmin i · Eti (4.182)

P ti −RGStbaj i ≥ P tmin i · Eti (4.183)

P ti +RGP tsub i ≤ P tmax i · Eti (4.184)

P ti +RGStsub i ≤ P tmax i · Eti (4.185)

Donde

Variables:
Eti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i
P ti : potencia generada por la unidad j en la hora t
RGP tsub i : reserva en giro primaria de subida disponible de la unidad i para la hora t
RGStsub i : reserva en giro secundaria de subida disponible de la unidad i para la hora t
RGP tbaj i : reserva en giro primaria de bajada disponible de la unidad i para la hora t

RGStbaj i : reserva en giro secundaria de bajada disponible de la unidad i para la hora t

Parámetros:
P tmin i : potencia a mı́nimo técnico de la unidad térmica i en la hora t
P tmax i : potencia máxima nominal de la unidad térmica i en la hora t
Reqtp sub,baj : requerimiento de reserva en giro primario de subida o bajada en la hora t

Reqts sub,baj : requerimiento de reserva en giro secundario de subida o bajada en la hora t

4.3. Tiempos ḿınimos de operación y fuera de servicio

Esta formulación es una alternativa constreñida de la formulación para tiempos mini-
mos de operación y fuera de servicio. Hoy en d́ıa es comunmente utilizada en los problemas
UC. Fue propuesta por primera vez en [49]. Restricción tiempos mı́nimos de operación,

Eti ≥
t∑

i=t−Tmin on i+1

Y t
i (4.186)
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Restricción tiempos mı́nimos de fuera de operación,

Eti ≤ 1−
t∑

i=t−Tmin off i+1

Zti (4.187)

Donde

Variables:
Eti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i
Y t
i : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que es puesta en

servicio a la hora t
Zti : variable binaria, que indica el estado de la unidad térmica i que es sacada de

servicio a la hora t

Parámetros:
Tmin on i : cantidad mı́nima de horas que la unidad térmica i debe permanecer

en servicio
Tmin off i : cantidad mı́nima de horas que la unidad térmica i debe permanecer

fuera de servicio



Caṕıtulo 5

Implementación del SEN

En esta sección se determina el factor de escalamiento óptimo para embalses del sistema
SEN que logre obtener el mejor ı́ndice kappa. Este análisis se realiza en una semana de
julio, al ser una semana de gran aporte h́ıdrico.

Por otro lado, se determina de manera exploratoria el rendimiento de las restricciones
constreñidas propuestas frente a la formulación convencional para el problema de progra-
mación a corto plazo del SEN mediante la obtención de los tiempos de resolución, número
de variables enteras y el gap. Se consideran dos semanas caracteŕısticas de periodos con
bajo y alto aporte h́ıdrico.

1. Determinación del factor de escalamiento para los embalses
del SEN

Con el objetivo de determinar el mejor factor de escalamiento en un sistema hidrotérmi-
co se utilizarán los datos del ex-Sistema Interconectado Central (SIC) el cual se caracteri-
zaba por ser un sistema hidrotérmico a diferencia del ex-Sistema Interconectado del Norte
Grande (SING). Para lo anterior, primero se procederá a buscar el menor número de
condición (́ındice kappa) del problema lineal entero mixto formulado, a partir de esto se
procede a analizar las salidas obtenidas. Dada la gran cantidad de embalses que se encuen-
tran en el SIC y diferencias significativas en sus volúmenes de almacenamiento, en este
estudio se buscará el mejor ı́ndice kappa utilizando distintos factores de escalamiento con
el objeto de llevar los volúmenes máximos de algunos embalses a un mismo valor.

1.1. Supuestos para la implementación

Se utiliza una programación semanal efectuada en el mes de julio de 2014 que corres-
ponde al periodo comprendido desde el 04 de julio al 10 de julio de 2014.

Como es habitual, semana a semana para el proceso de cálculo de la programación
semanal que realiza el Coordinador Eléctrico Nacional, el modelo PLEXOS (o anterior-
mente el modelo PCP) se acopla con una simulación efectuada en el modelo PLP a través
de la función de costo futuro (valores del agua de los embalses al final de la primera se-
mana), ver sección 2. Para el caso a analizar se consideran 36 cortes para la función de
costo futuro, 213 centrales o unidades térmicas operativas, 11 centrales del tipo embalse,
55 centrales del tipo pasada, 53 centrales del tipo serie, 24 centrales del tipo ERNC, 153

88
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barras y 187 ĺıneas de transmisión. Se considera una central de falla en cada una de las
barras para la enerǵıa no suministrada. Se modelan las pérdidas utilizando la formulación
de flujo seccionado en 10 tramos4.

