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Leiva, quién siempre compartió sus experiencias conmigo y siempre también fue un gran
consejero. A Don Julián Bustos, quién también compartió mucho sus experiencias conmigo,
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3.5.6. Modelo Estacional Autoregresivo Integrado de Media Móvil SARI-
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3.8. Emisiones de gases contaminantes . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 31
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5.21. LOEEOP del sistema para distintos niveles de penetración eólica. . . . . 65
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resolución del predespacho. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 82
5.49. Boxplot de costos de operación para 2000MW de penetración eólica y
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despacho y reserva fija. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 104

C.2. Valor de la función objetivo, considerando resolución determinista del
predespacho y reserva fija. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 104

C.3. Valor de la función objetivo, considerando resolución estocástica del pre-
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de penetración y análisis de sensibilidad. . . . . . . . . . . . . . . . . . . 80

5.20. FO de modelos deterministas y estocásticos para distintos niveles de pe-
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ARIMA : Autoregresivo Integrado de Media Móvil.
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Resumen

En este trabajo se estudia el aporte que pueden entregar las centrales eólicas a los
sistemas eléctricos de potencia en la operación, desde el punto de vista de los costos
de operación, costos de encendido y apagado, generación de tecnoloǵıas convencionales,
disponibilidad de reserva en giro, emisiones de gases y suficiencia del sistema, en adelante
evaluación sistémica de la enerǵıa eólica en la operación de corto plazo de los sistemas
eléctricos de potencia. Lo anterior se realizará modelando con mayor detalle la operación
de corto plazo, para distintos niveles de penetración eólica y de restricciones operacionales
del parque generador y del sistema de transmisión.

El estudio se focaliza en este tipo de centrales debido que, a diferencia de las centrales
convencionales, pueden presentar una fuerte variabilidad e incertidumbre de la disponibili-
dad del recurso primario. En la actualidad las metodoloǵıas para estudiar el impacto de la
penetración eólica en la programación de corto plazo, se centran principalmente en tratar
la incertidumbre del recurso eólico a través de una resolución determinista o estocástica
del predespacho. Por otro lado, para evaluar la suficiencia de los sistemas eléctricos con
penetración de enerǵıa eólica, se consideran modelos anaĺıticos o computacionales.

A diferencia de la resolución determińıstica del predespacho, la cual debe tratar la
incertidumbre del recurso eólico de forma impĺıcita a través de uso de reserva en giro,
la resolución estocástica permite tratar la incertidumbre de forma expĺıcita a través de
escenarios de generación eólica. Por otro lado, los modelos anaĺıticos que permiten tratar
con la suficiencia, son limitados desde el punto de vista de la cantidad de restricciones
operacionales del sistema de potencia bajo estudio, tales como restricciones del sistema de
transmisión, rampas de toma de carga, tiempos mı́nimos de encendido y apagado, heat rate
(poder caloŕıfico) de las centrales, entre otros. Empero, los modelos computacionales a la
fecha solo han considerado uso de reserva en giro como medida preventiva ante la inminente
salida forzada de algún generador.

Para evaluar sistémicamente el ingreso de enerǵıa eólica, esta tesis propone considerar
un modelo computacional que permita modelar la incertidumbre del recurso eólico de
forma impĺıcita a través de la resolución estocástica del predespacho, para posteriormente
utilizar un esquema de Monte Carlo para modelar las salidas forzadas de los generadores del
sistema y la incertidumbre de la generación eólica. De este modo, se combinará la resolución
del predespacho con un modelo computacional utilizado para evaluar la suficiencia de los
sistemas eléctricos de potencia. Las pruebas computacionales se realizan en el sistema
de pruebas RTS-76 del IEEE, en el cual será posible evaluar sistémicamente el ingreso
de la enerǵıa eólica, para distintos niveles de penetración de este tipo de centrales y de
restricciones del parque generador.

Cabe señalar que las métricas que actualmente permiten cuantificar el valor de ca-
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pacidad de las centrales eólicas (aporte a la suficiencia al sistema), tanto para modelos
anaĺıticos como computacionales, se basan en la métrica de probabilidad de pérdida espera-
da (Loss Of Load Expectation, LOLE) del sistema. En esta tesis se propone una métrica
basada en la pérdidas de enerǵıa esperada (Loss Of Energy Expectacion, LOEE) para
obtener el valor de capacidad, la cual permite considerar de forma más adecuada las res-
tricciones operacionales del sistema bajo estudio y la variabilidad del recurso renovable.
La métrica propuesta se comparará con algunas de las métricas utilizadas en la actualidad.

Finalmente, se evaluará la cantidad de reserva óptima necesaria para tratar con la
incertidumbre de las variables modeladas, la cual podrá tener un régimen estático (reserva
fija durante todo el horizonte de evaluación) o dinámico (reserva variable hora a hora).

Los resultados de esta tesis resultarán de utilidad para aplicar nuevas poĺıticas y con-
sideraciones respecto al uso de enerǵıas renovables, cuantificando de forma sistémica sus
efectos en la operación de corto plazo.



Abstract

This work studies the contribution of wind farms to power system operations from the
point of view of operation costs, start/shut down costs, use of conventional energy sources,
spinning reserve, gas emissions and system sufficiency, henceforth systemic evaluation of
wind energy generation in short time operations. This evaluation has been conducted by
modeling unit commitment and economic load dispatch in detail for different wind pene-
tration levels and considering different operational constrains for the bulk power system.

The study focuses on wind farms because of their high variability and the uncertainties
associated with their primary energy source.

This Thesis conducts the systemic evaluation of wind energy generation by two general
approaches: Through the use of analytical methods and by computer simulation. While
the analytic methods allows to evaluate the contribution to adequacy of wind generation
but ignoring operational constrains in the system, the computational simulation methods
can model how different operational constraints (such as transmission constraints, genera-
tor’s loading ramps, minimum up and down times, heat rate, among others) may impact
on the contribution that wind power generation can make to power system operations
In order to systematically assess the entrance of wind into power system operations, the
computational model considered in this Thesis explicitly deals with the wind uncertainty
through a stochastic unit commitment. Besides, a Monte Carlo simulation scheme is used
for modeling generation outages and wind uncertainty for conducting the systemic eva-
luation of wind energy generation. Computational tests are done in the RTS-76 IEEE test
system.

It is important to mention that in the literature the metrics that allow the quantifi-
cation of the wind farms capacity for both analytic and computational models are based
on the loss of load expectation, (LOLE). This Thesis proposes a metric based on the Loss
of Energy Expectation (LOEE) to obtain the capacity, which allow to consider the ope-
rational constrains and the wind uncertainty in more appropriately. The proposed metric
is then compared with some other metrics frequently used. Finally, the optimal amount
of reserve needed to deal with the uncertainty is assessed. This reserve can take a static
requirement (fixed reserve during the study horizon) or dynamic requirement (variable
reserve for each hour).

In order to assess the power system adequacy, we first show that the Monte Carlo sche-
me converges to the results of an analytic model, if operational constraints are ignored.
Then, the effects of operational constrains in the power system adequacy are evaluated. Re-
sults show that modeling the unit commitment with stochastic programming gives better
results for the objective function and a more accurate evaluation of adequacy. Moreover,
we conclude that the methodology currently found in the literature for determining the ca-
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pacity value considering operational constrains usually tends to overestimate these effects,
while the method proposed in this thesis leads to a more accurate quantification.

The results of this thesis are meant to be useful for the application of new politics
and consideration about the use of renewable energy sources, quantifying its effects in the
short time operation for the power system.



Caṕıtulo 1

Introducción

En la actualidad existe una preocupación bastante recurrente sobre como abastecer el
crecimiento de la demanda energética y con qué tipo de enerǵıa lograrlo. Aquello debido
a: (a) variaciones importantes en los precios de combustibles fósiles (petróleo, carbón y
gas), (b) reducción de las reservas de combustibles fósiles en la Unión Europea y Estados
Unidos, (c) creciente concentración de combustibles fósiles en áreas geográficas con ele-
vada inestabilidad poĺıtica, (d) creciente competencia por los recursos energéticos con la
entrada de China e India en la escena energética y (e) debido a la sostenibilidad ambiental
y negociación post kioto [1, 2]. Como consecuencia de lo descrito previamente, existe un
gran esfuerzo por parte de las entidades gubernamentales en intentar abastecer los re-
querimientos energéticos mediante Enerǵıas Renovables No Convencionales (ERNC). La
que ha tomado un gran auge en el último tiempo es la enerǵıa eólica ya que presenta
las siguientes caracteŕısticas: (a) rápida instalación y recuperación de la inversión [3], (b)
bajos costos de operación y mantenimiento y (c) rápido desarrollo de la tecnoloǵıa lo que
ha conllevado a que el costo de los generadores eólicos disminuya con el tiempo. Prueba
de aquello son las poĺıticas implementadas en Europa [4] y Estados Unidos [5]. En par-
ticular en Chile, a partir del 2008 se realizaron cambios regulatorios para estimular las
ERNC 1 [6], lo que desembocó en la puesta en evaluación de varios proyectos a lo largo
del páıs. A causa de esto se espera que dentro de los próximos años Chile experimente
un creciente desarrollo de la enerǵıa eólica. Lo anterior sigue siendo supervisado muy de
cerca por los poĺıticos del páıs, siendo uno de los ejes de los debates presidenciales del
año 2013, llegando uno de los candidatos a plantear que en el año 2030, Chile debiese
contar con un 30% de ERNC dentro de la capacidad instalada de su matriz energética 2.
Dados los antecedentes anteriores, en el año 2013 se decretó la Ley 20.698, la cual propicia
la ampliación de la matriz energética mediante ERNC, exigiendo que en el año 2025 se
cuente con un 20% de generación a través de este tipo de fuente de enerǵıa [7]. En efecto,
en el último Informe Definitivo de Precios de Nudo de la Comisión Nacional de Enerǵıa
(CNE), es posible apreciar un enorme ingreso de centrales ERNC [8], el que es favorecido
por la interconexión entre el Sistema Interconectado del Norte Grande (SING) y el Siste-
ma Interconectado Central (SIC), y por el ingreso del tramo de Cardones − Polpaico en
500 kV, el cual permitirá despachar la enorme cantidad de ERNC generada desde el SIC

1Ley No 20.257, la cual obliga a incluir un 5% de generación a partir de ERNC en todos los contratos
de suministro a partir de 2010, con incrementos graduales hasta alcanzar un 10% en el 2024

2Debate primarias de la Nueva Mayoŕıa 2013. 23 de Junio de 2013.
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Norte al centro de Chile.

Las aspiraciones por parte de las entidades gubernamentales nacionales, respecto a las
ERNC, traen consigo una enorme cantidad de desaf́ıos desde el punto de vista de la Inge-
nieŕıa Eléctrica. En el caso de la enerǵıa eólica, esta presenta variabilidad e incertidumbre,
lo que trae consigo problemas respecto las siguientes temáticas:

Estabilidad: de acuerdo al generador eólico que se trate, este presenta caracteŕısticas
dinámicas diferentes. Sumado a las posibilidades de control para poder llevar a cabo
alguna función en particular, estos presentan varios desafiós en el corto plazo [9].

Reservas: debido a la variabilidad e incertidumbre que puede presentar un perfil de
viento de alguna granja eólica, se requiere que el sistema sea capaz de soportar las
desviaciones de generación eólica, dado que un mal ajuste de la reserva en giro puede
repercutir en: (i) un mayor encendido de unidades con costos variables elevados, los
que elevaŕıan los costos marginales del sistema, (ii) mayor encendido de unidades
base, que implicaŕıan unidades a mı́nimo técnico, (iii) pérdida del sincronismo del
sistema. Lo descrito previamente también ocurre con la demanda energética, la cual
de acuerdo al sistema estudiado, puede presentar enormes variaciones, que sumadas
a las del recurso eólico pueden ocasionar oscilaciones de frecuencia en el sistema.
Además debe preverse también la salida intempestiva de una unidad del parque
generador o de una ĺınea del sistema de transmisión.

Predespacho y despacho económico: la variabilidad e incertidumbre que puede pre-
sentar el recurso eólico se traduce en grandes aumentos o disminuciones de la potencia
despachada que entregan en un intervalo de tiempo, lo que redunda en dificultades
para obtener la selección óptima de unidades despachadas (predespacho) y los niveles
óptimos de generación para las unidades convencionales (despacho económico).

Aporte a la suficiencia del sistema: dada la intermitencia del recurso eólico, resulta
complejo cuantificar el aporte que puede realizar una central eólica a la suficiencia
del sistema. Este problema técnico también se traduce en uno económico, ya que en
varios mercados eléctricos del mundo existen pagos por conceptos de potencia firme.

Estos últimos dos puntos serán estudiados en la presente tesis. El ingreso de generación
intermitente implica que en el predespacho deba considerarse su incertidumbre de forma
expĺıcita (a través de programación estocástica) o impĺıcita (a través de requerimientos de
reserva en giro). Esto repercutirá de distintas formas de acuerdo a las caracteŕısticas del
sistema, tales como rigidez o flexibilidad del parque generador, caracteŕısticas del sistema
de transmisión (con holguras o propenso a la congestión), comportamiento de la demanda
energética, correlación entre recurso intermitente con la demanda energética, etc.

Por otro lado, respecto al aporte a la suficiencia del sistema, en la actualidad existen
métodos anaĺıticos y computacionales para determinarlo. Los primeros no permiten consi-
derar restricciones operacionales, mientras que los computacionales a través de un esquema
de Monte Carlo, permiten modelar en el despacho económico la incertidumbre de la gene-
ración intermitente y de las salidas forzadas de los generadores. Sin embargo, actualmente
los métodos computacionales solo tratan la incertidumbre de las salidas forzadas de los
generadores, a través de un criterio único de reserva en giro, el cual es independiente de
la penetración eólica, sin considerar una medida adicional por la incertidumbre asociada
a la generación intermitente.
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Debido a lo anterior, en esta tesis se propone unificar ambos enfoques. Por un lado, se
propone tratar la incertidumbre del recurso eólico a través de la resolución estocástica del
predespacho, para posteriormente resolver el despacho económico a través de un esquema
de Monte Carlo como segunda etapa. Lo anterior permitirá resolver un predespacho de
manera más robusta, considerando la incertidumbre de la generación eólica a través del
predespacho estocástico y, además, de las salidas forzadas a través de la utilización de
reserva en giro.

Adicionalmente, en la actualidad las métricas utilizadas para determinar el valor de
capacidad de las centrales eólicas se basan en estudiar el comportamiento del LOLE o
LOLEOP . En esta tesis, se propondrá una métrica basada en el LOEE, la cual permite
tomar en cuenta de forma más adecuada las restricciones operacionales propias del sistema
eléctrico en cuestión, como será discutido posteriormente.

Los estudios serán realizados en el sistema de pruebas de confiabilidad del IEEE de-
nominado RTS [10], en el cual se empleará un perfil eólico caracteŕıstico del interior del
Norte Grande de Chile. Este perfil, y la metodoloǵıa propuesta en esta tesis, permitirán
realizar una evaluación sistémica del ingreso de centrales eólicas en los sistemas eléctricos
de potencia, considerando distintos niveles de penetración eólica y distintas restricciones
del parque generador.

1.1. Objetivos

1.1.1. Objetivo principal

El objetivo principal de esta tesis es proponer una metodoloǵıa que permita realizar
una evaluación sistémica en la operación de corto plazo de un sistema eléctrico de potencia,
del ingreso de generación intermitente, considerando de forma expĺıcita la incertidumbre
del recurso intermitente (en este caso centrales eólicas), tomando en cuenta la incerti-
dumbre asociada a las salidas intempestivas de las unidades generadoras, restricciones
operacionales del parque generador y del sistema de transmisión.

1.1.2. Objetivos espećıficos

Para dar cumplimiento al objetivo principal se deben llevar a cabo los siguientes hitos:

1. Comprobar la convergencia del método de Monte Carlo respecto a un modelo que
no considera restricciones operacionales de las unidades generadoras ni al sistema de
transmisión (modelo HL-1, como será descrito posteriormente).

2. Incluir expĺıcitamente la incertidumbre del recurso eólico en el predespacho a través
de programación estocástica.

3. Determinar la Capacidad Firme Efectiva (Effective Firm Capacity, EFC ) de las
centrales intermitentes. Dicha métrica no considera restricciones operacionales ni al
sistema de transmisión (modelo HL-1).

4. Determinar el valor de capacidad de las centrales eólicas considerando restricciones
operacionales, la cual se obtiene a partir del LOLEOP del sistema eléctrico.
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5. Discutir y plantear métricas que permitan obtener valores de capacidades de las
centrales renovables a partir de LOEEOP , emisiones de CO2 y de la función objetivo.

6. Encontrar las ventajas de realizar un ajuste adicional en la reserva en giro para
considerar las salidas forzadas de las unidades generadoras, tanto para la resolución
estocástica como para la resolución determinista.

1.2. Estructura del trabajo

La presente tesis cuenta con la siguiente estructura:

Caṕıtulo 2: discute el estado del arte, desde el punto de vista de los avances realizados
en la formulación del predespacho para incorporar distintas restricciones operacio-
nales, junto a medidas que permitan mitigar los efectos de la incertidumbre ligada
a los recursos renovables. Se muestran también los avances asociados a los distintos
tipos de formulación para la determinación de la suficiencia, obtención de reservas
óptimas y técnicas de ajuste-predicción de variables.

Caṕıtulo 3: presenta los fundamentos teóricos en los que se sustenta el trabajo.
Programación estocástica, series de tiempo, curva potencia-velocidad de una granja
eólica equivalente, método de Monte Carlo aplicado a sistemas de potencia y pro-
puesta de métricas para obtener el valor de capacidad de generación variable.

Caṕıtulo 4: referido a la propuesta metodológica. Se señalan los tipos de perfiles
eólicos que utilizados, como se definirán los perfiles sintéticos para analizar distintos
niveles de correlación, cómo se crearán los escenarios eólicos, detalle del caso de
estudio a evaluar, cómo se llevará a cabo la resolución del predespacho y del despacho
económico y formulación de métricas para determinar el valor de capacidad de una
central intermitente al considerar restricciones operacionales.

Caṕıtulo 5: asociado a la entrega y análisis de resultados de los casos a evaluar. En
particular, la convergencia del modelo propuesto, análisis de la resolución estocástica
y determińıstica, como afectan las restricciones operacionales a las ventajas que
pueda presentar una resolución u otra, determinar los valores de capacidad de la
central renovable.

Caṕıtulo 6: referido a las conclusiones que entrega el estudio, además de propuesta
de diversas ĺıneas de investigación que se desprenden del presente trabajo.

Anexos: se dan detalles del software PLEXOS, de la formulación del predespacho
estocástico y se discute aspectos de la reserva en giro.
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Estado del arte

2.1. Predespacho

El predespacho o programación de la generación de corto plazo (Unit Commitment,
UC ) es un problema de optimización en el cual se resuelve qué generadores eléctricos
deben encenderse o apagarse en un intervalo de tiempo dado [11], de manera que estos ge-
neradores puedan abastecer la demanda energética del sistema, dadas ciertas restricciones
operacionales.

En el caso de la operación centralizada, el operador del sistema (Independent System
Operator, ISO), que en el caso chileno se denomina Centro de Despacho Económico de
Carga (CDEC). En Chile se cuenta con dos CDEC, uno para el SING, y otro para el SIC,
formando aśı los CDEC-SING y CDEC-SIC respectivamente. El operador debe optimizar
el problema de modo tal de satisfacer la demanda al mı́nimo costo, sujeto a restricciones
de operación.

El UC genera un problema de optimización entero mixto, el cual crece a medida que
aumenta la cantidad de unidades generadoras, detalle del modelamiento de los generadores,
detalle del sistema de transmisión, entre otros [12].

Con respecto al detalle del modelo de unidades generadoras, es posible considerar
diversas caracteŕısticas del generador tales como mı́nimo técnico, tiempos mı́nimos de
encendido/apagado, rampas de toma de carga [13, 14], funciones de costos convexas/no
convexas, costos de encendido/apagado [15], restricciones de flujos de potencia activa y
reactiva [15–17]. Además, se puede resolver considerando restricciones de seguridad, dando
origen al Security Constrained Unit Commitment (SCUC), término que fue dado a conocer
por vez primera en 1970 [18]. Posteriormente se comenzó a plantear otras restricciones,
tales como la dinámica del sistema ante perturbaciones [19], confiabilidad y dinámica ante
perturbaciones [20], resolución considerando transmisión en alterna [21] y la generalización
para sistemas en AC/DC [22].

Con el tiempo se han ido desarrollando diversas técnicas para poder resolver el UC, lo
anterior debido principalmente a que la capacidad computacional en el comienzo era bas-
tante reducida. Dado lo anterior, fue necesario buscar algoritmos que permitieran resolver
los problemas de optimización en una cantidad determinada de tiempo. Una de las meto-
doloǵıas utilizadas en un comienzo fue la Lista de Mérito [11], la cual ordena las unidades
de acuerdo al costo asociado a la potencia máxima que pueden despachar. Posteriormente

9
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se comenzó a utilizar la Programación Dinámica, la cual divide el problema principal en
subproblemas, basándose en el Teorema de Bellman, el cual señala que en una secuencia
de decisiones óptima toda subsecuencia ha de ser también óptima [23]. Trabajos pioneros
en esta área se pueden encontrar en [24–26]. Luego se ha aplicado la Programación Entera
Mixta (Mixed-Integer Programming, MIP), la cual se caracteriza por la coexistencia de
variables enteras y no enteras. Uno de los algoritmos de resolución de este problema es
el Branch & Bound, cuya desventaja es que el tiempo de resolución del problema crece
exponencialmente con la cantidad de variables enteras involucradas en el modelo, pero
como ventaja tiene que convergen al óptimo global en un número finito de pasos (o a
uno cercano a este, expresado a través del gap) [27]. En particular, en los últimos años ha
existido un notable desarrollo de softwares que permiten resolver problemas aplicando esta
técnica de resolución tales como CPLEX [28] , Mosek [29], X-Press [30], Gurobi [31], entre
otros. Finalmente, dentro de las metodoloǵıas más investigadas en el ámbito académico se
tienen los algoritmos metaheuŕısticos, los que presentan dentro de sus mayores ventajas
una paralelización intŕınseca, ya que pueden operar de forma simultánea con varias solu-
ciones. Sin embargo, pese a tratarse de una técnica robusta no garantizan una solución
óptima. Dentro de los algoritmos metaheuŕısticos se tiene la Búsqueda Tabú, el Recocido
Simulado y los Algoritmos Genéticos. Algunos trabajos en esta última área se pueden
encontrar en [32–34].

Cabe destacar que el problema es aún más complejo debido a la incertidumbre latente
principalmente en la demanda de enerǵıa y en la generación de enerǵıas de recurso reno-
vable. Para enfrentar lo anterior se puede resolver utilizando programación determinista
o estocástica. Con respecto a la formulación determinista, todos los datos (variables de
entrada) que aparecen en su formulación son considerados conocidos, es decir, se supone
un conocimiento perfecto del estado futuro de las variables de entrada del sistema. Este
problema ha sido resuelto extensamente en la literatura. En algunos casos se ha considera-
do como parámetros conocidos la demanda eléctrica del sistema [35] y/o perfiles de viento
de alguna central en particular [36, 37]. La incertidumbre asociada a la predicción de la
demanda energética o de la generación de enerǵıas intermitentes se maneja exigiendo un
monto determinado de reserva en giro, debido a que en los casos en que exista una sobres-
timación del recurso eólico, o una subestimación de la demanda eléctrica, se podrá contar
con centrales generadoras de base para satisfacer los requerimientos adicionales del siste-
ma. Por otro lado, la programación estocástica plantea directamente el modelamiento de
la incertidumbre en las variables ligadas al problema, asumiendo que para ellas se conoce
o se puede estimar su distribución de probabilidad. La incertidumbre de esta información
puede tener diversos oŕıgenes tales como la falta de fiabilidad en los datos corregidos,
errores de medida, y del modelo de pronóstico, y eventos futuros aún no conocidos.

La programación estocástica es adaptable para el problema del UC, el cual puede
ser estructurado como un problema de optimización estocástica de dos etapas [38]. Las
decisiones de primera etapa (aqúı y ahora), corresponden a las decisiones a tomar bajo
incertidumbre, en particular los estados de encendido y apagado de centrales con tiempos
de partida lentos. Mientras que las decisiones de segunda etapa (espera y ve), los cuales no
están sujetos a incertidumbre pero śı sujetas a las decisiones de primera etapa, correspon-
den al nivel de generación de las unidades lentas y predespacho y despacho de las centrales
con tiempos de partida rápidos. Cabe destacar que las variables de primera etapa son co-
munes para todos los escenarios (restricciones de no anticipatividad), mientras que las de
segunda etapa pueden variar de acuerdo al escenario que se evalúe. Los primeros avances
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se dieron el siglo pasado [39, 40] con el fin de insertar la incertidumbre de la demanda y
salidas forzadas de los generadores.

Con respecto a los trabajos realizados utilizando programación estocástica para con-
siderar principalmente la incertidumbre de las enerǵıas intermitentes y de la demanda
eléctrica, estos se han dividido en principalmente dos ĺıneas de investigación tales como
Stochastic Security Constrained Unit Commitment (SCUC) y Rolling Unit Commitment.

Asociado a los SCUC, en [41] se considera como fuente de incertidumbre las salidas
forzadas de las unidades y de las ĺıneas además de la incertidumbre en la demanda. Las
distribuciones de probabilidad de las entradas mencionadas se discretizaron generando
la creación de escenarios. Posteriormente, la resolución se llevó a cabo aplicando penali-
dades al riesgo de no poder satisfacer las restricciones del problema bajo los escenarios
planteados.

Por otro lado, el Rolling Unit Commitment (RUC) radica en resolver el UC de forma
más recurrente. Al contar con las actualizaciones de los valores de la demanda neta se re-
duce la desviación estándar del error de pronóstico [42]. La primera vez que se utilizó una
metodoloǵıa en la cual se incluyera la propuesta anterior fue en 2006 [43,44], en el marco
del proyecto WILMAR (Wind Power Integration in Liberalised Electricity Markets) [45].
En ese estudio se analizó el UC estocástico multi-etapa asignando como fuente de incerti-
dumbre la velocidad del viento con el fin de evaluar los impactos del recurso eólico desde
el punto de vista de los costos del sistema. Para la generación del árbol de escenarios se
utilizó la herramienta Scenario Tree Tool (STT) [45].

En [46] se llevó a cabo un análisis más detallado del RUC, evaluando el impacto de
la frecuencia de la asignación de unidades en los costos de generación concluyendo, como
era de esperar, que al aumentar la frecuencia del UC, los costos disminuyen. En parti-
cular se estudió resolver el predespacho hora a hora. Posteriormente, la herramienta del
proyecto WILMAR fue refinada permitiendo el ingreso de incertidumbre en la demanda
y fallas en las componentes sumado a la ya mencionada programación estocástica multi-
etapa. Se realizó el mismo análisis de frecuencia llegando a la conclusión que los costos con
programación estocástica se reducen levemente (alrededor del 1% respecto a la formula-
ción determińıstica) y que el desempeño de la asignación de unidades es más robusto, en
términos de reducción de la enerǵıa no servida [47].

Con la herramienta WILMAR resultó fácil evaluar los beneficios del UC estocástico en
diversos sistemas. En particular para el sistema irlandés se evaluó en primera instancia un
portafolio de generación para el año 2020 considerando además el impacto en la reserva
operativa [48], y luego teniendo en cuenta distintos portafolios, además de dar mayor
detalle con respecto al modelo utilizado y los procedimientos involucrados [49]. Lo último
se replicó en la interconexión este del sistema de Estados Unidos [50].

Una publicación reciente investiga el impacto del error desde el punto de vista es-
tad́ıstico en el UC [51]. Para el desarrollo de lo anterior se sigue utilizando la herramienta
WILMAR. El objetivo es visualizar como afecta en los resultados el efecto del tercer y
cuarto momento (curtosis y asimetŕıa) de la distribución del error de viento y demanda
en la generación de escenarios.

Finalmente, debe tenerse presente que el problema del predespacho considerando la
variabilidad de algunas ERNC es solo una de las aplicaciones de la programación es-
tocástica en los SEP. Otras aplicaciones se han desarrollado, por ejemplo en el ámbito de
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la expansión de la capacidad de generación [52–54].

2.2. Suficiencia de un sistema eléctrico de potencia

La confiabilidad de un SEP se divide en dos conceptos: seguridad y suficiencia. Un
sistema es seguro si es capaz de responder a perturbaciones que puedan llevar a la inesta-
bilidad del sistema. Por otro lado, la suficiencia hace referencia a la capacidad de contar
con la capacidad instalada necesaria para poder abastecer la demanda energética, consi-
derando posibles salidas forzadas o por mantenimiento de unidades generadoras o ĺıneas
de transmisión [55]. Tanto generadores como el sistema de transmisión poseen distintos
tipos de caracteŕısticas operacionales, por tanto, afectan de distinta forma a la suficiencia
del sistema.

Tal como se muestra en la Figura 2.1, los análisis de un SEP pueden considerar tres
jerarqúıas. La primera de ellas (HL-1) está asociada a solo considerar sistema de generación
y demanda energética del sistema. La segunda de ellas (HL-2) toma en cuenta al sistema
de transmisión, mientras que la tercera (HL-3) incluye al sistema de distribución [55].
Generalmente en los estudios de suficiencia se considera la primera jerarqúıa (HL-1), sin
incluir restricciones operacionales de los generadores. Las métricas más utilizadas para
determinarla son: probabilidad de pérdida de carga (Loss of Load Probability LOLP),
pérdida esperada de carga (Loss of Load Expectation, LOLE) y pérdida esperada de enerǵıa
(Loss of Energy Expectation, LOEE). Análogamente, métricas similares se han utilizado en
estudios que incluyen restricciones operacionales y el nivel de jerarqúıa HL-2: probabilidad
de pérdida de carga operacional (Operational Loss of Load Probability, LOLPOP ), pérdida
esperada de carga operacional (Operational Loss of Load Expectation, LOLEOP ) y pérdida
esperada de enerǵıa operacional (Operational Loss of Energy Expectation, LOEEOP ) [56–
60]. Dentro de los métodos propuestos para estimar la suficiencia y el valor de capacidad
de una central, existen métodos anaĺıticos y computacionales. Los primeros representan
al sistema mediante modelos matemáticos, mientras que la evaluación de la suficiencia
mediante simulaciones considera la operación real del sistema, de acuerdo a los datos que
se tienen al momento (demanda horaria, costos de combustibles, entre otros).

Los métodos anaĺıticos se han utilizado extensamente desde los oŕıgenes de los es-
tudios de suficiencia debido a que se realizan cálculos sencillos, por lo que es posible
obtener resultados en un tiempo acotado. Aquello va en directa relación con la limitada
capacidad computacional del momento. Dados los antecedentes anteriores, estos métodos
en la mayoŕıa de los casos son modelos HL-1 sin restricciones operacionales. Una de las
metodoloǵıas pioneras se desarrolló en 1966 bajo el nombre de capacidad efectiva de des-
plazamiento demanda (Effective Load Carrying Capability, ELCC), el cual se define como
la capacidad que tiene una central para alimentar una cantidad determinada de demanda
adicional, de modo de igualar el nivel de riesgo pre-establecido (LOLP o LOLE) que tiene
el sistema al no considerarla [61]. A partir de aquel modelo, se desarrolló uno que toma en
cuenta un mayor periodo de evaluación, además de la correlación de la serie de tiempo de
la potencia eólica con la demanda eléctrica del sistema. Para ello cada generador y su tasa
de salida forzada se convolucionan mediante un método iterativo para producir la tabla
de probabilidad de desabastecimiento de capacidad (Capacity Outage Probability Table,
COPT) del sistema. El COPT es una tabla que considera el valor de capacidad total del
sistema, junto con su respectiva probabilidad de pérdida de carga [55]. Luego al considerar
la demanda, por ejemplo anual, es posible calcular el LOLP para cada hora a partir del
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Figura 2.1. Estructura jerárquica de un sistema eléctrico de potencia.

COPT, obteniendo de este modo el LOLE del periodo de tiempo [55]. Posteriormente se
desarrolló el método estad́ıstico Z, el cual se basa en considerar la diferencia entre la gene-
ración disponible y la demanda peak como una variable aleatoria, con una distribución de
probabilidad asociada [62]. Para agregar restricciones operacionales, tales como el efecto
de las rampas, es posible realizar el predespacho mediante Lista de Mérito [11] para llevar
a cabo el despacho económico de las unidades (considerando salidas intempestivas de es-
tas) con el fin de evaluar la suficiencia del sistema con ingreso de ERNC [63]. Análisis de
sensibilidad de los ı́ndices de suficiencia respecto a las emisiones del sistema es evaluado
en [64].

Con respecto a los métodos de simulación, estos se basan en un esquema de Monte
Carlo [65] para tratar con la variabilidad del recurso renovable y la incertidumbre asocia-
da a componentes bajo estudio, tomando en cuenta la cronoloǵıa de la demanda y/o la
variable renovable a estudiar. La aplicación de esta metodoloǵıa, para evaluar la suficien-
cia del sistema, se utilizó por vez primera en [66] para considerar la incertidumbre de la
disponibilidad de las componentes del sistema de generación y la variabilidad del recurso
eólico en el sistema de prueba de Billinton (RBTS) [67]. En [68] se define la razón de
reemplazo (Replacement Ratio), como un indicador que permite determinar el equivalente
de un parque eólico respecto a una de las centrales convencionales del sistema, desde el
punto de vista del LOLE o LOEE. Posteriormente, en [69] se realiza un estudio de suficien-
cia considerando distintos niveles de correlación entre granjas eólicas, demostrando que
al tener un recurso renovable más diverso (correlación entre granjas igual a cero) ayuda
de mejor forma a la suficiencia del sistema en general. Luego en [70] se realiza el mismo
estudio, pero considerando un análisis HL-2, destacando que mejorar la suficiencia de los
nodos de carga que cuentan con un sistema de transmisión débil, desde el punto de vista de
zonas radiales con ĺıneas con alta tasa de probabilidad de falla, resulta complicado dada la
radialidad del sistema. Los análisis anteriores se realizaron con el software MECORE [71],
el cual realiza el despacho utilizando curva de duración de la demanda. Por otro lado,



Caṕıtulo 2. Estado del arte 14

en [56–59] se han realizado análisis de Monte Carlo pero con un modelo que describe la
cronoloǵıa completa de la demanda y de la variable renovable, tomando en cuenta además
el pronóstico del recurso eólico dentro de los aspectos operacionales del sistema. En [60]
se presenta un método que permite determinar la suficiencia del sistema al incluir aporte
h́ıdrico y eólico al sistema.

Debido al interés y al ingreso de las las enerǵıas renovables a los sistemas eléctricos,
se comenzaron a desarrollar métricas que permitieran determinar el valor de capacidad
de estás. Debido a que la intermitencia que presentan redunda en una dificultad para
determinar el real aporte que entregan al sistema, desde el punto de vista de la suficiencia.
La obtención del valor de capacidad también es obtenido mediante modelos anaĺıticos o
mediante simulación, además de considerar análisis HL-1 o HL-2.