Con el objeto de mostrar la flexibilidad de la herramienta se consideran los perfiles de
generación horaria real de las centrales ERNC, afluente real de las centrales de Pasada del
SIC y la demanda real del SIC (regulada + industrial). Es importante señalar que para
aquellos embalses en los que no se considera una función de costo futuro estos tendrán
un volumen mı́nimo objetivo al final del horizonte de planificación. Adicionalmente se
consideran mantenimientos para las unidades térmicas e hidráulicas, mantenimientos de
ĺıneas y mantenimientos para los embalses considerados en la programación semanal del
periodo respectivo.

Para el caso a implementar se tomarán en cuenta los costos marginales obtenidos en
algunas barras del sistema, la variación de volumen de algunos embalses, las transferencias
en algunas ĺıneas o transformadores del sistema, comportamiento de las centrales ERNC,
el costo de operación térmico total, el costo total de la función objetivo y los tiempos de
resolución para cada uno de los modelos.

Desde el punto de vista de formulación del problema se consideran variables enteras del
tipo Unit Commitment, por lo que se toman en cuenta los costos de arranques o de parada,
activación de generación considerando mı́nimos técnicos, etc. Se considera que inicialmente
(t = 0) todas las unidades se encuentran fuera de servicio. Es importante señalar que se
ha hecho uso del solver de optimización GUROBI 5 para resolver este problema.

En la Figura 5.1 se presenta la demanda total horaria considerada para la semana del
04 al 10 de julio de 2014.
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Figura 5.1: Demanda total horaria considerada para la semana del 04 al 10 de julio de
2014.

El modelo propuesto para este caso se compone de 266.819 restricciones, 783.000 va-
riables continuas y 5.408 variables enteras del tipo binario.

En la Tabla 5.1 se presenta el resultado obtenido resolviendo el problema sin aplicar
factores de escalamiento para los volúmenes de los embalses (Caso base).

El factor elegido para cada embalse es tal que su volumen máximo sea 500, 1000, 1500

4Número de tramos considerados por el CEN (CDEC-SIC en aquel entonces) para la programación
semanal

5Se utilizó una licencia académica
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Tabla 5.1: Caso base implementación SIC. Julio 2014

Caso ejecutado CT Total [KUS$] FCF [KUS$] CT+FCF [KUS$] Kappa T. resol [seg] Gap

Caso base 49103.12 7464618.72 7513721.84 6.17E+10 312 0.0044 %

o 2000 millones de metros cúbicos (hm3). El volumen máximo real para generación de los
embalses del SIC se presentan en la Tabla 5.2.

Tabla 5.2: Volúmenes máximos embalses del SIC

Nombre Embalse Hm3

CIPRESES 174.66

PEHUENCHE 133.64

COLBUN 1553.25

ELTORO 5585.89

RAPEL 563.21

CANUTILLAR 1065.38

RALCO 1173.29

PANGUE 71.96

ANGOSTURA 112.56

En la Tabla 5.3 se presenta el resultado obtenido resolviendo el problema para 10
casos utilizando factores de escalamiento para volumenes de los embalses. Para los casos
analizados se consideran distintos grupos de embalses con factores de escalamiento, esto
dependiendo de los embalses que se encuentren operativos o con niveles máximos muy
alejados del volumen máximo objetivo.

Tabla 5.3: Casos analizados implementación SIC. Julio 2014

Caso ejecutado CT Total [KUS$] FCF [KUS$] CT+FCF [KUS$] Kappa T. resol [seg] Gap %