Respecto a los métodos anaĺıticos, en [72] se propone la capacidad firme equivalente
(Equivalent Firm Capacity, EFC), el cual está ligado a reemplazar una central eólica
por otra de generación constante y que no posee salidas forzadas, pero que aporte el
mismo nivel de suficiencia que la eólica. Estos resultados son comparados con el ELCC
obteniendo resultados levemente diferentes. Posteriormente en [73,74] se utiliza el método
del ELCC con datos reales de centrales eólicas ubicadas en los estados de California y
Sacramento. Para realizar esta metodoloǵıa se consideran perfiles eólicos de d́ıas aleatorios
para dos años distintos, y se concluye que el valor de capacidad de una central eólica
raramente coincide con la potencia promedio que puede entregar. Por otro lado, en [75,76]
es posible apreciar que se utilizan variadas metodoloǵıas en distintos lugares del mundo
para el cálculo del valor de capacidad de una central eólica, Por ejemplo, el mercado PJM
(Pennsylvania-New Jersey-Maryland Interconnection) lo obtiene de acuerdo al factor de
capacidad de una central eólica entre las 15:00-19:00 hrs. del periodo comprendido entre
el 1 de junio al 31 de agosto. En el mercado SPP (Southwest Power Pool, de Estados
Unidos) se utiliza un método que lo calcula de forma mensual, de acuerdo al aporte que
realiza al 10% de las cargas más grandes, entre otros. En [77] se presenta un método
heuŕıstico para la obtención del ELCC, por otro lado en [62] se utiliza el método Z,
mientras que en [78, 79] se utiliza un método no iterativo para determinar el ELCC de
una central eólica inspirado en la aproximación de Garver. Una comparación del ELCC
y el EFC se realiza en [80], considerando además la capacidad convencional equivalente
(Equivalent Conventional Capacity), el cual es similar al EFC pero considerando que la
central equivalente posee un FOR distinto de cero. En [81], se propone utilizar el método
del ELCC, tomando en cuenta la demanda neta horaria del sistema (demanda energética
menos la generación eólica). Finalmente, en [82], se compara este último con métodos
anaĺıticos que no consideren la demanda horaria, destacando la importancia de considerar
la serie de tiempo completa de la demanda y de la variable renovable a estudiar, debido
a que los otros métodos anaĺıticos no logran captar el efecto de la correlación del perfil
eólico con la demanda energética.

Respecto a los métodos de simulaciones, en [69] se calcula considerando un modelo
HL-1 para el RBTS considerando distintos niveles de correlación entre centrales eólicas,
concluyendo que recursos con mayor diversificación implican un aumento en el valor de
capacidad. En [57–59] se utiliza un modelo HL-2 para el SING en Chile y se realizan com-
paraciones con la metodoloǵıa chilena para obtener el valor de capacidad de las unidades,
y con el modelo HL-1 propuesto en [82]. Se concluye que para pequeños niveles de pene-
tración eólica no se aprecian grandes diferencias. Finalmente en [60] es posible concluir
sobre los efectos negativos de la saturación de los sistemas de transmisión en el valor de
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capacidad de las centrales.

2.3. Evaluación de requerimientos de reservas en el
predespacho

Dependiendo del contexto, las reservas operativas toman diferentes definiciones. En
particular se trabajará con la definición de que la reserva operativa corresponde a aquella
que puede ser utilizada en cualquier momento para suplir las diferencias entre generación
y demanda energética. La anterior se puede clasificar en reserva rodante y no rodante [83].

Tradicionalmente la seguridad de los SEP fue manejada de modo tal de determinar
la reserva operativa considerando la demanda máxima o el peor caso con respecto a la
salida de alguna componente. Debido a las contingencias modeladas en los SEP, tales
como salidas de los generadores y componentes del sistema de transmisión, además de la
incertidumbre de la velocidad del viento y de la demanda, se dificulta seguir utilizando el
criterio tradicional de determinación de reservas [84], por lo que resulta necesario investigar
otras opciones.

En [85] se considera como variables estocásticas el viento y la demanda. Posteriormen-
te en [86, 87], se toma en cuenta además de lo anterior, las salidas forzadas parciales y
totales de los generadores, tomando como criterio de confiabilidad el número de inciden-
tes de pérdidas de carga en el año. En [88] se propone cuantificar el valor de la reserva
operativa en función del parámetro λ, el cual tiene un rango de 3 a 3.5 veces la desviación
estándar horaria del error de pronóstico de la demanda neta. Otro autor propone que
la reserva en giro adicional a considerar por el ingreso de enerǵıa eólica es igual a 1.95
veces la desviación estándar del error [89]. La diferencia entre los dos métodos propuestos
anteriormente radica principalmente en que el primero señala que de la reserva operativa
solo una pequeña porción está asociada a reserva en giro, mientras que el segundo método
propone un gran margen de reserva por lo que los costos de generación pueden aumentar
con respecto a la primera metodoloǵıa. En [90–92] se presenta como método de solución el
realizar el predespacho de forma estocástica, buscando mejorar la estimación de reservas.
Es aśı como es presentado como principal diferencia con respecto a los trabajos anteriores,
que las reservas se determinen de forma impĺıcita, vale decir, no se fija de ante mano un
nivel determinado de reserva, sino que a través del balance generación-demanda previo
y posterior a la perturbación se determina el nivel óptimo hora a hora. Para plantear
lo anterior se debe contar la resolución de un escenario “base” en el cual la enerǵıa no
servida sea igual a cero. Además, la reserva del generador g en el tiempo t debe cumplir
la restricción de no negatividad. Junto con lo anterior, la reserva del generador debe ser
mayor a la diferencia entre la potencia del generador g en el tiempo t para el escenario s
y la del mismo generador, para el mismo tiempo pero considerando el escenario base.

Por otro lado, en [93] se propone determinar la reserva en giro a través de un proceso
de optimización, para el cual se determina que la reserva en giro es una función del costo de
operación más el de enerǵıa no servida. Cabe señalar que se considera el error de pronóstico
de la demanda neta y salidas forzadas de los generadores. En este trabajo se demuestra
que, considerando la técnica utilizada, mayor penetración de enerǵıa eólica no implica
necesariamente un mayor aumento de la reserva en giro. Mientras que en [94,95] se propone
que no basta con considerar el manejar la incertidumbre a través de la programación
estocástica debido a los pocos escenarios que se pueden simular, si no más bien se debiese
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considerar además un monto determinado de reserva en giro y operativa de forma impĺıcita.
La forma de obtener esta reserva es a través de simulación de Monte Carlo [65].

2.4. Técnicas de predicción

La necesidad del conocimiento, investigación y aplicación de técnicas de predicción
sobre las variables inciertas se justifica debido a los beneficios económicos que representa
el contar con valores cercanos a los reales, especialmente en el caso de sistemas con alta
penetración de enerǵıa eólica.

En la actualidad existen distintos métodos bajo los cuales se aborda el problema de
predicción de viento, el cual por su naturaleza es altamente variable y no-lineal. El método
más sencillo para la predicción es el denominado Método de Persistencia, el cual se basa
en que el valor del d́ıa futuro es igual al del pasado [96]. El primer método auténtico
desarrollado para la predicción de viento, que luego es utilizado en la producción de enerǵıa
eólica es el presentado en [97], en el cual se propone un modelo de Filtro de Kalman [98]
para predicciones de la velocidad media del viento. Actualmente los principales enfoques
corresponden a los atmosféricos, paramétricos (enfoque clásico) y métodos basados en
inteligencia artificial.

Los modelos atmosféricos, debido principalmente a requerimientos computacionales,
no han sido diseñados para realizar predicciones precisas de la velocidad del viento en la
superficie del terreno, y menos aún en el rango de velocidades de cinco a quince metros
por segundo. Estos modelos han sido utilizados para la predicción de mediano plazo de
potencia eólica [99].

Debido a lo anterior, para la aplicación en SEP, no es recomendable utilizarlos debido a
que justamente en ese intervalo es donde existe la mayor variabilidad de la potencia eólica
[100]. Con respecto a los modelos estad́ısticos paramétricos, se tienen métodos basados en
aproximaciones de distribuciones probabilisticas y modelos lineales estacionarios. Ejemplos
de los primeros son la aproximación a través de la distribución de Weibull [101] y la de
Rayleigh [102]. Estos últimos presentan la desventaja de omitir la autocorrelación del
viento, lo que afecta a la predicción debido al comportamiento estacional de la velocidad
del viento. Con respecto a los modelos lineales estacionarios, estos corresponden a los
basados en la metodoloǵıa Box-Jenkins [103], y han sido utilizados ampliamente en diversos
problemas de pronóstico tales como precios de combustibles, demanda eléctrica, demanda
de combustible, etc. Los modelos lineales se pueden dividir en Auto Regresivos (AR)
[104], Media Móvil (MA), Auto Regresivo de Media Móvil (ARMA) [105], Auto Regresivo
Integral de Media Móvil (ARIMA) y Auto Regresivo Integral de Media Movil Estacional.
Los modelos ARIMA han sido ampliamente utilizados para estimar el recurso eólico, por
otro lado, investigaciones recientes han utilizado modelos SARIMA pues presentan menor
error en la estimación del recurso eólico [59,106].

Por otro lado, en los métodos no paramétricos los más conocidos son modelos de redes
neuronales artificiales, cuyo nombre se deriva de las células biológicas nerviosas, las que
son capaces de generar una respuesta espećıfica dependiendo del nivel de actividad de sus
vecinas. Las redes neuronales artificiales simulan parcialmente el comportamiento de estos
sistemas biológicos [107]. Algunos trabajos en esta área para la estimación de velocidad
de viento se pueden encontrar en [108,109]. Más información sobre combinación de redes
neuronales con otros métodos no paramétricos, y métodos de predicción en general se



Caṕıtulo 2. Estado del arte 17

puede encontrar en [110–112].

Conclusiones sobre la revisión bibliográfica

A partir de la revisión del estado del arte se pueden realizar las siguientes conclusiones:

Para atenuar los efectos de la incertidumbre del recurso eólico es posible resolver el
predespacho de forma expĺıcita (estocástico) o impĺıcita (utilizando reserva en giro).

La evaluación del aporte de suficiencia de las centrales intermitentes se puede realizar
mediante métodos anaĺıticos o computacionales. Para estos últimos, de acuerdo al
estado del arte actual, se utiliza un criterio de reserva en giro fijo independiente del
grado de penetración de enerǵıa intermitente, por tanto, no se utiliza un criterio de
reserva para atenuar los efectos de la incertidumbre eólica.

El valor de capacidad de las centrales eólicas (renovables en general), puede ser cal-
culado a través de métodos anaĺıticos o computacionales. En el estado del arte se
señaló que independiente de la metodoloǵıa empleada, estos cálculos se basan en
determinar el LOLE para los métodos anaĺıticos y el LOLEOP para los compu-
tacionales.

En el estado del arte actual, tanto para métodos anaĺıticos como computacionales,
se asocia el valor de capacidad de las centrales solo al aporte a la suficiencia del
sistema. Lo anterior se debe principalmente a que los métodos anaĺıticos no poseen la
capacidad de modelar restricciones operacionales. Debido a lo anterior, actualmente
los modelos computacionales pese a que pueden modelar restricciones operacionales,
a la fecha solo han centrado sus esfuerzos en igualar sus métricas respecto a los
anaĺıticos, dejando de lado los efectos que genera el ingreso de una central a la
función objetivo (minimización de costos) y/o a la reducción de emisiones de CO2

Cabe destacar que en [113] se planteó el desaf́ıo de determinar el impacto del error de
pronóstico del recurso eólico y solar en la programación de corto plazo del SING. En ella,
para el caso del recurso eólico, se utilizaron diversos modelos de pronóstico para resolver
el predespacho de forma determinista, los que fueron comparados respecto a resolver el
predespacho de forma estocástica. Una de las conclusiones que se obtuvieron de esa me-
moria de titulación hace referencia a que la resolución estocástica del predespacho trae
beneficios, respecto a la programación determinista, principalmente para altos niveles de
penetración eólica.

Una vez señalada las conclusiones anteriores, se plantean los siguientes desaf́ıos:

Combinar la metodoloǵıa empleada para atenuar los efectos de la incertidumbre
del recurso eólico a través de una programación estocástica del predespacho, con
la metodoloǵıa computacional para llevar a cabo la evaluación de la suficiencia de
recursos intermitentes. Comparar esta nueva metodoloǵıa con respecto a lo planteado
en el estado del arte respecto a métodos anaĺıticos y computacionales.

Determinar, además de la métrica utilizada en métodos anaĺıticos y computacionales,
el valor de capacidad de la central desde el punto de vista de las emisiones de CO2

y de la función objetivo.
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Los dos principales desaf́ıos presentados en esta tesis se evaluaran en el sistema de
pruebas del IEEE denominado RTS-79, considerando distintos niveles de penetración de
la central eólica. Para determinar los aportes que realiza la central eólica deberá evaluarse
un año completo.

Además se presentarán las siguientes sensibilidades:

Sensibilidad 1: distintas capacidades instaladas de la central eólica, desde 100MW
a 500MW en intervalos de 100MW, hasta altos niveles de penetración (1000MW y
2000MW).

Sensibilidad 2: diversos puntos de conexión de la central eólica en el sistema eléctrico
bajo estudio.

Sensibilidad 3: determinación de la variación de la suficiencia del sistema respecto
a cambios en las restricciones operacionales, tales como rampas de toma de carga,
tiempos mı́nimos de encendido y apagado y variación en el precio de los combustibles.

Sensibilidad 4: distintas cantidades de perfiles de generación renovable para llevar a
cabo el predespacho estocástico.
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Fundamentos teóricos

3.1. Operación de corto plazo de los SEP

La operación de corto plazo de los SEP hace referencia a la resolución del problema
de cómo y cuánto generar para abastecer la demanda eléctrica y las pérdidas del sistema
de transmisión. Por un lado se debe determinar que unidades deben estar encendidas
y/o apagadas (predespacho). Una vez resuelto lo anterior, se deben determinar los niveles
óptimos de generación que deben entregar los generadores que se encuentran encendidos
(despacho). Cuando se tiene operación centralizada, como en el caso de Chile, el Centro de
Despacho Económico de Carga (CDEC) es el encargado de plantear el problema descrito
anteriormente, procurando minimizar los costos de operación, sujeto a las restricciones del
sistema. En general la operación de corto plazo trabaja sobre el supuesto que las variables
eléctricas han alcanzado el estado estacionario, pudiendo modelar una gran cantidad de
restricciones que involucran al SEP.

Sobre las restricciones que se pueden modelar, se tienen: rampas de toma de carga de
los generadores, tiempos mı́nimos de encendido y apagado, costos de encendido y apagado,
enlaces en continua y en alterna, mantenimiento de unidades, entre otros. Sin embargo,
existen parámetros que traen consigo un grado de incertidumbre inherente, tales como las
salidas forzadas de las unidades y de ĺıneas, generación intermitente y demanda eléctrica.
Para enfrentar lo anterior se puede resolver el problema de forma determinista o estocásti-
ca.

3.2. Programación estocástica

En una gran cantidad de problemas de diversas disciplinas existen variables con un
cierto grado de incertidumbre, la cual se debe principalmente a carencia de datos fiables o
de variables de las cuales se requiere estimar su valor en el futuro. Dentro del horizonte de
tiempo considerado para realizar el análisis, existe una cantidad acotada de etapas. Cada
una de ellas representa un punto en el tiempo donde deben tomarse decisiones o cuando
la incertidumbre desaparece parcial o totalmente. Una forma de dar solución a lo anterior
es utilizar programación estocástica, cuyo objetivo es tomar decisiones en un ambiente de
incertidumbre.

Para este trabajo en particular se utilizará la técnica de descomposición de escena-
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rios, la cual aproxima la distribución de probabilidad de los parámetros aleatorios en un
conjunto finito de escenarios discretos, buscando de este modo una única solución que sea
óptima para el total de escenarios considerados. Lo anterior no es lo mismo que resolver
S escenarios de forma determinista para luego encontrar el valor esperado de la solución,
pues aquello conllevará a S conjuntos distintos de decisiones.

Dependiendo de la estructura de la programación se puede distinguir optimización
estocástica de dos etapas o multietapa. Para este trabajo en particular se considerará la de
dos etapas, en la cual las decisiones de primera etapa son tomadas basadas en información
parcial (distribución de probabilidad) de la segunda etapa. Las anteriores son únicas para
todos los escenarios. Por otro lado las decisiones de segunda etapa no están sujetas a
incertidumbre, por lo que son distintas según cada escenario [114]. La utilización de un
esquema de dos etapas permite ajustar a la operación de corto plazo, pues se deben tomar
decisiones sobre el encendido y apagado de las unidades de partida lenta considerando
información parcial (en este trabajo en particular, se tiene información parcial de perfiles de
generación de unidades renovables y de salidas forzadas de generadores. Una vez despejada
la incertidumbre, es posible tomar decisiones de despacho económico para las centrales de
partida lenta y resolver el predespacho y despacho de las unidades de partida rápida.
Cabe señalar que el resolver predespacho de forma estocástica permite una solución única,
desde el punto de vista de la asignación de unidades de partida lenta, para cada uno de
los escenarios estudiados gracias a las restricciones de no anticipatividad.

Para forzar que las decisiones de primera etapa sean iguales para todos los escena-
rios debe incorporarse restricciones adicionales denominadas como “restricciones de no
anticipatividad”.

La formulación clásica de un problema de optimización estocástica, utilizando descom-
posición de S escenarios con pesos ωs, queda representada a continuación:

Minimizar :

S∑

s=1

ωs · F (θs, xs, ys, zs) (3.1)

Sujeto a :




A(θ1) 0 · · · 0 0
0 A(θ2) · · · 0 0
...

...
. . .

...
...

0 0 · · · A(θS−1) 0
0 0 · · · 0 A(θS)







x1
y1
z1
...
xS
yS
zS




=




b(θ1)
b(θ2)
...

b(θS−1)
b(θS)




(3.2)

(3.3)

: x ≥ 0, y ≥ 0, z ≥ 0 ∀ s ∈ S (3.4)

Donde:

x: vector de variables de primera etapa.

y: vector de variables de segunda etapa.
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z: vector de variables de holgura 3.

F(θ,x,y,z): Función objetivo la cual depende los parámetros x, y, z; cuyos coeficientes
pueden depender de θ.

A(θ): Matriz de coeficientes, la cual puede depender de θ.

b(θ): Matriz de restricciones, la cual puede depender de θ.

Pese a lo descrito anteriormente, la ecuación (3.3) representa la resolución del pro-
blema determinista resuelto S veces. Para poder relacionar las variables de los distintos
escenarios, se debe incorporar restricciones que fuercen que las variables de primera etapa
sean iguales para todos los escenarios. Dichas restricciones son las conocidas como restric-
ciones de no anticipatividad y su formulación matemática corresponde a la señalada en la
ecuación (3.6).




I -I 0 · · · 0 CNA
12

I 0 -I · · · 0 CNA
13

...
...

...
. . .

...
...

I 0 0 · · · -I CNA
1Z


 =




x1
x2
x3
...
xS
zNA




(3.5)

(3.6)

zNA 1 0 (3.7)

Donde:

I : Matriz de identidad de dimensión igual a la cantidad de escenarios considerados.

CNA: matriz de coeficientes de holguras de no anticipatividad 4.

zNA: vector de holguras de no anticipatividad.

El sistema de ecuaciones (3.1) a (3.7) permiten resolver el problema estocástico des-
compuesto en S escenarios.

Una vez señalado lo anterior, a través del esquema de simulación de Monte Carlo se
contará con una gran cantidad de escenarios, tanto de generación renovable como de salidas
forzadas de los generadores. Una primera estrategia propuesta en este trabajo, a diferencia
de lo planteado en [60], será plantear la incertidumbre del recurso eólico de forma expĺıcita
en el predespacho (primera etapa) a través de la programación estocástica de modo tal de
obtener una solución robusta frente a la variabilidad presentada en el despacho económico
(segunda etapa).

3Su aparición en la función objetivo se asocia a penalidades por violación de restricciones blandas.
4En el caso de que estas sean no nulas, debido a modelar restricciones de no anticipatividad como

restricciones blandas, deben agregarse penalidades a la función objetivo.



Caṕıtulo 3. Fundamentos teóricos 22

3.3. Método de Monte Carlo

Una metodoloǵıa distinta para representar variables aleatorias, además de la progra-
mación estocástica, es el método de Monte Carlo. Para llevar a cabo este método, se deben
definir S escenarios de ocurrencia y posteriormente, estos deben evaluarse de forma inde-
pendiente (de forma secuencial o paralela). Generalmente el resultado es el valor esperado
de la variable que se desea cuantificar [115].

Ya que en algunos casos la variable aleatoria puede presentar varios posibles escenarios,
en la práctica es imposible calcularlos todos. Debido a aquello, se utilizan métricas que
permitan asegurar la convergencia del método. Una de las métricas utilizadas para asegurar
la convergencia del método es la que se define en la ecuación (3.8) [68]:

σ(q)√
N ·E(q)

≤ 0,05 (3.8)

Con:

σ(q): desviación estándar de q.

N : número de muestras a utilizar en el esquema de Monte Carlo.

E(q): esperanza de q.

La utilización del método de Monte Carlo en estudios de suficiencia de un SEP per-
mite, a diferencia de los modelos anaĺıticos, incorporar restricciones operacionales y del
sistema de transmisión junto con la variabilidad del recurso renovable. Para aquello, es me-
nester considerar la incertidumbre asociada a las componentes del sistema de generación
y/o transmisión (Forced Outage Rate, FOR y Mean Time To Repair, MTTR), además
de escenarios de generación eólica. Una vez preparados los escenarios anteriores, tanto de
salidas forzadas de las unidades generadoras como de generación renovable y resuelto el
predespacho de forma estocástica o determińıstica, es posible evaluar la suficiencia del sis-
tema a través del esquema de Monte Carlo cuantificando el valor esperado de las variables
de interés que resultan del despacho económico.

3.4. Series de tiempo

Una serie de tiempo se define como una secuencia de datos, medidos en una cantidad
de tiempo espaciados entre śı de manera uniforme. El principal objetivo de una serie de
tiempo yt, con t = 1, 2, 3..., es el poder realizar diversos análisis para poder obtener un
pronóstico de yt, o para obtener escenarios representativos de la variabilidad de yt.

Las series temporales se dividen en:

Estacionarias: media y varianza constante en el tiempo. La serie es estable a lo largo
del tiempo.

No estacionarias: tendencia y/o variabilidad cambia a lo largo del tiempo.

En general, si yt es estacionaria, cumple con las siguientes propiedades:
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Media E(yt) = E(yt+k)=u

Varianza V(yt)=V(yt+k)=σ2

Covarianza γk(yt)=E[(yt - u)(yt+k - u)]

Por tanto si yt es estacionaria, implica que u, σ2 y γk son constantes independientes
del momento de medición.

3.4.1. Ruido blanco

El ruido blanco εt es un caso simple de un proceso estocástico (sucesión de variables
aleatorias que evolucionan en función de otra, por ejemplo, el tiempo) en el cual se tiene
que u=0 y σ2 es constantes. Esto se puede expresar también en base a las ecuaciones (3.9)
y (3.10).

εt ∼ N(0, σ2) (3.9)

cov(εti, εtj) = 0 (3.10)

3.4.2. Componentes de una serie temporal

El análisis clásico de las series de tiempo asume que yt se puede descomponer en tres
componentes, cuya suma punto a punto componen a yt. Estas componentes son:

Componente estacional: asociado a la periodicidad de la serie, vale decir, tiene un
comportamiento que se repite a lo largo del tiempo. Para el caso particular del viento,
resulta intuitivo el efecto estacional diario dado por las diferencias de temperatura
entre el d́ıa y la noche. Por otro lado, para el caso solar esta componente resulta
obvia debido a la presencia del sol durante el d́ıa y su ausencia durante la noche.

Componente de tendencia: se puede identificar como una variación en el tiempo del
valor medio.

Componente aleatoria: esta serie no corresponde a ninguno de los dos patrones de
comportamiento, sino a factores aleatorios que inciden de forma aislada en la serie
de tiempo.

3.4.3. Autocorrelación

En ocasiones puede suceder que los valores que toma la serie en el tiempo dependen
de sus valores anteriores, lo anterior se denomina autocorrelación de la serie de tiempo.
En particular se definen los siguientes tipos de función de autocorrelación en la serie de
tiempo:

Función de autocorrelación simple (ACF): esta función mide la correlación entre dos
valores de la serie de tiempo separados por k periodos. La ACF queda descrita por
la ecuación (3.11).

ρj = corr(yj, yj−k) =
cov(yj , yj−k)√
V (yj)

√
V (yj−k)

(3.11)
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La ACF cumple con las siguientes propiedades:

ρ0 = 1
-1 ≤ ρj ≤ 1
ρj = ρ−j

Función de autocorrelación parcial (PACF): esta función mide la correlación entre
dos valores de la serie de tiempo separados por k periodos sin considerar los retardos
intermedios. La PACF queda descrita por la ecuación (3.12).

πj = corr(yj, yj−k/yj−1yj−1...yj−k+1) =
cov(yj − Ŷj, yj−k − Ŷj−k)√

V (yj)
√

V (yj−k)
(3.12)

3.5. Modelos de pronóstico

A continuación se procede a definir algunos modelos de pronóstico:

3.5.1. Modelos de persistencia

Un modelo de persistencia es el más básico para la estimación de alguna variable con
componente estacional, dado que hace relación a que dicho valor es igual al medido en
algún momento pasado. Lo anterior se explica en la ecuación 3.13.

yt = yt−h (3.13)

Donde el parámetro h hace relación al retardo con que se relaciona el valor presente.
Por ejemplo, si se requiere un modelo de persistencia para pronosticar un año, entonces
h puede tomar el valor de 8760. Otro ejemplo es usar el valor de la misma hora del d́ıa
anterior.

3.5.2. Modelos Autoregresivos AR(p)

Los modelos AR tienen sus bases en que el valor actual de la serie depende de p
valores anteriores de esta misma. Donde p determina la cantidad de retardos necesarios
para explicar la serie. El modelo AR de orden p se presenta en la ecuación (3.14).

yt = c+ φ1yt−1 + ...+ φpyt−p + εt (3.14)

Donde εt es ruido blanco y φp es el coeficiente que acompaña al valor anterior yt−p.

Si se define B como el operador retardo, vale decir Byt = yt−1, la ecuación (3.14) queda
definida por la expresión (3.15).

φp(B)yt = εt (3.15)
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3.5.3. Modelos Media Móvil MA(q)

En los modelos MA el valor actual de la serie depende no solo de la última innovación
εt, sino también de las últimas q anteriores. El modelo MA de orden q se presenta en la
ecuación (3.16).

yt = εt − θ1εt−1 − ...− θqεt−q (3.16)

Donde εt−q es el coeficiente que acompaña a la innovación εt−q.

Al introducir el operador B, la ecuación (3.16) queda reducida en la expresión (3.17).

yt = θq(B)εt (3.17)

Un proceso MA es siempre estacionario, por ser la suma de procesos estacionarios.

3.5.4. Modelos Autoregresivos de Media Movil ARMA(p,q)

Estos modelos tienen sus bases en que son una superposición de los dos anteriores. El
modelo ARMA de orden (p, q) se presenta en la ecuación (3.18).

yt = c+ φ1yt−1 + ...+ φpyt−p − θ1εt−1 − ...− θqεt−q + εt (3.18)

Al introducir el operador B, la ecuación (3.18) queda reducida en la expresión (3.19).

φp(B)yt = θq(B)εt (3.19)

3.5.5. Modelo Autoregresivo Integrado de Media Móvil ARIMA (p,d,q)

Hasta el momento se ha supuesto que los modelos poseen tanto esperanza como va-
rianza constantes y que la covarianza es invariante en el tiempo, sin embargo, existe la
posibilidad de que las series no sean estacionarias, cambiando de nivel en el tiempo o con
varianza no constante. Los modelos ARIMA suponen que la serie de tiempo no es esta-
cionaria, por tanto, se debe diferencias la serie d veces para hacerla estacionaria. Una vez
realizado lo anterior, se puede aplicar a la nueva serie resultante un modelo ARMA (p, q).
El modelo ARIMA de orden (p, d, q) queda descrito en la ecuación (3.20).

ydt = c+ φ1y
d
t−1 + ...+ φpy

d
t−p − θ1ε

d
t−1 − ...− θqε

d
t−q + εdt (3.20)

Donde ydt es la serie de diferencia de orden d y εdt es un proceso de ruido blanco.

Al introducir el operador B, la ecuación (3.20) queda reducida en la expresión (3.21).

φ(B)(1−B)dyt = c+ θ(B)εt (3.21)
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3.5.6. Modelo Estacional Autoregresivo Integrado de Media Móvil SARIMA
(p, d, q)(P,D,Q)s

Este tipo de modelos asume que la serie de tiempo tiene patrones o variaciones sis-
temáticas durante un peŕıodo determinado, vale decir, el valor esperado no es constante
pero vaŕıa con una pauta ćıclica. Este tipo de serie se divide en aditivas y multiplicativas,
siendo está última la forma más sencilla de representar dado que las aditivas requieren poli-
nomios bastante extensos. Los modelos SARIMA (p, d, q)(P,D,Q)s multiplicativos quedan
descritos por la ecuación (3.22).

yt = c+ φ1yt−1 + ...+ φpyt−p +Φ1yt−1 + ...+ΦP yt−P − θ1εt−1 − ...

− θqεt−q −Θ1εt−1 − ...−ΘQεt−Q + εt
(3.22)

Con ΦP es un coeficiente que acompaña a la entrada asociada a la estacionalidad de
la serie yt−P y Θt−Q es el coeficiente que acompaña a la innovación εt−Q.

Los valores de d y D representan la diferenciación que se debe realizar en la parte
estacionaria y estacional respectivamente. Si la serie no es estacionaria, se debe aplicar d
diferenciaciones como sea necesario para que la serie de tiempo sea estacionaria. Mientras
que si la serie es estacional, se debe aplicar tantas diferenciaciones D para remover dicha
componente.

Al introducir el operador B, la ecuación (3.22) queda reducida en la expresión (3.23).

Φ(Bs)φ(B)(1 −Bs)D(1−B)dyt = c+Θ(Bm)θ(B)εt (3.23)

3.5.7. Criterio de Información de Akaike (AIC)

El Criterio de Información de Akaike es una medida estad́ıstica de la probabilidad
de un modelo, penalizando según la complejidad (cantidad de parámetros ajustados) del
mismo [116]. La expresión que permite obtener el AIC se presenta en la ecuación (3.24).

AIC = L∗([θ̂, x̂o]) + 2q (3.24)

Con q como la cantidad de parámetros ajustados en θ más el número de estados libres
en xo. Mientras que θ̂ y x̂o son los estados estimados de θ y xo.

3.5.8. Protocolo de identificación de modelos a partir de los pasos de
Box-Jenkins

En general se pueden distinguir los siguientes pasos:

Identificación: representar la serie gráficamente. Construir la gráfica de la serie, lo
cual nos indicará si existe una tendencia o no (estacionaridad). En caso de que la
serie no sea estacionaria se puede diferenciar d veces hasta volverla estacionaria.
Posteriormente para identificar la estacionalidad es posible obtener el boxplot de la
serie, ya sea diario, mensual o anual. En caso de que la serie no presente varianza
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constante, se puede aplicar transformaciones a la serie, por ejemplo, trabajar con el
logaritmo de la serie.

Una vez hecho lo anterior, la ACF y PACF tiene comportamientos t́ıpicos, los cuales
permiten la identificación de la serie según la Tabla 3.1.

Tabla 3.1

Comportamiento t́ıpico de ACF y PACF frente a modelos de Box-Jenkins.

Modelo Comportamiento t́ıpico ACF Comportamiento t́ıpico PACF

AR(p) Cae de forma exponencial, sinusoidal o ambos Peaks significativos hasta el retardo p
MA(q) Peaks significativos hasta el retardo q Cae exponencialmente

ARMA(p,q) Cae exponencialmente Cae exponencialmente

Estimación y verificación: una vez identificada la estructura del modelo, es posible
ajustar varios modelos. El criterio de selección del modelo óptimo es aquel que pre-
senta residuos lo más semejantes posibles al ruido blanco y que cumple con el menor
Criterio de Información de Akaike (AIC). Dicho criterio se basa en el estimador de
máxima verosimilitud para encontrar los parámetros más adecuados del modelo.

Predicción y revisión del modelo: luego de estimar y verificar el modelo es posible
realizar las predicciones pertinentes. Una medida de rendimiento utilizada para re-
visar la eficiencia del modelo es calcular la desviación estándar normalizada (σnorm)
del error de pronóstico en por unidad. Para determinar la anterior, primero se debe
definir el error de pronóstico φ (MW) mediante la ecuación (3.25).

φ = Ppredicha − Preal (3.25)

Con:

• Ppredicha: Predicción de potencia eólica obtenida indirectamente a través de la
predicción de la velocidad del viento.

• Preal: Potencia eólica real.

Una vez obtenido el anterior, la desviación estándar normalizada del error de pronósti-
co en por unidad queda determinado por la ecuación (3.26).

σnorm =
1

Pinstalada

·

√√√√
n∑

i=1

(φi − µ)2

n
(3.26)

Donde n es igual a la cantidad de datos, µ representa al promedio del error de
pronóstico en megawatts y Pinstalada la capacidad instalada de la central a analizar.

3.6. Caracteŕıstica potencia-velocidad de un parque eólico

La potencia que puede entregar una turbina eólica está determinada por la ecuación
(3.27), donde se puede apreciar que el factor que incide de mayor forma en el valor de la
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potencia es la velocidad del viento. Un factor asociado a la construcción es el del área de
barrido del rotor, por lo que con el paso del tiempo se han ido construyendo rotores con
diámetro cada vez más grande.

P =
1

2
Cp · ρAv3 (3.27)

Donde:

P : Potencia eólica generada.

Cp: Coeficiente de potencia del generador eólico (depende de la velocidad de la punta
del aspa y del ángulo de inclinación de esta).

ρ: Densidad del aire en la altura a evaluar.

A: Área del rotor.

v: Velocidad de viento.

En la Figura 3.1 se presenta la caracteŕıstica potencia-velocidad de una turbina Vestas
de 2MW [117], la cual por facilidad es presentada en p.u. (curva Turbine). Como se puede
apreciar la curva de potencia-velocidad t́ıpica de una turbina posee un rango de velocidades
en las cuales puede generar potencia eólica, sin embargo, el considerar dicha curva para
cuantificar la potencia total de un parque eólico puede llevar a errores. Esto se debe a
que en un parque, debido a diversos factores, las turbinas reciben distintas velocidades de
viento, lo genera que la curva potencia-velocidad de un parque equivalente tienda a suavizar
el perfil. A diferencia de lo realizado en [118], en donde se obtiene una función emṕırica
para transformar la velocidad en potencia eólica de solo una turbina, en [119] y [120]
se considera el efecto del parque equivalente tomando en cuenta la eficiencia del arreglo
(efecto de reducción de velocidad debido a tener turbinas aguas arriba), velocidad de corte,
efectos topográficos, promediado espacial, disponibilidad (de acuerdo a la ubicación de la
turbina, costa o interior) y pérdidas eléctricas (alrededor del 3%). La Figura 3.1 muestra
el comportamiento de la caracteŕıstica potencia-velocidad del parque eólico, tanto para
el caso en que este se encuentre emplazado en un altura cercana al nivel del mar o para
aquel que se encuentre emplazado en una altura considerable. Se puede apreciar que la
velocidad de corte de potencia eólica no es la misma que para el caso del aerogenerador
individual y que es mucho más suave el tránsito para llegar a esta. Cabe señalar que la
curva de Farm LowLand se utiliza para centrales emplazadas cerca de la costa, mientras
que las centrales ubicadas al interior deben utilizar la curva Farm UpLand.

3.7. Reservas en un Sistema Eléctrico de Potencia

La utilización de reservas en un SEP nace de la necesidad de acoger medidas precautivas
frente a incertidumbres que no son modeladas directamente en la formulación del pre
despacho. En general existen diversos tipos de reservas, asociadas a distintas escalas de
tiempo de funcionamiento. Aśı también existen variadas definiciones de reservas, como
también formas para su obtención. Algunas fuentes de incertidumbre son la previsión de
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Figura 3.1. Caracteŕıstica potencia-velocidad para aerogenerador y parque eólico.

la demanda, indisponibilidad de unidades o fallas en alguna ĺınea de transmisión, previsión
del recurso eólico o solar, etc.

El North American Electric Reliability Corporation (NERC) acoge el concepto de re-
servas operativas de acuerdo a la siguiente definición:

“La capacidad por sobre la demanda bruta del sistema requerida para proveer regula-
ción, corrección del error de predicción de la carga, falla de equipos programadas e intem-
pestivas, aśı como para protección local, consistente de recursos en giro y detenidos.” [121]

La reserva operativa se divide en reserva en giro (spinning reserve) y reserva fuera de
giro o no rodante (replacemente reserve), las cuales quedan definidas según:

Reserva en giro: es aportada por los generadores que se encuentran encendidos en
una escala de tiempo inferior a los treinta segundos.