Caso 1 49058.94 7461656.60 7510715.54 6.85E+10 308 0.0044 %

% Error -0.09 % -0.04 % -0.04 % 11.0 % -1.3 % 0.0 %

Caso 2 48895.68 7461656.60 7510552.28 1.26E+11 296 0.0031 %

% Error -0.42 % -0.04 % -0.04 % 104.6 % -5.1 % -29.5 %

Caso 3 46974.44 7408036.13 7455010.57 6.13E+10 346 0.0044 %

% Error -4.34 % -0.76 % -0.78 % -0.7 % 10.9 % 0.0 %

Caso 4 46962.33 7400370.63 7447332.95 3.20E+10 349 0.0044 %

% Error -4.36 % -0.86 % -0.88 % -48.1 % 11.9 % 0.0 %

Caso 5 46775.68 7406166.50 7452942.18 1.52E+10 354 0.0029 %

% Error -4.74 % -0.78 % -0.81 % -75.3 % 13.5 % -34.1 %

Caso 6 47749.50 7453460.49 7501209.99 8.34E+10 333 0.0055 %

% Error -2.76 % -0.15 % -0.17 % 35.2 % 6.7 % 25.0 %

Caso 7 47741.68 7411102.45 7458844.14 1.59E+11 328 0.0058 %

% Error -2.77 % -0.72 % -0.73 % 157.6 % 5.1 % 31.8 %

Caso 8 51006.44 7474330.80 7525337.25 3.31E+10 367 0.0078 %

% Error 3.88 % 0.13 % 0.15 % -46.3 % 17.6 % 77.3 %

Caso 9 45733.31 7362127.13 7407860.44 4.23E+10 463 0.0034 %

% Error -6.86 % -1.37 % -1.41 % -31.4 % 48.4 % -22.7 %

Caso 10 44684.19 7318083.80 7362767.98 1.66E+11 680 0.0036 %

% Error -9.00 % -1.96 % -2.01 % 169.5 % 117.9 % -18.2 %

Para los primeros 7 casos, se consideran embalses con factor de escalamiento para
obtener un volumen máximo de 1000 Hm3. Para los casos 8, 9 y 10 se consideran embalses
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con volumenes máximos de 500, 1500 y 2000 Hm3 respectivamente. A continuación se
mencionan los embalses considerados en cada caso y comentarios respectivos

Caso 1:
Para este caso solo fue escalado el embalse RAPEL. A partir de los resultados presentados
en la Tabla 5.3 se aprecia que el ı́ndice kappa se incrementa en un 11 % con respecto al
caso base. El costo de operación térmico y el tiempo de resolución disminuyen levemente
con respecto al caso base. El parámetro Gap obtenido fue el mismo que en el del caso
base. Dado que el ı́ndice kappa incrementó, este no cumple el objetivo buscado.

Caso 2:
Para este caso solo fueron escalados los embalses RAPEL, ANGOSTURA y PANGUE.
A partir de los resultados presentados en la Tabla 5.3 se aprecia que el ı́ndice kappa se
incrementa en un 104.6 % con respecto al caso base, lo cual se aleja del objetivo buscado. El
costo de operación térmico y el tiempo de resolución disminuyen en un mayor porcentaje
que en el Caso 1 con respecto al caso base. Si bien el parámetro Gap disminuye en un
29.5 %, el ı́ndice kappa empeoró y esto representa que el problema lineal entero mixto
formulado estaŕıa peor condicionado que del caso base, es decir el problema es sensible
ante pequeñas variaciones (errores relativos pequeños) en los datos de entrada, lo cual
provocaŕıa errores relativos grandes en la solución del problema.

Caso 3:
Para este caso solo fueron escalados los embalses RAPEL, ANGOSTURA, PANGUE y
PEHUENCHE. A partir de los resultados presentados en la Tabla 5.3 se aprecia que el
ı́ndice kappa disminuye levemente con respecto al caso base. El costo de operación térmico
disminuye en un 4.34 % lo cual es positivo dado que el presente problema de optimización
busca minimizar los costos para el horizonte de planificación. Si bien el parámetro Gap
obtenido es el mismo que el caso base, el tiempo de resolución del problema aumentó en
un 10.9 %.

Caso 4:
Para este caso solo fueron escalados los embalses RAPEL, ANGOSTURA, PANGUE,
PEHUENCHE y CIPRESES. A partir de los resultados presentados en la Tabla 5.3 se
aprecia que el ı́ndice kappa disminuye en un 48.1 %, el parámetro Gap se mantiene con
respecto al caso base y el costo de operación térmico disminuye en un 4.36 %. El tiempo
de resolución del problema aumentó en un 11.9 %. Este caso seŕıa un buen candidato a
considerar, sin embargo aún quedan embalses por escalar.

Caso 5:
Para este caso solo fueron escalados los embalses RAPEL, ANGOSTURA, PANGUE,
PEHUENCHE, CIPRESES y COLBUN. A partir de los resultados presentados en la Tabla
5.3 se aprecia que el ı́ndice kappa disminuye en un 75.3 %, el parámetro Gap disminuye
en un 34.1 % y el costo de operación térmico disminuyó en un 4.74 %. Este caso hasta
al momento seŕıa el mejor candidato a considerar, ya que además de mejorar el número
de condición del problema formulado se mejoró el parámetro Gap, resultado obtenido al
aplicar el método Branch and Bound al problema entero mixto. El tiempo de resolución
del problema aumentó en un 13.5 %

Caso 6:
Para este caso se escalan todos los embalses. A partir de los resultados presentados en
la Tabla 5.3 se aprecia que el ı́ndice kappa, el tiempo de resolución y el parámetro Gap
aumentan con respecto al caso base en un 25.2 %, 6.7 % y 25 % respectivamente. Lo anterior
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se aleja del objetivo buscado.