Reserva fuera de giro: es aportada por generadores que se encuentran apagados en
una escala de tiempo superior a los quince minutos.

Cabe señalar que un desbalance entre generación y demanda genera desviaciones en
la frecuencia, lo que da origen a la existencia del control de frecuencia. El control debe
considerar los siguientes objetivos:

Mantener el equilibrio entre generación y demanda.

Mantener la frecuencia de referencia en el sistema.

Cumplir los compromisos de intercambio de enerǵıa con las áreas vecinas.

Mantener la suficiente enerǵıa de reserva.

Para cumplir dichos objetivos, el control de frecuencia se divide en tres: primario,
secundario y terciario. Los cuales operan en distintas escalas de tiempo. La definición de
los anteriores, de forma resumida, se presentan a continuación [122]:

Control primario de frecuencia (CPF): es el más rápido, y opera en un margen de
tiempo de 2 a 20 segundos. Actúa de forma local en cada generador sincrónico,
atendiendo a la velocidad de giro del eje.
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Control secundario de frecuencia (CSF): opera en un margen de tiempo de 20 segun-
dos a 2 minutos. Actúa en el ámbito del área de control, atendiendo a la frecuencia
y al intercambio de potencia de áreas vecinas.

Pese a que el CPF es quién permite recuperar el balance entre generación y demanda,
la frecuencia queda desviada respecto a la referencia y los generadores quedan en un
punto de trabajo distinto. Lo anterior es reparado por el CSF devolviendo al sistema
a la frecuencia de referencia y manteniendo los flujos de potencia programados.

Control terciario de frecuencia (CTF): opera en un margen de tiempo superior a 10
minutos. Actúa en el ámbito de un sistema eléctrico extenso, buscando un reparto
de cargas optimizado que asegure suficientes reservas de enerǵıa.

3.7.1. Uso de reservas en estudios de sistemas eléctricos con enerǵıa eólica

Debido a la incertidumbre de algunas variables al momento de realizar el predespacho,
tales como: demanda energética, generación de recursos renovables, salidas forzadas de
centrales generadoras, entre otros, se debe considerar una medida que permita amortiguar
el efecto de la incertidumbre en la programación de la operación de corto plazo. Para llevar
a cabo lo anterior, es posible utilizar requerimientos de reserva en giro en el predespacho,
como una medida impĺıcita que permita manejar la incertidumbre de algunas variables.
En general es posible para el caso de la estimación de la demanda y de la generación
renovable, ajustar modelos de pronóstico que permitan cuantificar el error esperado al
momento de predecir cada una de las variables en cuestión. Una vez realizado lo anterior,
es posible determinar montos de reserva en giro estáticos (valor único de reserva para el
horizonte de tiempo bajo evaluación) o dinámicos (valor de reserva variable hora a hora).
Por otro lado, para el caso en que se deseen atenuar los impactos de las salidas forzadas
de los generadores, es posible considerar un criterio de reserva en giro N −1 en generación
(estático) o que vaŕıe en función de la demanda neta del sistema (dinámico).

Una medida distinta a considerar en el predespacho el requerimiento de reserva en
giro para manejar la incertidumbre asociada a la demanda eléctrica y recursos renovables
(medida impĺıcita), es resolver el predespacho de forma estocástica (medida expĺıcita). Pa-
ra lo anterior se requiere contar con escenarios representativos de demanda eléctrica y/o
generación renovable (dependiendo de la variable que se está modelando con incertidum-
bre). Lo anterior permite obtener una solución única de predespacho para las centrales de
partida lenta, gracias a las restricciones de no anticipatividad, para todos los escenarios
representativos evaluados.

Una vez señalado lo anterior, y a partir de la misma idea, es posible considerar un
predespacho completo, desde el punto de vista de incorporar de forma expĺıcita las in-
certidumbres de las variables modeladas. En este trabajo en particular, las incertidum-
bres modeladas están asociadas a salidas forzadas de los generadores y la variabilidad
del recurso eólico. Debido a que es posible plantear un predespacho robusto frente a las
incertidumbres que son mostradas en el despacho económico, esto permitiŕıa que los re-
querimientos de reserva en giro para estos dos factores no sean incluidos en el modelo o
tiendan a cero. El por qué no tienden a cero se debe a que en este trabajo en particular
se utilizará una enorme cantidad de escenarios de variabilidad en el despacho económico,
por lo que desde el punto de vista computacional plantear un predespacho estocástico,
considerando todos los escenarios, está fuera del orden computacional actual. Debido a
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lo anterior, se requiere utilizar técnicas de reducción de escenario, que permitan resolver
el predespacho estocástico con una muestra pequeña, pero representativa, de escenarios
que se modelan en el despacho económico. Esta reducción llevaŕıa a aproximaciones que
permitiŕıan necesitar requerimientos de reserva en giro.

3.8. Emisiones de gases contaminantes

El efecto invernadero es el fenómeno por el cual determinados gases, que son compo-
nentes de la atmósfera terrestre, retienen parte de la enerǵıa que la superficie planetaria
emite por haber sido calentada por la radiación solar. Este fenómeno evita que la enerǵıa
recibida constantemente vuelva inmediatamente al espacio, produciendo a escala plane-
taria un efecto similar al observado en un invernadero. El principal gas invernadero es el
vapor de agua (H2O), responsable de dos terceras partes del efecto invernadero natural.
En la atmósfera, las moléculas de agua atrapan el calor que irradia la Tierra y la irradian
a su vez en todas las direcciones, calentando la superficie terrestre, antes de devolverlo
de nuevo al espacio. Las actividades humanas no añaden vapor de agua a la atmósfera,
pero el aire calentado puede retener mucha más humedad, por lo que el aumento de las
temperaturas intensifica aún más el cambio climático [123].

Dentro de los principales gases invernadero se tienen los siguientes:

Dióxido de carbono (CO2): gas de efecto invernadero más significativo producido por
el hombre. Es probablemente el más dif́ıcil de determinar, debido a que hay varios
procesos que eliminan dióxido de carbono de la atmósfera. De hecho, entre el 65% y
el 80% del CO2 liberado a la atmósfera se disuelve en el océano durante un periodo
de 20 a 200 años. El resto se elimina mediante lentos procesos que pueden tomar
hasta cientos de miles de años, incluyendo la meteorización qúımica y la formación
de rocas. Para resumir, una vez que llega a la atmósfera, el CO2 puede afectar el
medio ambiente por miles de años [124].

Metano (CH4): el segundo gas que más contribuye al efecto invernadero acentuado
es el metano. Desde el principio de la Revolución Industrial, las concentraciones de
metano en la atmósfera se han duplicado y han contribuido un 20% al incremento
del efecto invernadero [123]. A diferencia del CO2, se elimina de la atmósfera prin-
cipalmente gracias a reacciones qúımicas, permaneciendo en el aire por alrededor de
12 años. Eso śı, a pesar de no durar tanto como el CO2, el impacto de cada gramo
de metano liberado es mucho más importante [124].

Óxido nitroso (N2O): en los páıses industrializados, el N2O representa aproximada-
mente el 6% de las emisiones de gases invernadero. Al igual que el CO2 y el CH4,
el óxido nitroso es un gas invernadero cuyas moléculas absorben el calor al tratar
de escapar al espacio. El N2O es 310 veces más efectivo que el CO2 absorbiendo el
calor.

Para representar la emisión de gases invernadero en la operación de los sistemas eléctri-
cos de potencia, se utilizará una curva lineal en donde para cada nivel de potencia generada,
por cada una de las tecnoloǵıas, se obtendrá una cantidad determinada de emisiones. Los
Factores de Emisión (FE) son los entregados por el IPCC (Intergovernmental Panel on
Climate Change)y se presentan en la Tabla 3.8.
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Tabla 3.2

Factores de emisión por tecnoloǵıa para distintos gases invernaderos [125].

Tecnoloǵıa F.E. CO2 [kg/TJ] F.E.CH4 [kg/TJ] F.E.N2O [kg/TJ]

Gas 56100 1 0.1

Carbón 94600 1 1.5

Diesel 74100 3 0.6

Los factores de emisión entregados en la tabla anterior deben ser multiplicados por los
respectivos poderes caloŕıficas de cada generador para obtener las emisiones en kilogramo
por megawatt.

3.9. Suficiencia en un Sistema Eléctrico de Potencia

El NERC acoge el concepto de suficiencia bajo el siguiente concepto:

“Habilidad del sistema eléctrico de abastecer la demanda energética y los requerimientos
de todos los clientes en todo momento, tomando en cuenta el despacho y una razonable
probabilidad de falla en los componentes de los sistemas eléctricos.” [121]

Los ı́ndices que se utilizan comunmente para evaluar la suficiencia de un SEP, sin
considerar restricciones operacionales, son:

Probabilidad de pérdida de carga (Loss of Load Probability, LOLP): probabilidad de
que en un intervalo de tiempo (usualmente una hora), la demanda sobrepase a la
generación.

Pérdida de carga esperada (Loss of Load Expectation, LOLE): número esperado de
tiempo (usualmente en horas o d́ıas), que dentro de un periodo de tiempo (un año
por ejemplo) la demanda sobrepasa a la generación.

Enerǵıa no servida (Unserved Energy, USE): cantidad de enerǵıa no servida dentro
de un intervalo de tiempo.

Pérdida de enerǵıa esperada (Loss of Energy Expectation, LOEE): cantidad de enerǵıa
esperada que el sistema de generación es incapaz de abastecer dentro de un periodo
de tiempo (un año por ejemplo).

Análogamente, métricas similares se utilizan para estudios que incluyen restricciones
operacionales y el nivel de jerarqúıa HL-2 [126] son:

Probabilidad de pérdida de carga operacional (Operational Loss of Load Probability,
LOLPOP ): probabilidad de tener enerǵıa no servida en un intervalo de tiempo en
cualquier nodo del SEP.

Pérdida de carga esperada operacional (Operational Loss of Load Expectation, LOLEOP ):
esperanza del LOLPOP en un intervalo de tiempo.
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Enerǵıa no servida operacional (Operational Unserved Energy, USEOP ): cantidad
de enerǵıa no servida media dentro de un intervalo de tiempo en cualquier nodo del
SEP.

Pérdida de enerǵıa esperada operacional (Operational Loss of Energy Expectation,
LOEEOP ): esperanza del USEOP en un intervalo de tiempo superior.

Pérdida de viento esperada (Loss of Wind Expectation, LOWEOP ): esperanza de la
enerǵıa no despachada proveniente de centrales eólicas en un intervalo de tiempo.

3.10. Cálculo del Effective Firm Capacity

Independiente de la metodoloǵıa anaĺıtica utilizada para la determinación de la sufi-
ciencia, es posible obtener el Effective Firm Capacity (EFC) [72]. Esta metodoloǵıa per-
mite evaluar el aporte a la suficiencia de un recurso renovable sin considerar restricciones
operacionales ni al sistema de transmisión.

A diferencia del Effective Load Carrying Capacity (ELCC), la cual permite cuantificar
el valor de capacidad como un desplazamiento de la demanda, el EFC tiene sus bases en
calcular el valor de una central de FOR igual a cero y de generación constante, que permite
realizar el mismo aporte a la suficiencia que la central renovable bajo estudio.

En este trabajo se propone utilizar el EFC como métrica de contraste, debido a que
para obtener el valor de capacidad de las centrales considerando restricciones operacionales
presenta una metodoloǵıa similar.
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3.11. Aportes propuestos en esta tesis

Los aportes propuestos en esta tesis se pueden dividir en dos, uno desde el punto de
vista de la formulación del problema y otro respecto a métricas que permitan cuantificar
el aporte de las centrales renovables al sistema bajo evaluación, desde el punto de vista de
la confiabilidad, costos y reducción de emisiones.

1) Referido a la formulación del problema

El método propuesto en esta tesis para determinar la suficiencia de los sistemas eléctri-
cos de potencia considerando restricciones operacionales y del sistema de transmisión pro-
pone, respecto a lo señalado en [126], incluir de forma expĺıcita la incertidumbre del recurso
eólico en el predespacho (programación de corto plazo). Aquello se debe a que permitiŕıa
contar con una mejor toma de decisiones de las acciones preventivas respecto a la metodo-
loǵıa determinista, lo que tendŕıa al sistema preparado de mejor forma ante los escenarios
de generación eólica evaluados en el despacho económico. Esta metodoloǵıa busca obtener
un sistema que, dadas las restricciones e incertidumbres a las que esta sujeto, funcione al
mı́nimo costo.

Respecto a lo anterior, también es posible modelar la incertidumbre ligada a las salidas
forzadas de los generadores de forma expĺıcita en el predespacho, de forma de obtener una
solución robusta en la toma de decisiones del encendido y apagado de unidades lentas que
permita llevar a cabo una mejor evaluación del despacho económico de carga.

Para realizar programación estocástica es menester identificar dos variables, las de
primera y de segunda etapa. Como variables de primera etapa se considera el predespacho
de las unidades más lentas, grupo en el que se encuentra las unidades a carbón y a gas, estas
últimas para capacidades mayor o igual a 100MW [60, 113]. Lo anterior hace referencia
a que el predespacho de dichas unidades será común para todos los escenarios evaluados
en el despacho económico. Cabe señalar que el predespacho de las unidades rápidas no
es considerado como variable de primera etapa debido a los cortos tiempos mı́nimos de
encendido y apagado que poseen, los cuales a la postre les da mayor flexibilidad. Como
variable de segunda etapa se tiene el despacho de las unidades de partida lenta, el que es
distinto de acuerdo a los escenarios de pronóstico estudiados y el predespacho y despacho
de las unidades rápidas.

La función objetivo a minimizar, que representa a los costos de operación de las unida-
des, costos de encendido y apagado de los generadores y la enerǵıa no servida se presenta
en la ecuación (3.28). La función objetivo queda ponderada por la cantidad de escenarios
S de generación eólica considerados y sujeta a los horizontes de tiempo T estudiados.

∑

s∈S

ωs[
∑

t∈T

∑

g∈G

(COp
s,t,g +COn

s,t,g + COff
s,t,g ) + CENS

s,t ] (3.28)

Donde:

ωs: peso de cada escenario s.

COp
s,t,g: costo de operación del generador g en la hora t para el escenario s.

COn
s,t,g: costo de encendido del generador g en la hora t para el escenario s.
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COff
s,t,g : costo de apagado del generador g en la hora t para el escenario s.

CENS
s,t costo de enerǵıa no servida en la hora t para el escenario s.

Las restricciones a las que está sujeta la función objetivo pueden ser analizadas con
mayor detalle en el Anexo A.

2) Referido a las métricas que permiten cuantificar el aporte de las centrales
renovables

A lo largo del estado del arte, independiente de la metodoloǵıa utilizada para calcular
el aporte a la suficiencia de las centrales renovables en los sistemas eléctricos de potencia,
este aporte queda cuantificado indirectamente por la variable LOLE o LOLEOP . Sin
embargo, debido a que al modelar las restricciones operacionales del sistema es posible
calcular por ejemplo, el LOEEOP , las emisiones de CO2 o el valor de la función objetivo,
en esta tesis se propone tomar en cuenta estos parámetros, de forma independiente, para
obtener distintos valores de capacidad y discutir sobre la importancia de estas métricas.
Por tanto, una vez obtenidos los aportes de las centrales eólicas en los distintos parámetros,
es posible determinar el valor de una central de costo cero que obtenga igual desempeño
que la central eólica en uno de los parámetros de interés.

A partir del análisis anterior nacen las siguientes métricas:

OEFCLOLE: permite obtener el valor de capacidad de la central eólica a partir del
aporte que produce en la reducción del LOLEOP . Esta métrica fue utilizada en [60].

OEFCLOEE: permite obtener el valor de capacidad de la central eólica a partir del
aporte que produce en la reducción del LOEEOP .

OEFCCO2
: permite obtener el valor de capacidad de la central eólica a partir del

aporte que produce en la reducción de las emisiones de CO2.

OEFCFO: permite obtener el valor de capacidad de la central eólica a partir del
aporte que produce en la reducción de la función objetivo (FO).

Finalmente, se evaluará la cantidad de reserva óptima tanto para la resolución de-
terminista como estocástica, necesaria para minimizar la función objetivo. Esta reserva
podrá tener un régimen estático (reserva fija para todo el horizonte de evaluación) o un
régimen dinámico (reserva variable hora a hora como porcentaje de la demanda neta
del sistema). El nivel de reserva óptimo será fijado netamente de acuerdo a un criterio
económico, sin embargo, se estudiará una vez fijo este nivel de reserva sus efectos en otras
variables de interés, tales como LOLEOP , LOEEOP , entre otros.
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Metodoloǵıa

La propuesta metodológica para llevar a cabo los objetivos planteados en el desarrollo
de esta tesis se puede dividir, a grandes rasgos, en dos etapas. La primera destinada a la
obtención y procesamiento de datos de entrada que serán utilizados para llevar a cabo la
simulación del sistema eléctrico de potencia. Por otro lado, la segunda etapa destinada a
la simulación del SEP bajo distintos escenarios. Para esto último se requiere que el modelo
a considerar permita tomar en cuenta restricciones operacionales, sistema de transmisión,
programación estocástica y simulación de Monte Carlo.

Respecto al procesamiento de los datos de entrada, se requiere ajustar un modelo
de Box-Jenkins al perfil de velocidad del viento. A partir del ajuste de Box-Jenkins es
posible crear perfiles sintéticos de generación eólica para la evaluación del esquema de
Monte Carlo, modelar la curva potencia-velocidad de un parque eólico y realizar técnicas
de reducción de escenario. Por otro lado, respecto a la simulación del SEP, se requiere
un modelo que permita considerar restricciones operacionales tales como: (i) rampas de
toma de carga, (ii) costos variables de las unidades generadoras, (iii) costos de encendido y
apagado, (iv) tiempos mı́nimos de encendido y apagado, (v) flujos máximos por las ĺıneas
de transmisión, (vi) resolución de predespacho estocástico, (vii) modelamiento de reservas
en giro, entre otras restricciones.