Caso 7:
Para este caso se escalan todos los embalses a excepción del Lago Laja (ELTORO), es
importante señalar que el Lago Laja se encuentra en condición de agotamiento (bajo
nivel de cota) por lo que la central eléctrica ELTORO no tiene la opción de generar en
todo el horizonte de planificación, por este motivo se decidió considerar esta opción. Al
dejar ELTORO sin factor de escalamiento, se aprecia en la Tabla 5.3 que con respecto al
Caso 6 el ı́ndice kappa y el parámetro Gap aumentan. El número de condición aumentó
significativamente en un 157.6 %, lo cual se aleja de nuestro objetivo.

A partir de los 7 casos anteriores el Caso 5 es el que mejor resultados entrega, a pesar
de sacrificar un leve tiempo de resolución. Se procede analizar otros 3 casos considerando
los embalses del Caso 5, pero ahora variando el volumen máximo.

Caso 8:
Para este caso solo fueron escalados los embalses con un volumen máximo de 500 Hm3. A
partir de los resultados presentados en la Tabla 5.3 se aprecia que si bien el ı́ndice kappa
disminuye en un 46.3 %, el parámetro Gap aumenta en un 77.3 % y adicionalmente el costo
de operación térmico aumentó en un 3.88 %, por lo que en función de estos dos últimos
factores este caso se aleja de lo buscado.

Caso 9:
Para este caso solo fueron escalados los embalses con un volumen máximo de 1500 Hm3. A
partir de los resultados presentados en la Tabla 5.3 se aprecia que si bien el ı́ndice kappa
disminuye en un 31.4 % el tiempo de resolución aumenta en un 48.4 %. Con respecto al
caso base el parámetro Gap y el costo de operación térmico disminuyeron en un 22.7 % y
6.86 % respectivamente. Dado que el tiempo de resolución fue el afectado para este caso
no se considera adecuado para cumplir con el óptimo de la herramienta propuesta.

Caso 10:
Para este caso solo fueron escalados los embalses con un volumen máximo de 2000 Hm3.
A partir de los resultados presentados en la Tabla 5.3 se aprecia el ı́ndice kappa aumenta
significativamente en un 169.5 % y que el parámetro Gap disminuye en un 18.2 % con
respecto al caso base. El costo de operación térmico también disminuyó en un 9 %. Dado
que este último representa el costo de operación térmico más bajo de los 10 casos con-
siderados y tomando en cuenta el peor número de condición obtenido, se da a entender
que el problema no estaŕıa condicionado adecuadamente, por lo que no se obtendŕıa una
solución óptima.

En conclusión el mejor caso obtenido fue el Caso 5, y con este caso se procederá a
analizar la operación semanal del periodo. En la Tabla 5.4 se presenta el resultado obtenido
para despacho semanal según aporte por tecnoloǵıa en el SIC.

2. Determinación de una formulación eficiente para el
predespacho

Con el objeto de determinar una formulación eficiente para la programación de corto
plazo en un sistema hidrotérmico se considerara un sistema reducido del Sistema Eléctrico
Nacional e información real de dos periodos de 48 horas correspondientes a los meses de
mayo y noviembre en el que se cuenta con diferentes afluentes hidrológicos tanto para los
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Tabla 5.4: Caso 5 con mejor kappa obtenido. Julio 2014

Aporte según tipo de enerǵıa

Tipo GWh %

Termoeléctrica 654.3 62.0 %

Hidroeléctrica 377.3 35.7 %

Eólica 18.4 1.7 %

Solar 5.3 0.5 %

Total 1055 1

embalses y centrales de pasada. El mes de mayo se considera como un periodo más seco
(término del deshielo) y el mes de noviembre como un periodo más húmedo (periodo de
deshielo).

2.1. Supuestos para la implementación

Para el caso a analizar se consideran volumenes finales para los embalses, 95 centrales
o unidades térmicas operativas, 13 centrales del tipo embalse, 22 centrales del tipo pasada,
36 centrales del tipo serie, 237 centrales del tipo ERNC (eólico y solar), 153 barras y 58
ĺıneas de transmisión. La tolerancia del gap del solver, definida por la diferencia entre los
mejores ĺımites inferior y superior, es el ajustado por defecto igual a 0,01 %.

Las restricciones a evaluar serán las siguiente:

Rampa de subida y bajada

Relaciones lógicas de operación

Reserva primaria y secundaria

Tiempos mı́nimos de operación y fuera de servicio

2.2. Rampa de subida y bajada

Se consideran dentro de este estudio las restricciones (4.67) y (4.70), las cuales son
reemplazadas por sus alternativas constreñidas. La restricción constreñida de rampa de
subida y bajada en (4.176) y (4.177) respectivamente.

Al comparar los resultados de la programación a corto plazo, modelando la restric-
ción de rampa de subida utilizando (4.67) y (4.70) (formulación 1), y por otra parte las
ecuaciones (4.176) y (4.177) (formualción 2), se obtiene:

Tabla 5.5: Resultados caso SEN restricción rampa subida y bajada para mayo.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Formulación 1 182257 27192 24.200 18157021.40 0.0033

Formulación 2 182257 27850 24.165 18158075.49 0.0081

Para las restricciones de rampa de aumento y disminución, estas utilizan distintas
variables binarias en su modelación. Por un lado, (4.67) y (4.70) utiliza variables binarias
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Tabla 5.6: Resultados caso SEN restricción rampa subida y bajada para noviembre.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Formulación 1 182257 27145 40.858 11718273.48 0.0022

Formulación 2 182257 27803 40.898 11718015.19 0.0000

de estado y de partida de la unidad. En cambio las restricciones (4.176) y (4.177) sólo se
modela a través de la variable binaria de estado de la unidad, es por eso que son necesarias
una mayor cantidad de restricciones. La cantidad de variables se mantiene constante, no
aśı la cantidad de restricciones que aumentan en la formulación propuesta en un 2,4 % en
promedio. El tiempo de simulación es similar y se obtiene una pequeña diferencia en la
función objetivo.

2.3. Relaciones lógicas de operación

En este caso se realiza la programación a corto plazo con la formulación planteada,
pero excluyendo la restricción (4.26). Es posible hacer esto asumiendo que la ecuación
(4.25) permite por si sola evitar que una unidad que se encuentra fuera de servicio (o en
servicio) se le pueda dar orden de partida y detención simultánea. En base a lo anterior,
se comparan ambos escenarios y se obtienen los resultados:

Tabla 5.7: Resultados caso SEN restricción relación lógica para mayo.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Formulación apagada 182257 27192 24.758 18157021.40 0.0033

Formulación encendida 182257 30504 24.842 18157019.63 0.0034

Tabla 5.8: Resultados caso SEN restricción relación lógica para noviembre.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Formulación apagada 182257 27145 44.447 11718273.48 0.0022

Formulación encendida 182257 30457 40.949 11718273.48 0.0023

Incorporar la relación lógica de partida y parada de la operación no tuvo mayor im-
pacto en el problema en la función objetivo de ambos escenarios. No aśı en el tiempo de
resolución para el escenario de noviembre, el cual ayudó a disminuir en un 7,8 % el tiempo
de resolución. Por otro lado se presentó un aumento del 10,8 % de la cantidad de restric-
ciones. Sin duda esta restricción constriñe el problema y reduce el tiempo de exploración
de la solución. Considerar esto puede ser aún más provechoso cuando se desee simular
problemas de gran escala para ambos escenarios de planificación.

2.4. Reserva primaria y secundaria

Para el caso SEN, es necesario incluir la reserva primaria y secundaria para modelar
la restricción de reserva en giro de cada unidad. Por lo tanto, la restricción de potencia
mı́nima y máxima para cada unidad que haya sido consignada a operar con criterio de
reserva propuesto en (4.178) y (4.179).

Se realiza la comparación entre la restricción de reserva unificada con su alternativa
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constreñida presente en las ecuaciones (4.182) - (4.185) para los meses de mayo y noviem-
bre. Los resultados se observan en las tablas 5.9 y 5.10.

Tabla 5.9: Resultados caso SEN restricción reserva primaria y secundaria para mayo.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

R. reserva única 182257 27192 26.924 18157920.30 0.0089

R. reserva separada 182257 33816 25.583 18154861.19 0.0050

Tabla 5.10: Resultados caso SEN restricción reserva primaria y secundaria para noviembre.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

R. reserva única 182257 27145 45.510 11718015.19 0.0096

R. reserva separada 182257 33769 48.061 11716804.03 0.0063

Considerar la reserva primaria y secundaria en la restricción ĺımite de potencia máxima
en una misma ecuación disminuye a la mitad la cantidad de desigualdades necesarias para
modelar esta restricción. También disminuye el tiempo de resolución para ambos escenarios
en un 5 % aproximadamente. Sin embargo, al considerar esto se sacrifica optimalidad en
la función objetivo. En conclusión, es preferible modelar la restricción de reservas en una
misma restricción ya que disminuye el tiempo de resolución, pero teniendo en cuenta que
se produce un pequeño aumento de la función objetivo (aumenta 0,017 %).