El procesamiento de datos de entrada será llevado a cabo en el software R [127], mien-
tras la simulación de corto plazo del sistema eléctrico será llevada a cabo en el software
PLEXOS [128] (mayor detalle de este en Anexo B). A continuación se procede a entre-
gar mayor detalle de la metodoloǵıa empleada para procesar los datos de entrada y la
simulación del sistema eléctrico.

4.1. Obtención y procesamiento de datos eólicos

Para los propósitos de esta tesis, el pronóstico de la potencia eólica se realizará indirec-
tamente a través de la estimación de la velocidad del viento, debido a que la no linealidad
de la curva potencia-velocidad tiende a aumentar aún más la variabilidad del recurso, ge-
nerando de este modo mayores errores al estimar directamente la potencia eólica. Debido
a que no existen datos eólicos adjuntados al sistema de pruebas del RTS-76 [10], se utili-
zarán datos históricos del norte de Chile, los cuales son obtenidos a través de “Terrenos de
propiedad fiscal para proyectos de generación energética a partir de enerǵıas renovables”,

36
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impulsado por el Ministerio de Enerǵıa (MINENERGÍA) [129] y la Agencia Alemana de
Cooperación Técnica (GIZ). En particular, en este trabajo se evaluará la serie histórica
caracteŕıstica de un perfil ubicado al interior del norte de Chile (Región de Antofagasta,
estación de Sierra Gorda). Para modelar la serie de tiempo se considerará el valor prome-
dio de velocidad de viento dentro de una hora, a una altura de 80 metros5, debido a que
el predespacho se resolverá con resolución horaria. Una vez obtenidos los datos eólicos, se
procede a realizar las siguientes tareas:

4.1.1. Ajuste a modelo de Box-Jenkins

Siguiendo lo detallado en la sección 4 del caṕıtulo 3, se procederá a utilizar el protocolo
de Box-Jenkins [103], para el perfil de velocidad representativo del interior del norte de
Chile, de modo tal de obtener una función que permita describir a la serie histórica de
velocidad de viento. Se escogerá aquel que presente menor AIC. Lo anterior es realizado
gracias al paquete forecast [130] de R.

Cabe señalar que se realiza un pronóstico, con un modelo cuyos parámetros se ajustan
a diario, lo que permite actualizar los parámetros que acompañan a la parte autoregresiva
y de media móvil de la serie de tiempo.

4.1.2. Creación de perfiles sintéticos

Para modelar la variabilidad de la generación eólica en el despacho económico de carga,
se requiere crear perfiles sintéticos de generación eólica, de modo tal de poder evaluar los
distintos escenarios de generación que podŕıan ocurrir para un tipo de perfil dentro de un
periodo de tiempo.

Cabe destacar que al realizar los pronósticos mediante un ajuste de Box-Jenkins, se
omite el valor presente de la componente aleatoria debido a que se desconoce. Sin embargo,
con los datos utilizados para realizar el ajuste de serie de tiempo, es posible atribuirle una
distribución de probabilidad a esta componente (cuyo comportamiento tiende a ser una
normal para este tipo de datos [106, 113]), y con ello poder realizar muestreos de esta
variable.

4.1.3. Transformación potencia-velocidad

Tanto para el modelo de pronóstico, como para los escenarios de generación eólica, se
procede a transformar los perfiles de velocidad en potencia eólica a partir de lo señalado
en la sección 5 del caṕıtulo 3. En particular, se utilizará la curva UpLand debido a que el
perfil utilizado se encuentra ubicado en la zona interior del norte grande de Chile. Cabe
destacar que esta curva permite modelar el efecto parque de la granja eólica.

4.1.4. Reducción de escenarios

Para formular el predespacho de forma estocástica, como una medida para incluir de
forma expĺıcita la incertidumbre del recurso eólico en el problema, se tomarán en cuenta

5Ubicación t́ıpica de los rotores [96]
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los perfiles creados y transformados en potencia eólica del apartado anterior. Debido a que
implica un costo computacional alto considerar todos los escenarios, se utiliza la técnica
de reducción denominada Partitioning Around Medoids (PAM) [131], la cual utiliza la
distancia euclidiana entre series de tiempo como medida de cercańıa, permitiendo que
un elemento del mismo grupo represente al grupo. Las probabilidades de ocurrencia de
cada patrón eólico representativo, son obtenidas mediante la razón entre el número de
muestras asignadas a cada grupo, dividido por el total de muestras. Dicha técnica es
posible realizarla en el software R gracias al paquete cluster [132].

4.2. Resolución del predespacho y despacho económico de
carga

A continuación se procederá a explicar la metodoloǵıa que permitirá llevar a cabo
las simulaciones del sistema eléctrico que permitirán dar cumplimientos a los objetivos
planteados.

4.2.1. Resolución del predespacho considerando restricciones operacionales

La resolución del predespacho vaŕıa de acuerdo al tipo de planteamiento realizado, ya
sea determinista o estocástico. Para el primer caso se utiliza un valor único de predicción
(valor esperado), mientras que para el segundo se utiliza una cantidad S de escenarios
representativos de la generación eólica. Cabe señalar que en ambos pueden existir requeri-
mientos mı́nimos de reserva en giro (fijos o dinámicos), como una medida para considerar
de forma impĺıcita la incertidumbre eólica y de las salidas forzadas de unidades. Este
estudio, como primera tarea respecto a lo desarrollado en [60], considera la programa-
ción estocástica para modelar la incertidumbre eólica de forma expĺıcita a través de los
escenarios representativos.

Cabe destacar que del predespacho se obtienen los estados de encendido y apagado
de las unidades de partida lenta (centrales a carbón y centrales a gas con capacidad
instalada mayor o igual a 100MW). El por qué las unidades de partida lenta se consideran
variables de entrada para la resolución del despacho económico de carga, es debido a que
estas corresponden a acciones preventivas frente a la incertidumbre del recurso eólico (no
es posible dar una orden de encendido de estas unidades sin previa planificación). Por
otro lado, las unidades rápidas se optimizan en el despacho económico como una forma
de emular la realidad a través de acciones correctivas, ya que al presentar tiempos de
encendido y apagado pequeños, es una forma de simular lo que puede realizar el operador
del sistema frente a las variaciones del recurso eólico.

Además, una medida preventiva para enfrentar la incertidumbre del recurso eólico y de
las salidas forzadas de los generadores, está asociada a los requerimientos de reserva en giro.
En particular en esta tesis se analizará como caso inicial utilizar un criterio N−1 de reserva
en giro asociado a la unidad de mayor tamaño del sistema, vale decir, el requerimiento
mı́nimo de reserva en giro tendrá un valor igual a la máxima potencia que puede despachar
la central de mayor tamaño del sistema.
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4.2.2. Resolución del despacho económico de carga

Una vez resuelto el predespacho, es posible plantear y resolver el despacho económico
de carga de las centrales asociadas al grupo de las decisiones de primera etapa, en conjunto
al predespacho y despacho económico de las centrales asociadas a las variables de segunda
etapa (o de partida rápida). Cabe destacar que en el despacho económico se modela la
variabilidad asociada a la salida intempestiva de unidades generadoras y del recurso eólico
a través de un esquema de Monte Carlo. Como resultado, tanto para el caso determinista
como estocástico, se obtienen N 6 despachos económicos, de los cuales se reporta el valor
esperado de las variables a analizar.

Debido a que la incertidumbre ya se encuentra despejada, la medida preventiva impĺıci-
ta para enfrentar los escenarios de variabilidad de las salidas forzadas de los generadores y
de la generación eólica utilizada en el predespacho (reserva en giro), es igual a cero en esta
etapa, existiendo solo medidas correctivas ligadas a las centrales de partida rápida (como
una forma de modelar la operación real). Lo anterior es modelado de esta forma para que
pueda ser utilizada la reserva en giro que manteńıan las unidades en el predespacho.

Lo descrito previamente se puede apreciar de forma resumida en el esquema propuesto
en la Figura 4.1.

La resolución del predespacho (determinista y estocástico) y despacho económico será lle-
vada a cabo en el software PLEXOS [128]. Para minimizar los costos de operación del
sistema, PLEXOS utiliza Programación Entera Mixta (MIP), el cual formula el problema
matemático y lo resuelve, en este caso, a través del solver Gurobi [31].

Para ver una descripción detallada de PLEXOS y del problema MIP ver Anexos A y
B.

4.3. Caso de estudio: RTS-79

El sistema de prueba de confiabilidad IEEE (Reliability Test System, 1979, RTS-79)
nace con el objetivo de estandarizar una base de datos que permitiera comparar y/o
validar diversos resultados de diferentes metodoloǵıas de evaluación. Este sistema, como
puede ser apreciado en la Figura 4.2, cuenta con un parque generador de 32 unidades que
suman una capacidad instalada de 3390MW, 24 barras (a 138kV y 230kV), 38 ĺıneas de
transmisión que interconectan a estas barras y una demanda máxima de 2850 MW (sin
incluir pérdidas).

A partir de la Figura 4.2 se desprende que es un sistema que posee un enorme parque
generador en la zona norte, y que en la zona sur mayoritariamente se debe importar enerǵıa
desde la zona norte para poder satisfacer la demanda energética.

El parque generador del RTS-79, de acuerdo a las tecnoloǵıas de generación, es pre-
sentado en la Tabla 4.3.

Como se puede apreciar, la capacidad de las centrales térmicas en este sistema es del
88%, solo contando con una pequeña cantidad de recursos h́ıdricos (8%). A partir de lo
anterior se desprende la rigidez del sistema desde el punto de vista de los tiempos mı́nimos
de encendido y apagado. Cabe destacar que la capacidad instalada de los recursos h́ıdricos
no se condice con la enerǵıa que pueden producir, los cuales poseen una distribución

6
N asociado a la cantidad de muestras utilizadas.
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PREDESPACHO

FORMULACIÓN ESTOCÁSTICA
(Escenarios representativos

de viento)
o

RESERVA GIRO
MÍNIMA FIJO
(Criterio N-1)

ESTADO ENCENDIDO/APAGADO
DE UNIDADES PARTIDA LENTA

DESPACHO DE
UNIDADES DE
PARTIDA LENTA
Y PREDESPACHO
Y DESPACHO DE
UNIDADES DE
PARTIDA RÁPIDA

RESERVA GIRO
IGUAL A CERO

PATRONES DE SALIDA FORZADA DE
UNIDADES Y ESCENARIOS
DE GENERACIÓN EÓLICA

Costos de generación
Costos de encendido/apagado
Costos de operación
Generación de centrales
Reserva en giro disponible
Emisiones de gases invernadero
LOWE op. y congestión del sist. transmisión
LOLE op. y LOEE op.

FORMULACIÓN DETERMINÍSTICA
(Pronóstico de viento)

Figura 4.1. Esquema de metodoloǵıa de simulación.

Tabla 4.1

Generación instalada RTS-79.

Tipo de generación Capacidad Instalada [MW] %

Carbón 1274 38%
Diesel 80 2%
Hidro 285 8%
Gas 951 28%
Nuclear 800 24%

Total 3540 100%

trimestral de enerǵıa de: 35%, 35%, 10% y 20%, donde 100% es 200GWh. Lo anterior
resulta en una producción promedio de 23MW durante el año.
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BUS 17

230 kV

138 kV

BUS 18

BUS 21 BUS 22

BUS 23

BUS 16 BUS 19 BUS 20

BUS 14
Synch.
Cond.

BUS 13

BUS 12BUS 11BUS 24

BUS 3 BUS 9 BUS 10 BUS 6

BUS 4

BUS 5
BUS 8

F

E

D

C

G A B

BUS 7

BUS 2BUS 1

cable

cable

BUS 15

Figura 4.2. Sistema de pruebas de confiabilidad del IEEE (RTS-79).

4.3.1. Resolución del problema, restricciones y supuestos generales

El predespacho será resuelto utilizando programación determinista y programación
estocástica, bajo una resolución en base horaria, para obtener el mı́nimo costo de operación
sujeto a restricciones de abastecimiento de la demanda, rampas y tiempos mı́nimos de
encendido/apagado.

Supuestos sobre el modelo RTS-79

Para llevar a cabo las simulaciones se considerarán los siguientes supuestos:
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1. Se utilizará un sistema completamente térmico, debido a que de este modo las res-
tricciones operacionales son más estrictas, dejando de existir el poder de regulación
que puede ejercer el recurso h́ıdrico. Debido a aquello, se reemplazarán las centra-
les hidroeléctricas por centrales a gas de capacidad instalada igual a la producción
promedio que podŕıa aportar cada central h́ıdrica. Para fijar el heat rate, rampas
y costos mı́nimos de encendido y apagado, se utilizó como base los modelos de las
centrales a gas de 12MW y 100MW que se encuentran presentes en el sistema de
pruebas.

2. La curva de costos versus potencia se aproxima en un tramo, tomando como punto
de referencia aquel a plena carga.

3. Para cada central, se asume que sus costos de encendido y apagado son iguales.
Además estos son aproximados como el promedio de los costos que se incurren en
encender la central.

4. Debido a que en el sistema de pruebas no se reportan costos de combustibles, se
utilizan los reportados para Irlanda en 2011 [49].

5. El costo de falla (VoLL) se ajusta en 1000$/MWh. Este ajuste se llevó a cabo
realizando iteraciones hasta considerar que el costo de falla fuera lo suficientemente
alto respecto al precio en el nodo de referencia, de modo que existan fuertes est́ımulos
a no propiciar enerǵıa no servida.

6. Como primera propuesta, la reserva en giro se fija en 400MW (criterio N-1). En el
predespacho se utiliza una restricción dura frente a este requerimiento, mientras que
en el despacho esta medida no es modelada, dado que la incertidumbre se encuentra
despejada.

7. Los patrones de salidas forzadas de las unidades son originados utilizando el FOR y
MTTR de dichas centrales.

8. Respecto a los escenarios representantivos que se utilizarán para incluir de forma
expĺıcita la incertidumbre ligada a la generación eólica en el predespacho estocástico,
estos serán cuatro. Este número es escogido de acuerdo a que incluir mayor cantidad
de escenarios, eleva los tiempos de simulación [113].

9. Respecto al nivel de penetración de la central eólica, se estudiaran siete niveles
separados en dos grupos: (i) pequeña y media penetración y (ii) alta penetración. En
el primer grupo se encuentran capacidades instaladas desde 100MW hasta 500MW
en intervalos de 100MW, por otro lado, en el segundo grupo se encuentran dos niveles
bajo estudio, 1000MW y 2000MW. El primer grupo representan desde un 2% a un
10% de la enerǵıa total de la demanda, mientras que el segundo desde un 20%
a un 40% de la demanda (si es que el sistema de transmisión, debido a posibles
congestiones, permite evacuar los recursos renovables).

10. No se considera salidas intempestivas, ni parciales, de las granjas eólicas.

11. Una vez fijado el estado de encendido/apagado de las unidades de partida lenta dado
por la resolución del predespacho, el despacho económico es ejecutado mediante
un esquema de Monte Carlo con cronoloǵıa completa de la serie de tiempo de la
demanda y de los escenarios de generación eólica, junto con patrones de salidas
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forzadas de las unidades convencionales. Con esto se pretende demostrar el efecto de
la incertidumbre ligada a la generación eólica y a las salidas forzadas de las unidades
convencionales, de modo tal de poder realizar una evaluación sistémica del ingreso
de centrales de generación intermitente.

12. Se considera que la incertidumbre en la demanda es mucho menor que la del recurso
eólico por lo que no son tomadas en cuenta (conocimiento perfecto de la demanda).

13. Las pérdidas del sistema de transmisión se consideran lineales.

14. Se asume que los costos variables no combustibles de las centrales eólicas son cero.

15. No se consideran fallas en las ĺıneas de transmisión.
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4.4. Análisis conducidos

A continuación se procede a mostrar los estudios que se llevarán a cabo en este trabajo.

4.4.1. Convergencia del modelo basado en el esquema de Monte Carlo al
modelo HL-1

El modelo HL-1 recomendado por el IEEE [82] para estimar el valor de capacidad
de generación eólica, tiene sus bases en la realización de la convolución entre la poten-
cia máxima de cada generador y la tasa de salidas forzadas que estos presentan. Como
resultado es posible obtener el modelo anaĺıtico de confiabilidad (COPT), la cual es una
tabla de probabilidad de interrupción de capacidad del sistema de generación en estudio.
Cabe destacar que este modelo considera que todas las unidades están encendidas con una
máxima potencia de despacho y no considera restricciones operacionales ni del sistema de
transmisión.

Por lo tanto, para probar la convergencia del modelo propuesto se requiere considerar
que todas las unidades están encendidas (lo cual se realiza a través del objeto commit
en PLEXOS), que no existen restricciones operacionales del parque generador ni restric-
ciones asociadas al sistema de transmisión. Finalmente, hay que considerar la potencia
máxima de despacho de las unidades, la tasa de salidas forzadas y el tiempo promedio
de reparación posfalla de cada unidad. Con la tasa de salida forzada de cada unidad y el
tiempo promedio de reparación de las unidades, es posible crear patrones de salida forzada
para cada generador cuya duración es igual al tiempo promedio de reparación. Una vez
creados los patrones de disponibilidad de las centrales convencionales es posible realizar
una simulación bajo el esquema de Monte Carlo del sistema eléctrico.

Una vez realizada la simulación bajo el esquema de Monte Carlo con una cantidad
definida de simulaciones y respetando la métrica de convergencia en el Caṕıtulo 3 es
posible revisar la convergencia del método comparándolo con el modelo HL-1.

De forma secuencial, los pasos a seguir se muestran a continuación:

Paso 1: Generar patrones de salidas forzadas de los generadores mediante el FOR y el
tiempo medio de reparación (MTTR) para todo el año.

Paso 2: Resolver el predespacho y despacho económico del sistema a través de un esquema
de Monte Carlo tomando en cuenta los patrones obtenidos en el Paso 1, sin considerar
en aspectos operacionales ni del sistema de transmisión.

Paso 3: Obtener LOLEBase2, el cual es resultado del Paso 2, debe ser comparado con el
LOLEBase1, donde LOLEBase1 es obtenido a través del modelo anaĺıtico basado en
convolución.