2.5. Balance de demanda

Se requiere analizar la diferencia entre el balance de demanda para el problema con-
siderando, por una parte, el balance de potencia del sistema de forma uninodal, y por
otra, el balance multinodal donde se da cuenta del sistema de transmisión del SEN y es
representado a través de un flujo DC.

Se utiliza la formulación descrita en (4.119), donde para el caso de balance uninodal,
se considera el balance de potencia para una barra única. Los resultados para ambos
escenarios se presentan en las tablas (5.11) y (5.12).

Tabla 5.11: Resultados caso SEN restricción balance de demanda para mayo.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Uninodal 182257 27192 24.735 18157021.4 0.0033

Multinodal 185329 29928 27.124 18179728.47 0.0096

Tabla 5.12: Resultados caso SEN restricción balance de demanda para noviembre.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Uninodal 182257 27145 41.214 11718273.48 0.0022

Multinodal 185329 29881 46.631 12041167.05 0.0090

Al considerar un modelo multinodal de la red se requiere agregar restricciones y va-
riables asociadas al sistema de transmisión, lo cual dependerá de la cantidad de ĺıneas
que posee el sistema. Esto complejiza el problema, lo que se traduce en un aumento del
tiempo de resolución en un 13 % y un aumento en la función objetivo de un 3 % para el
mes de noviembre. El costo de la generación aumenta debido a las limitaciones técnicas de
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las ĺıneas, las cuales no siempre pueden privilegiar la generación barata. Debeŕıa evaluarse
incluir esta restricción teniendo en cuenta la exactitud que se desea tener en la solución y
el tiempo de resolución, si es que el problema presenta mayor complejidad.

En el caso del SEN, su sistema de transmisión está muy alejado de una representación
uninodal ya que su red está distribuida principalmente de forma lineal de norte a sur.
Obviar esta caracteŕıstica significa no considerar las limitaciones de la transmisión que
hoy en d́ıa existen, principalmente en el norte de Chile.

2.6. Tiempos ḿınimos de operación y fuera de servicio

Se compara la formulación para modelar la restricción de tiempos mı́nimos de operación
y fuera de servicio descrita en (4.31) - (4.36), con la formulación constreñida presentada
en (4.186) y (4.187).

A modo de análisis, se realiza un testeo de ambas restricciones por separado y aśı dar
cuenta de su aporte de forma individual.

Caso 1:

Se incorpora la restricción constreñida para tiempo mı́nimo de operación (4.186), mien-
tras que la restricción de tiempo mı́nimo fuera de servicio se mantiene con las ecuaciones
(4.34) - (4.36). Los resultados se observan en las tablas 5.13 y 5.14.

Tabla 5.13: Resultados caso SEN restricción tiempos mı́nimos para mayo caso 1.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Tiempo mı́n. op. constr. 182257 27192 24.29 18157021.4 0.0033

Tiempo mı́n. op. 182257 27242 24.068 18156998.8 0.0074

Tabla 5.14: Resultados caso SEN restricción tiempos mı́nimos para noviembre caso 1.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Tiempo mı́n. op. constr. 182257 27145 42.334 11718273.48 0.0022

Tiempo mı́n. op. 182257 27195 41.495 11718015.19 0.0096

La cantidad de restricciones total para modelar los tiempos mı́nimos y fuera de ope-
ración entre ambas vaŕıa debido a que en (4.31) - (4.36) son necesarios tres grupos de
restricciones respectivamente, en cambio la alternativa constreñida propuesta en (4.186)
y (4.187) sólo una. A pesar de eso, esta última no logra disminuir el tiempo de resolución
y encontrar una solución óptima a menor costo.

Caso 2:

Al contrario del Caso 1, se incorpora la restricción constreñida para tiempo mı́nimo
fuera de operación (4.187), mientras que la restricción de tiempo mı́nimo en operación se
mantiene con las ecuaciones (4.31) - (4.33). Los resultados se observan en las tablas 5.15
y 5.16.

Para este caso, al preferir la restricción constreñida se logra la mayor disminución de
tiempo de resolución para todos los casos, equivalente al 19,1 % en el mes de noviembre y
sólo de un 8,3 % en mayo.

Caso 3:
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Tabla 5.15: Resultados caso SEN restricción tiempos mı́nimos para mayo caso 2.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Tiempo mı́n. f. serv. constr. 182257 27192 24.361 18157021.4 0.0074

Tiempo mı́n. f. serv. 182257 27244 26.526 18157958.01 0.0033

Tabla 5.16: Resultados caso SEN restricción tiempos mı́nimos para noviembre caso 2.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Tiempo mı́n. f. serv. constr. 182257 27145 40.991 11718273.48 0.0046

Tiempo mı́n. f. serv. 182257 27197 50.594 11718015.19 0.0022

En este caso, se remplazan ambas restricciones de tiempo mı́nimo fuera y en operación,
por sus alternativas constreñidas. El resultado de la comparación de formulaciones se
observa en las tablas 5.17 y 5.18.

Tabla 5.17: Resultados caso SEN restricción tiempos mı́nimos para mayo caso 3.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Formulación constreñida 182257 27192 24.568 18157021.4 0.0033

Formulación no constreñida 182257 27294 24.346 18157573.49 0.0099

Tabla 5.18: Resultados caso SEN restricción tiempos mı́nimos para noviembre caso 3.

Tipo de restricción N◦ de variables N◦ de restricciones Tiempo de resolución [s] FO [US$] gap %

Formulación constreñida 182257 27145 40.567 11718273.48 0.0022

Formulación no constreñida 182257 27247 43.885 11718015.19 0.0071

Para todos los casos presentados anteriormente, la cantidad de variables enteras es la
misma e igual a 44.736. Esto debido a que la cantidad de variables binarias provenientes de
las ecuaciones de Unit Commitment fueron las mismas. No aśı las variables continuas, ya
que para generar la restricción de balance multinodal fue necesario incluir nuevas variables
al problema de optimización. Los valores de gap para todos casos se obtienen por debajo
de la tolerancia de 0,01 %.

Implementando ambas restricciones constreñidas al problema, la cantidad de restriccio-
nes para ambos escenarios aumenta en un 0.37 %, y logra disminuir en un 7.5 % el tiempo
de resolución para el mes de noviembre. La función objetivo son bastante similares, por lo
que es apreciable la ventaja de la formulación propuesta sobre el escenario más complejo.

Existe una evidente diferencia entre los costos de la función objetivo para los meses
simulados debido al aumento de demanda energética para el mes de mayo por ser un
periodo más fŕıo, y por lo tanto aumentan los costos asociados al suministro de enerǵıa. Los
resultados muestran que el modelo determina satisfacer la demanda para noviembre con
mucha más generación hidro que el mes de mayo, y a su vez con mucho menos generación
de centrales de carbón. El tiempo de simulación entre ambos escenarios vaŕıa debido a
que fueron necesarias aproximadamente el triple de iteraciones del solver para encontrar
la solución óptima en el mes de noviembre.

La formulación óptima que presentaŕıa mayor rendimiento en relación con el tiempo de
resolución y costo de la función objetivo seŕıa considerando cualquiera de las restricciones
de rampa de subida y bajada propuestas, incluyendo la restricción de relación lógica de
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operación, la restricción de reserva unificada en sólo una ecuación, balance de demanda
multinodal para mayor exactitud y sólo considerando la alternativa constreñida para la
restricción de tiempo mı́nimo fuera de servicio. Es importante tener en cuenta que para
otro tipo de problema puede variar el desempeño de cada restricción, por ejemplo la
complejidad del sistema de transmisión o considerando un mayor horizonte de tiempo de
planificación.

Debido al carácter exploratorio de este análisis, se concluye que se requerirá un mayor
número de experimentos computacionales para confirmar las potenciales ventajas de las
formulaciones constreñidas.



Caṕıtulo 6

Conclusiones y trabajos futuros

El lenguaje de programación Python con la libreŕıa pyomo fue muy útil para desarrollar
la herramienta de manera flexible y modular. Esto se valida a partir de la simplicidad
para incorporar nuevas variables y restricciones al problema ya formulado. Debido a esto
la herramienta se encontrará en desarrollo para realizar mejoras en la programación y aśı
simular nuevas implementaciones para el Sistema Eléctrico Nacional.

Este trabajo ha llevado a cabo una revisión extensa del estado del arte en cuanto
a formulaciones para resolver el problema de programación de corto plazo, tomando en
cuenta formulaciones del tipo convencional como también del tipo constreñido y compac-
to, realizando un análisis computacional posteriormente luego de formularlas. Los resul-
tados computacionales presentados en este documento sugieren que con una formulación
moderna, los problemas de Unit Commitment realistas pueden resolverse fácilmente con
hardware adecuado y un motor de optimización para moderno para problemas del tipo
MILP.

Al realizar la implementación en el Sistema Eléctrico Nacional considerando restriccio-
nes adicionales los resultados obtenidos con la herramienta son consistentes con la teoŕıa
y además se obtienen muy buenos tiempos de resolución.

Al realizar implementaciones con las restricciones propuestas para el modelo de pro-
gramación de corto plazo y contrastándolas con su alternativa constreñida, en general, la
cantidad total de variables para todos los casos se mantiene constante, no aśı la cantidad
de restricciones, lo cual dependerá de la combinación de restricciones que se defina para
resolver el problema. En algunos casos la función objetivo vaŕıa levemente al comparar
distintas modelaciones para una misma restricción, esto puede estrecharse utilizando un
menor gap en el criterio de convergencia del solver.