Finalmente, una vez probada la convergencia del método, se evaluará el efecto de las
restricciones operacionales y del sistema de transmisión en la suficiencia del sistema.
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4.4.2. Evaluación sistémica de un SEP considerando incertidumbre en la
generación eólica y en las salidas forzadas de las unidades generadoras

Este análisis tiene como objetivo determinar el efecto de la programación estocásti-
ca como una medida de formular expĺıcitamente la incertidumbre del recurso eólico en el
predespacho. Para cuantificar el aporte que puede generar esta formulación, este será com-
parado respecto con [60], en donde se utiliza un criterio de reserva en giro fija (para este
trabajo esta reserva será fijada de acuerdo a un criterio N−1 en generación), sin considerar
la incertidumbre del recurso eólico. Esto dado que utiliza programación determinista en el
predespacho y no se considera un aumentoen reserva en giro por el ingreso de generación
intermitente.

En definitiva, y considerando el modelo RTS, se utilizarán cuatro, ocho y doce escena-
rios representativos de generación eólica en el predespacho para realizar la programación
estocástica con un nivel de reserva de 400MW (potencia máxima de despacho de la central
más grande del RTS) para los dos grupos de penetración de enerǵıa eólica bajo estudio.
A partir del predespacho (ya sea determinista o estocástico) se obtendrá el estado de en-
cendido y apagado de las unidades de partida lenta, los que serán variables de entrada al
esquema de simulación de Monte Carlo.

Una vez resuelto el despacho económico, se utilizará el valor esperado de las variables
a analizar tales como el valor de la función objetivo (costos de generación + costos de
encendido/apagado + costo de falla), LOLEOP , LOEEOP , emisiones, entre otros.

Como análisis de sensibilidad, y para efectos de cuantificar las limitaciones de transmi-
sión, se considerará un nodo adicional de conexión de la central eólica, el cual estará defi-
nido por aquel nodo que represente un mayor LOEEOP , respecto al caso en que no exista
generación intermitente.

Como segundo análisis de sensibilidad se variarán algunas restricciones operacionales
para determinar los efectos de la programación determinista y estocástica bajo distintos
casos. En primera instancia se considerará una mayor restricción en las rampas de toma de
carga, aumentando su exigencia en cinco veces. Procedimiento similar se utilizará respecto
a una sensibilidad adicional con los tiempos mı́nimos de encendido y apagado de las uni-
dades de partida lenta, los cuales serán aumentados tres veces. Finalmente, se realizará un
análisis de sensibilidad respecto a los costos de combustibles de las unidades de carbón y
gas, los cuales serán modificados de modo tal que las centrales a base sean principalmente
centrales a gas.

Un resumen de los casos a evaluar en este análisis es presentado en la Tabla 4.2:

Tabla 4.2

Resumen de casos a evaluar en análisis 1.

Penetración eólica Nodo de conexión Predespacho Reserva Nivel de Reserva Restricciones Simulaciones

100MW - 2000MW Nodo A Determinista Fija 400 MW Todas 7

100MW - 2000MW Nodo A Estocástico Fija 400 MW Todas 7 * 37

100MW - 2000MW Nodo B Determinista Fija 400 MW Todas 7

100MW - 2000MW Nodo B Estocástico Fija 400 MW Todas 7

100MW - 2000MW Nodo A Determinista Fija 400 MW Rampas modificados 7

100MW - 2000MW Nodo A Estocástico Fija 400 MW Rampas modificados 7

100MW - 2000MW Nodo A Determinista Fija 400 MW Tiempos on/off modificados 7

100MW - 2000MW Nodo A Estocástico Fija 400 MW Tiempos on/off modificados 7

100MW - 2000MW Nodo A Determinista Fija 400 MW Centrales a gas como base 7

100MW - 2000MW Nodo A Estocástico Fija 400 MW Centrales a gas como base 7
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Cabe destacar que las capacidades instaladas de la central eólica bajo estudio será se-
parada en dos intervalos: de 100MW a 500MW en intervalos de 100MW y un análisis de
alta penetración con 1000MW y 2000MW.

De forma secuencial, se agregan los siguientes pasos para el caso estocástico, en este
análisis:

Paso 4: Crear escenarios eólicos de la(s) central(es) a evaluar a través del ajuste mediante
serie de tiempo. Conectar la central eólica en el nodo a evaluar.

Paso 5: Reducir dichos escenarios a través de la técnica PAM y simular el predespacho
estocástico.

Paso 6: Del predespacho estocástico se obtienen las variables de primera etapa. Estas
serán usadas como variable de entrada en el despacho económico. (Para este trabajo
se considerarán de partida lenta, o de primera etapa, todas las centrales a carbón,
junto con aquellas a gas y diesel que superen los 100MW).

Paso 7: Resolver el despacho económico mediante esquema de Monte Carlo considerando
las muestras aleatorias de las salidas forzadas de los generadores y de los escenarios
eólicos de la(s) central(es) a evaluar. Analizar los resultados.

Respecto al caso determinista, el Paso 4 está asociado a realizar el pronóstico de
velocidad, el cual entrega una serie de tiempo única (no existen perfiles o escenarios de
generación). Por otro lado, debido a que es una serie única, el Paso 5 no se realiza.

4.4.3. Determinación del EFC

Los pasos para determinar el EFC, el cual permite obtener el valor de capacidad de una
central renovable sin considerar restricciones operacionales, se describen a continuación.

Paso 1: Crear matriz de generadores convencionales con sus capacidades instaladas y sus
FOR.

Paso 2: Convolucionar ambos parámetros para obtener el COPT.

Paso 3: Crear matriz horaria de demanda neta a través de la resta entre la demanda
energética y la potencia del recurso renovable bajo estudio (ambas variables hora-
rias), para el periodo de evaluación.

Paso 4: Obtener el LOLP horario y a través de este el LOLE del periodo (LOLEwind).

Paso 5: Calcular demanda neta, pero esta vez se desconecta la central eólica y se conecta
una central de capacidad instalada PGeq constante y FOR igual a cero. PGeq que-
dará determinado en el momento en que el LOLE del sistema (LOLEPGeq

) se iguale
a LOLEwind (proceso iterativo).
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4.4.4. Determinación del Operative Effective Firm Capacity

Como se señaló en la sección 1 del caṕıtulo 1, en esta tesis se propone el cálculo
del Operative Effective Firm Capacity (OEFC), el cual puede ser determinado a través
de las métricas de suficiencia mencionadas en el apartado anterior. Cabe señalar que en
esta tesis se propone determinar el valor de las siguientes métricas: (i) OEFCLOLE , (ii)
OEFCLOEE, (iii) OEFCCO2

y (iv) OEFCFO. En cada una de las cuatro se tiene como
objetivo determinar el valor de capacidad de una central de costo variable igual a cero que
permita aportar al sistema del mismo modo que lo realiza la central intermitente, desde
el punto de vista de los siguientes casos: (i) horas de enerǵıa no servida, (ii) enerǵıa no
servida, (iii) emisiones de CO2 y (iv) valor de la función objetivo, respectivamente.

Para realizar el cálculo de los distintos OEFC deben llevarse a cabo los siguientes
pasos:

Paso 7∗: De las salidas obtenidas del Paso 7, obtener los valores de LOLEOP , LOEEOP ,
F.O. y emisiones de CO2.

Paso 8: Conectar en reemplazo de la central eólica una central de capacidad instalada
PGeq−OP con costo variable y FOR igual a cero. Sugerencia: un valor de partida para
PGeq−OP puede ser el EFC.

Paso 9: Realizar predespacho determińıstico. Obtener variables de primera etapa para
usarla de entrada en el despacho económico.

Paso 10: Resolver el despacho económico mediante el esquema de Monte Carlo consi-
derando las muestras aleatorias de las salidas forzadas de los generadores. Obtener
LOLEOP−Comp, LOEEOP−Comp, FOOP−Comp y CO2OP−Comp.

Paso 11: Realizar de forma iterativa los pasos 7∗, 8, 9 y 10 incrementos o decrementos de
PGeq−OP de modo de obtener cotas lo más cercanas posibles de LOLEOP , LOEEOP ,
F.O. y emisiones de CO2. Aquello que queda expresado en las ecuaciones (4.1), (4.2),
(4.3), (4.4).

ˇLOLEOP−Comp ≤ LOLEOP−Wind ≤ ˆLOLEOP−Comp (4.1)

ˇLOEEOP−Comp ≤ LOEEOP−Wind ≤ ˆLOEEOP−Comp (4.2)

ˇFOOP−Comp ≤ F.O.wind ≤ ˆFOOP−Comp (4.3)

ˇCO2OP−Comp ≤ CO2−wind ≤ ˆCO2OP−Comp (4.4)

Paso 12: Hacer regresión lineal de las cotas para interpolar el valor de capacidad.
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4.4.5. Evaluación de requerimientos de reserva en giro fijos y dinámicos
para estudios que modelen incertidumbre de generación intermitente
y de salida forzada de generadores

Una vez realizado lo anterior, queda la duda de si el criterio de reserva en giro fija
N − 1 resulta el más adecuado. Debido a aquello se procede a realizar un análisis bastante
similar pero considerando requerimientos de reserva en giro fija o dinámicos como medida
para atenuar los efectos de la incertidumbre eólica (programación determinista), reducción
de escenarios (programación estocástica) y de las salidas forzadas de los generadores.

Para el caso de requerimientos de reserva en giro fijo, se evaluarán cuatro niveles de
reserva en giro fija (desde 400MW a 550MW) para cada nivel de penetración. Por otro
lado, respecto a los requerimientos de reserva en giro dinámicos, se considerará distintos
porcentajes de reserva asociados a la demanda neta del sistema. Lo anterior nace debido
a que, sin centrales renovables, las horas de mayor exigencia para el sistema son aquellas
de demanda máxima, sin embargo, al incorporar centrales renovables, las horas de mayor
exigencia debiesen estar asociadas a las de demanda neta (siempre y cuando exista capa-
cidad de transmisión para poder evacuar la generación intermitente), sin embargo, aquel
supuesto no considera el efecto en el predespacho de las restricciones operacionales.

La obtención de los niveles de reserva óptima para cada nivel de penetración tendrá un
carácter netamente económico, sin embargo, deberán ser estudiados los efectos que estos
producen de acuerdo al tipo de resolución (determińıstica o estocástica). Por ejemplo,
efectos en la suficiencia, en el despacho de la generación eólica, etc.
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Resultados

5.1. Datos eólicos

5.1.1. Comportamiento datos eólicos

1) Perfiles de velocidad

Para realizar la evaluación del desempeño del sistema eléctrico considerando el ingreso
de una central eólica con distintos niveles de penetración, se requiere de los datos históricos
del perfil de viento para poder ajustar un modelo de pronóstico. El modelo de pronóstico
utilizado para estimar el perfil de velocidad será en base a un modelo lineal de Box-
Jenkins. Cabe destacar que resulta intuitiva la estacionalidad diaria del viento, debido a
las diferencias de temperatura que ocurren durante la mañana y la noche. En la Figura
5.1 se muestra un boxplot, o diagrama de caja y bigotes, de las serie de tiempo del perfil
de viento del interior del norte de Chile.

1 3 5 7 9 11 13 15 17 19 21 23

0
5

10
15

Boxplot horario Interior

Horas

V
el

oc
id

ad
 d

e 
vi

en
to

 [m
/s

]

Figura 5.1. Boxplot horario velocidad de viento central ubicada en el Interior.

De la figura anterior se puede apreciar que la velocidad del viento presenta una enorme
variabilidad de datos a lo largo del d́ıa, con una alta velocidad concentrada en las horas

49
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de la madrugada.

2) Ajuste de modelos de pronóstico

El perfil escogido fue utilizado y analizado en [113]. El boxplot mostrado en la Figura
5.1, dada la estacionalidad diaria, sugiere el uso de un modelo SARIMA. Para realizar el
ajuste del modelo, anaĺıticamente se escoge un modelo que tenga residuales similares al
ruido blanco junto con que presente el AIC de menor valor. Dado lo descrito anteriormente,
se procede a utilizar la libreŕıa forecast del software R que realice un barrido considerando
un modelo SARIMA (p, d, q)(P,D,Q)

24
. Cabe destacar, que debido al esfuerzo compu-

tacional requerido, solo se consideraron para esta tesis como máximo, modelos de orden 1
en todas sus componentes, vale decir, p puede tomar valores 0 o 1, lo mismo para d, q, P ,
D y Q. Los resultados de lo anterior se muestran en la Tabla 5.1.

Tabla 5.1

Tabla de AIC para perfil de viento del Interior.

Modelo p d q P D Q AIC

1 1 0 1 1 1 1 25817.67
2 1 1 1 1 1 1 25824.81
3 1 1 1 1 0 1 25997.93
4 1 0 1 0 1 1 25918.92
5 1 0 1 1 0 0 27112.51
6 1 0 0 0 0 0 28291.12

Por tanto, es escogido el modelo SARIMA multiplicativo (1, 0, 1), (1, 1, 1)24 . Esto im-
plica matemáticamente que la expresión que describe al viento (y(t)) es la señalada en
(5.1).

yt = Φφyt−49−φyt−48−(Φφ+φ)yt−25+(Φ+1)yt−24+φyt−1+Θθǫt−25+Θǫt−24+θǫt−1+ǫt
(5.1)

Con:

yt: valor presente de la serie de tiempo, en este caso de velocidad de viento para
recurso del interior.

ǫt: valor presente de la componente aleatoria de la serie de tiempo.

Φ y Θ: parámetros asociados a la componente periodica de la serie de tiempo, asocia-
dos a la componente de los valores anteriores de la serie y a la componente aleatoria
de esta respectivamente.

φ y θ: parámetros asociados a la componente de la hora anterior de la serie de tiempo,
asociados a la componente de los valores anteriores de la serie y a la componente
aleatoria de esta respectivamente.

El análisis de los residuos del modelo ya fue estudiado en [113], en donde se deter-
minó que se comporta como una normal de esperanza -0.01260 y desviación estándar
0.19177.
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3) Pronóstico de velocidad

El pronóstico de velocidad se realiza de acuerdo al modelo SARIMA, tomando en
cuenta un horizonte de 24 horas en los cuales para cada d́ıa se reajusta cada uno de los
parámetros de la función que describe a la serie temporal. Este pronóstico se utilizará, una
vez transformado en potencia eólica, como dato de entrada para la resolución determinista
del predespacho.

4) Creación de perfiles de velocidad

La predicción del recurso eólico para los modelos deterministas se realizó considerando
que et=0, sin embargo, para considerar la incertidumbre del recurso eólico en la progra-
mación estocástica es necesario contar con varios perfiles de generación eólica, tal cual
fue señalado en el caṕıtulo 4, sección 1. En particular para este trabajo, se considera que
et es una normal cuya esperanza y varianza es obtenida del ajuste SARIMA. Por lo tan-
to, considerando que los residuos se asemejan al ruido blanco es posible señalar que et
será determinado a través de un muestreo de la distribución normal.

En definitiva, el procedimiento anterior permitirá realizar la creación de perfiles de
velocidad de viento que conserven la correlación propia de la serie de tiempo. En particular
para este trabajo se creará una cantidad determinada perfiles sintéticos de velocidad de
viento, los que serán definidos de acuerdo a la convergencia del método de Monte Carlo al
modelo HL-1.

5) Transformación potencia-velocidad

Por último, se procede a transformar el pronóstico de velocidad de viento y los perfiles
sintéticos en potencia de acuerdo a lo visto en el caṕıtulo 3, sección 5. En la Figura 5.2 se
presenta un boxplot horario de la potencia eólica obtenido a partir de los datos reales de
velocidad de viento.
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Figura 5.2. Boxplot horario potencia eólica Interior.
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Como se puede apreciar, la transformación a potencia eólica tiende a igualar los datos
extremos debido a que existe un ĺımite en el cual para un rango de velocidades, la potencia
eólica es máxima. Aquello sumado a la variabilidad propia del recurso eólico trae como
consecuencia que la variabilidad presentada en el perfil de velocidad se acentúe aún más
al momento de transformarse a potencia eólica.

6) Reducción de escenarios eólicos

Una vez hecho lo anterior, para efectos de este trabajo, las muestras se reducen a cua-
tro, ocho y doce escenarios 8 utilizando la técnica de clustering denominada Partitioning
Around Medoids (PAM), tal cual fue señalado en el caṕıtulo 3. La probabilidad de ocu-
rrencia para el perfil del Interior considerando cuatro escenarios representativos se muestra
en la Tabla 5.2. Además en la Figura 5.3 se presenta el valor real de la velocidad de viento
y los escenarios representantivos para el d́ıa 01 de enero.

Tabla 5.2

Probabilidad de ocurrencia de escenarios para perfil interior.

Escenario Peso

1 0.470

2 0.165

3 0.185

4 0.180
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Figura 5.3. Perfil eólico real y escenarios, Dı́a 01/01.

Además se realiza una reducción de ocho y doce escenarios, los cuales serán utilizados
como análisis de sensibilidad.

A continuación se procederá a determinar la convergencia del esquema de simulación
presentado respecto al caso HL-1.

8Debido a tiempos de simulación no se consideran grupos de muestras mayores [113].
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5.2. Convergencia de modelo basado en la simulación de
Monte Carlo al modelo HL-1

En primera instancia se procede a evaluar la convergencia del método propuesto res-
pecto al modelo HL-1. Para aquello, tal cual se menciona en la sección 2 del caṕıtulo 4 se
requiere ajustar la cantidad de escenarios de salidas forzadas del esquema de Monte Carlo
utilizado en PLEXOS, de modo de converger a la evaluación de la suficiencia mediante
la convolución de la capacidad máxima de cada generador con su FOR. Para realizar lo
anterior, se deben llevar a cabo las siguientes consideraciones:

Crear el sistema de pruebas en PLEXOS9.

Generar un escenario en el que la propiedad commit (estado de encendido o apagado
de las unidades) de las unidades sea igual a uno.

Crear modelos que no consideren las restricciones operacionales.

No considerar al sistema de transmisión (evaluación uninodal).

Una vez hechas las consideraciones anteriores, se procede a simular con 1000 escenarios
como punto de partida. Los resultados de la suficiencia del sistema, expresados a través
del LOLE, se presentan en la Tabla 5.2.