La formulación constreñida para la mayoŕıa de los casos aporta en disminuir el tiempo
de resolución, alcanzado reducciones de tiempo que van desde un 8 % a un 20 %. Dicho
aporte se cuantifica de distinta forma dependiendo de la complejidad del problema. Por
lo tanto se propone la combinación óptima de restricciones las cuales obtienen el mejor
tiempo de resolución.

Se determinó que el factor de escalamiento que mejora el número de condición del
problema lineal para los embalses del SEN corresponde a 1000 millones de metros cúbicos
(hm3) lo cual es similar a lo obtenido para la programación de largo plazo [56].
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Este trabajo representa un aporte al proceso de programación de corto plazo que reali-
za un operador independiente de un sistema hidrotérmico, ya que esta es una herramienta
flexible y modular en la cual se han propuesto restricciones que actualmente otras herra-
mientas no pueden modelar como también una actualización de formulaciones eficientes
que permiten alcanzar menores tiempos de resolución. Se han considerado restricciones
de las unidades térmicas, restricciones de unidades hidráulicas, restricciones de unida-
des del tipo ERNC, restricciones del sistema de transmisión, restricciones de sistemas de
almacenamiento de enerǵıa y restricciones de operación.

1. Propuestas para trabajo futuro

Programar la herramienta en otro lenguaje de programación como por ejemplo en
Julia con el objeto de evaluar si este reciente lenguaje de programación es más
eficiente con respecto a pyomo en Python para resolver problemas del tipo MILP.
Lo anterior podŕıa mejorar la velocidad de construcción del modelo.

Incorporar más restricciones del tipo lineal entero mixto al modelo con el fin de
disminuir aún más la brecha existente entre la programación a corto plazo y el
despacho real. Sobre todo en embalses y unidades hidráulicas.

Incorporar restricciones que permitan modelar automatismos de reducción de ge-
neración a prorrata de las centrales que tienen incidencia en los flujos de enerǵıa
que transitan por alguna ĺınea o un conjunto de lineas de transmisión del sistema
eléctrico nacional.

Incorporar una nueva modelación para las pérdidas de transmisión en las ĺıneas
considerando variables enteras para la formulación de flujo DC seccionado en tramos
(de igual o distinto tamaño) y que sea consecuente con la modelación de conexión
y desconexión de ĺıneas propuesta en este trabajo. Esto evitaŕıa que se produzcan
pérdidas “no f́ısicas” en las ĺıneas.

Programar la herramienta considerando etapas variables o con menor tiempo de
duración como por ejemplo de 15 min en vez de 1 hora. Esto seŕıa útil para considerar
perfiles eólicos y/o solares pronósticados en los parques existentes del SEN.

Desarrollar esta misma herramienta acompañada de una interfaz gráfica en otro
lenguaje de programación como lo podŕıa ser Java, Ruby, C++ o C] entre otros,
los cuales también utilizan la metodoloǵıa de programación orientada a objetos.
Esto permitiŕıa evaluar otros solvers de optimización comerciales que aún no tienen
libreŕıas en Python y que actualmente son competencia de los solvers GUROBI Y
CPLEX.

Debido al carácter exploratorio de este estudio, se recomienda investigar más a fondo
las potenciales ventajas de las formulaciones constreñidas mediante experimientos
computacionales más exhautivos.
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[54] Fernando Ordóñez and Robert M. Freund, “Computational Experience and the
Explanatory Value of Condition Measures for Linear Optimization”
February 2003.

[55] Nocedal, J.A. and Wright, S.J. “Numerical Optimization”.
Springer Series in Operations Research Series, Edition 2, 2006.
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[102] J. M. Arroyo, A. J. Conejo, N. Jiménez Redondo., “Aplicación de algoritmos genéti-
cos a la programación horaria de centrales térmicas. Contrastación mediante la
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1. Anexo A

1.1. Información del SEN

Al 31 de enero de 2020, la potencia instalada en el SEN presentaba la siguiente com-
posición, [89].

Tipo de aporte Potencia [MW] Porcentaje [ %]

Solar 2721,9 10,8

Eólicas 2160,8 8,6

Biomasa 462,3 1,8

Biogas 64,6 0,3

Geotérmica 44,9 0,2

Termoeléctricas 13066,4 51,8

Hidroeléctricas 6717,0 26,6

Total 25237,9 100,00

Tabla 1: Capacidad Instalada en el SEN. Al 31 de enero de 2020
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