Tabla 5.3

Resultados ajuste

Método LOLE [hrs/año]

COPT 29.49

Propuesto 29.91

Como se puede apreciar, existen diferencias mı́nimas respecto al método del COPT,
debido a aquello se considera que el número de muestras es el apropiado para continuar
la evaluación. En la Figura 5.4 se procede a mostrar la convergencia de Monte Carlo a
medida que aumentan el número de muestras.

De la Figura 5.4 es posible apreciar que para pequeñas cantidades de muestras la
convergencia se encuentra muy lejana, empero a medida que estas aumenta la cantidad
de muestras, se converge al modelo basado en convolución. Lo anterior se debe a que
un grupo reducido de muestras puede llevar a patrones de salida de unidades bastante
desfavorables o favorables, por tanto, con un grupo pequeño de muestras no es posible
modelar la variabilidad asociada a los patrones de salidas forzadas.

Además, es posible destacar que 200 muestras es un número candidato para disminuir
la cantidad de simulaciones a llevar a cabo en un futuro. Para concluir aquello es menester
observar la Figura 5.5.

En la Figura 5.5 es posible destacar una conclusión que se desprend́ıa de la Figura 5.4.
A medida que aumenta el número de muestras, disminuye la dispersión de los resultados.
Junto con aquello, si bien existe variabilidad al utilizar 200 muestras, para efectos de este

9Agradecimientos a Ignacio Aravena y Rodrigo Wetzel quienes lo crearon en la asignatura de Temas
Avanzados en Sistemas de Potencia.
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Figura 5.4. Convergencia Monte Carlo a medida que aumentan la cantidad de
muestras.
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Figura 5.5. Boxplot convergencia Monte Carlo.

trabajo en pos de disminuir los tiempos de simulación será este el número considerado. El
grupo de 200 muestras utilizado, presenta un LOLE de 29.51 [hrs/año].

Una vez definido lo anterior se procede a llevar a cabo la evaluación del sistema RTS-79
considerando restricciones operacionales y del sistema de transmisión, modelando salidas
intempestivas del parque generador, además de una reserva en giro de 400MW en el pre-
despacho (criterio N-1 en generación). Los resultados asociados a la suficiencia del sistema
y al costo de operación son mostrados en la Tabla 5.4.

Como es posible apreciar, con las muestras utilizadas es posible cumplir con el estándar
de convergencia señalado en la sección 3 del caṕıtulo 3. Desde el punto de vista de la
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Tabla 5.4

Suficiencia y costos de operación sistema RTS-79.

LOLEOP [hrs] 190.5

LOEEOP [GWh] 24.4

Convergencia 0.0265

Costo USE [MMUSD] 24.4

Costo gen total [MMUSD] 276.4

Costo operación [MMUSD] 300.8

cantidad de horas esperadas en las que existe enerǵıa no servida (LOLEOP ), es posible
señalar que asociado a las pérdidas del sistema de transmisión, restricciones operacionales
del parque generador y del sistema de transmisión, estas aumentan en aproximadamente
6.4 veces. Lo anterior es un indicador del efecto que tiene en el sistema el minimizar los
costos de operación del sistema, dado que esto conlleva a que no se encuentren encendidas
las unidades en todo momento, como śı lo hace el modelo HL-1. Una restricción que
aumenta más este efecto es el tiempo mı́nimo de apagado que deben cumplir las unidades,
dado que por más que se requiera encender, no puede realizarlo. Además, hay que destacar
que el sistema de transmisión, a través de la congestión de este, puede implicar en que las
centrales no puedan despachar su potencia máxima, lo que no es reportado en el modelo
HL-1. Una medida para aumentar la suficiencia del sistema está asociada al estudio de
reservas óptimas, lo cual se realiza al final de este trabajo.

Resultados adicionales de la operación son mostrados en la Tabla 5.5. Cabe destacar
que las variables asociadas a la primera etapa son las centrales que presentan una misma
asignación de encendido y apagado para todos los escenarios de la simulación de Monte
Carlo. Mientras que las variables de segunda etapa son acciones correctivas y están asocia-
das a las centrales que presentan distinta asignación de encendido y apagado para todos
los escenarios de la simulación de Monte Carlo.

Tabla 5.5

Resultados adicionales de la operación del RTS-79 considerando salidas forzadas de las

unidades generadoras.

Generación [GWh] Primera etapa 15992.5

Segunda etapa 119.4

Reserva giro disponible [GWh] Primera etapa 3741.5

Segunda etapa 77.8

Costo generación [MMUSD] Primera etapa 260.3

Segunda etapa 8.8

Costo encendido/apagado [MMUSD] Primera etapa 7

Segunda etapa 0.4

LOEEOP por barra [GWh] 103 6.2

106 5.9

109 1.9

118 2.5

Congestión sistema transmisión [hrs] Total 381.54

Emisiones [ton] CO2 9296801.4
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Los resultados anteriores servirán de parámetro para determinar como impacta el in-
greso de generación intermitente al sistema. Cabe mencionar que debido a que la barra
103 es la que presenta mayor cantidad de LOEEOP , será en donde se conecte la central
eólica. Como análisis de sensibilidad, la central eólica será conectada en la barra 106.

Se debe destacar que la solución determińıstica del predespacho tarda cerca de 30
minutos, la estocástica con cuatro perfiles tarda cerca de cuatro horas, con ocho perfiles
tarda cerca de 12 horas y con doce perfiles tarda cerca de 28 horas. Por otro lado, la
simulación del esquema de Monte Carlo tarda cerca de cinco horas.



Caṕıtulo 5. Resultados 57

5.3. Evaluación sistémica del ingreso de enerǵıa eólica para
distintos niveles de penetración eólica.

Generación eólica, LOWEOP y congestión del sistema de transmisión

En las Figuras 5.6, 5.7, 5.8 y 5.9 se presenta la generación de las centrales eólicas, el
LOWEOP , la congestión del sistema de transmisión y la generación promedio horaria de
las centrales eólicas respectivamente, para distintos niveles de penetración eólica y tipos
de resolución del predespacho.
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Figura 5.6. Generación de cen-
trales eólicas para distintos niveles de pe-
netración eólica.
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Figura 5.7. LOWEOP para dis-
tintos niveles de penetración eólica.
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Figura 5.8. Congestión del sis-
tema de transmisión para distintos nive-
les de penetración eólica.
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Figura 5.9. Promedio horario
de generación eólica para distintos nive-
les de penetración eólica.

En las Figuras 5.6 y 5.7 es posible apreciar que, independiente de la resolución del
predespacho, a partir de los 400MW comienza a existir un menor nivel de generación
del parque eólico, cuyo efecto va aumentando a medida que lo hace la penetración eólica
(mayor detalle se puede apreciar en las Tablas 5.6 y 5.7, en donde se muestran los resul-
tados para el caso determinista y el caso estocástico para cuatro, ocho y doce escenarios
representativos). Lo anterior debido principalmente al sistema de transmisión, el cual co-
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mo puede ser apreciado en la Figura 5.8 se encuentra altamente saturado para 500MW,
1000MW y 2000MW. Esto aún queda más claro al apreciar la Figura 5.9, en donde es
posible destacar que para los niveles más altos de penetración eólica estudiados (1000MW
y 2000MW), la generación tiende a aplanarse, debido a que no es posible despachar toda
la enerǵıa disponible, sin embargo, las horas en que la penetración es menor tienden a
presentar una mayor necesidad de rampa de toma de carga. El efecto anterior sin lugar a
duda trae repercusiones, ya que en periodos de alta generación eólica, quedan a mı́nimo
técnico o con una generación menor dado que en los peŕıodos de baja generación eólica,
este tipo de unidades aportan en gran medida la generación necesaria para abastecer la
demanda. De este modo, la variabilidad propia del recurso eólico actúa indirectamente
como una medida para contar con reserva en giro adicional, que puede ser utilizada frente
a salida intempestiva de unidades.

Cabe destacar que el sistema de transmisión se encuentra congestionado, inclusive sin
considerar la central eólica. Aún más, la central eólica permite disminuir levemente los
niveles de congestión para potencias desde 100MW a 400MW.

Tabla 5.6

Generación eólica (en GWh) para distintos niveles de penetración y resolución del

predespacho.

Capacidad instalada [MW] Determinista Estocástico-4p Estocástico-8p Estocástico-12p

100 337 337 337 337

200 673 673 673 673

300 1010 1010 1010 1010

400 1345 1345 1345 1345

500 1625 1627 1628 1627

1000 2290 3367 2293 2292

2000 2707 2710 2711 2712

Tabla 5.7

LOWEOP (en GWh) para distintos niveles de penetración y resolución del predespacho.

Capacidad instalada [MW] Determinista Estocástico-4p Estocástico-8p Estocástico-12p

100 0 0 0 0

200 0 0 0 0

300 0 0 0 0

400 2 2 2 2

500 58 57 56 56

1000 1077 1074 1074 1075

2000 4027 4024 4023 4022

Lo descrito previamente permite visualizar el efecto del sistema de transmisión en la
generación eólica despachada respecto a la generación eólica disponible. Finalmente, de la
Tabla 5.7 es posible apreciar que los vertimientos de enerǵıa eólica no dependen en gran
medida de la solución del predespacho.

Generación por tecnoloǵıa

En las Figuras 5.10 y 5.11 se presenta la generación anual de las centrales de primera
y segunda etapa para distintos niveles de penetración eólica y solución del predespacho.

Al apreciar las figuras 5.10 y 5.11, es posible destacar en primera instancia el despla-
zamiento que se produce en la generación convencional al ingresar una mayor cantidad de
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Figura 5.10. Generación de
centrales de primera etapa.
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Figura 5.11. Generación de
centrales de segunda etapa.

penetración eólica. A partir de los 500MW de penetración eólica disminuye la pendien-
te, la necesidad de generar con este tipo de tecnoloǵıa es menor respecto a los menores
niveles de penetración, lo cual se explica debido a la existencia de una gran componente
del LOWEOP , lo que desencadena en que estas tecnoloǵıas deban asumir dichas variacio-
nes. Por otro lado al apreciar la Figura 5.11 existen variaciones en la generación de las
centrales de segunda etapa, las cuales dependen de la capacidad eólica instalada y de la
solución del predespacho. En particular, es posible destacar que para el caso estocástico
(cualquiera sea), existe una tendencia a disminuir el uso de las centrales de segunda etapa,
debido a que la solución del predespacho al ser más robusta que la determinista, cuenta
con una mayor cantidad de unidades de primera etapa encendidas, por lo que es posible
contar con una mayor cantidad de generación por parte de estas (mayor detalle en Tabla
5.8). Lo anterior es un indicador que probablemente a partir de los 500MW comiencen a
notarse diferencias notables entre el predespacho estocástico y deterministico, dado que
este último implica generar con una mayor cantidad de centrales de segunda etapa, que
están asociadas a costos variables mayores que los de primera etapa.

Tabla 5.8

Generación centrales de primera etapa (GWh) para distintos niveles de penetración

eólica y distintos tipos de solución del predespacho.

Capacidad instalada [MW] Determinista Estocástico-4p Estocástico-8p Estocástico-12p

100 15673.5 15671.0 15671.4 15672.1

200 15346.7 15345.9 15345.8 15346.9

300 15018.8 15018.1 15019.3 15019.8

400 14689.0 14689.2 14690.6 14689.7

500 14412.7 14414.8 14416.5 14416.3

1000 13765.2 13776.2 13776.3 13776.9

2000 13357.8 13376.8 13377.6 13377.2

Reserva en giro disponible

En las Figuras 5.12 y 5.13 se presenta la reserva en giro anual disponible de las centrales
de primera y segunda etapa para distintos niveles de penetración eólica y solución del
predespacho.



Caṕıtulo 5. Resultados 60

0 500 1000 1500 2000
3800

3900

4000

4100

4200

4300

4400

4500

4600

4700

4800

R
es

er
va

 e
n 

gi
ro

 d
is

po
ni

bl
e 

ce
nt

ra
le

s 
pr

im
er

a 
et

ap
a 

[G
W

h]

Capacidad eólica instalada [MW]

 

 
Estocástico 4p
Estocástico 8p
Estocástico 12p
Determinista

Figura 5.12. Reserva en giro de
centrales de primera etapa.
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Figura 5.13. Reserva en giro de
centrales de segunda etapa.

Asociado a la reserva en giro de las centrales de primera etapa, es posible destacar que
independiente del tipo de solución del predespacho, la reserva tiende a aumentar a medida
que aumenta la penetración eólica. Esto es lógico debido que al existir un mayor grado de
penetración, aumenta la cantidad de generación variable, por tanto al modelar las restric-
ciones de mı́nimos técnicos y tiempos mı́nimos de encendido y apagado, resulta imposible
que ante un gran aumento de la generación eólica para una hora en particular, exista el
apagado completo de una unidad. Más bien lo que ocurre es una disminución conjunta de
las unidades que presenten un costo variable mayor, por tanto queda disponible una ma-
yor cantidad de reserva en giro. Respecto a las diferencias que se pueden apreciar respecto
de la solución determinista con la estocástica, esta última al presentar un predespacho
más robusto, redunda en un mayor encendido de unidades de primera etapa, por tanto es
propenso a obtener una mayor cantidad de reserva en giro respecto al caso determinista.

Por otro lado, respecto a la reserva en giro de las unidades de segunda etapa, estas
tienden una tendencia a disminuir en la solución estocástica, esto se debe principalmente
a que esta solución aumenta el uso de las centrales de primera etapa, por tanto, tiende a
presentar menores acciones correctivas respecto al caso determinista, el cual presenta una
mayor cantidad de recursos ociosos en las unidades de segunda etapa, dado que la utiliza
de forma más recurrente.

Costos de encendido y apagado

En las Figuras 5.14 y 5.15 se presentan los costos anuales de encendido y apagado
de las centrales de primera y segunda etapa, respectivamente, para distintos niveles de
penetración eólica.

Respecto a los costos de encendido y apagado de las centrales de primera etapa, hasta
los 500MW de penetración eólica existe una tendencia clara al aumento de estos para cada
uno de los tipos de solución del predespacho, sin embargo, para la solución determinista
existe un decaimiento notable, lo que se debe principalmente a que este tipo de solución
no es capaz de enfrentar de manera adecuada la incertidumbre de la generación eólica,
por lo que tiende a tener apagadas una mayor cantidad de unidades de este tipo. Por otro
lado, el caso estocástico presenta una disminución de los costos de encendido y apagado
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Figura 5.14. Costos anuales
de encendido/apagado centrales primera
etapa.
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Figura 5.15. Costos anuales de
encendido/apagado centrales de segunda
etapa.

para 1000MW y 2000MW, lo cual puede deberse a que existe una mayor cantidad de
penetración de enerǵıa a costo cero, lo que permite que no se apaguen tantas unidades
y estas presentan un funcionamiento más homogéneo (no es necesario encender y apagar
tantas unidades). Además es posible destacar que la solución estocástica, al igual que en los
resultados anteriores, al utilizar ocho y doce perfiles presenta comportamiento levemente
distintos a la utilización de cuatro. En particular para este caso se explica que la solución
es más robusta al incluir una mayor cantidad de escenarios eólicos, por tanto los costos de
encendido y apagado también son menores.

Los costos de encendido y apagado de las centrales de segunda etapa (acciones co-
rrectivas) si presentan una tendencia clara, la cual va al alza a medida que aumenta la
penetración eólica. Dicho efecto también es discutido en [113] y se encuentra asociado a
la necesidad de regulación como respuesta a la incertidumbre y variabilidad del recurso
eólico, debido que al aumentar la penetración eólica también lo hace la variabilidad y la
incertidumbre del recurso. Por tanto, existe una mayor necesidad de regulación o de ac-
ciones correctivas a causa de aquello. Esto queda aún más claro al ver las pendientes de
este gráfico, ya que como se ha destacado anteriormente la variabilidad tiende a disminuir
al aumentar la penetración eólica por congestión del sistema de transmisión. Lo anterior
genera como consecuencia en una disminución de la pendiente de estos costos. Además la
solución determinista presenta una mayor necesidad de centrales de segunda etapa, ya que
debe enfrentar con mayores acciones correctivas el aumento de penetración intermitente,
dado el menor aporte presentado por centrales de primera etapa.

Emisiones de gases de efecto invernadero

En la Figura 5.16, se procede a entregar las emisiones de CO2 para distintos niveles
de penetración eólica y solución del predespacho.

De la Figura 5.16 es posible observar, a grandes rasgos, que existe una tendencia al
aumentar la cantidad de penetración eólica de un producto marginal decreciente, lo cual
tiene su explicación en la imposibilidad de poder despachar toda la enerǵıa renovable y
no contaminante. Por otro lado, es posible apreciar con más detalle en la Tabla 5.9, para
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Figura 5.16. Emisiones de CO2 para distintos niveles de penetración eólica y
solución del predespacho.

Tabla 5.9

Emisiones de CO2 (en ton) para distintos niveles de penetración eólica y distintos tipos de

solución del predespacho.

Capacidad instalada [MW] Determinista Estocástico-4p Estocástico-8p Estocástico-12p

100 9030804 9033886 9033644 9033923

200 8775859 8776474 8777107 8776709

300 8516559 8525465 8524400 8525323

400 8269058 8280147 8280236 8281901

500 8058049 8070865 8073573 8074283

1000 7559023 7554382 7558723 7562404

2000 7253550 7231055 7234503 7231653

pequeños niveles de penetración eólica el comportamiento es bastante similar para los casos
evaluados, sin embargo, a medida que la penetración eólica aumenta los distintos tipos de
solución del predespacho comienzan a diferenciarse. Lo anterior tiene su explicación en
que dentro de las centrales de primera etapa se encuentran centrales a gas, las que poseen
mayores costos variables que las centrales a carbón, por tanto, el predespacho estocástico
al ser más robusto, trae como consecuencia el mayor encendido de estas unidades, las que
coincidentemente presentan una menor cantidad de emisiones por MW producido.

Costos de generación y de operación

En las Figuras 5.17 y 5.18 se presentan los costos de generación y operación, respec-
tivamente, para distintos niveles de penetración eólica. Cabe destacar que los costos de
operación están compuestos por la suma de los costos de: generación, encendido y apagado
y enerǵıa no servida.

De la Figura 5.17 es posible desprender que a medida que la penetración eólica aumen-
ta disminuyen los costos de generación, lo cual resulta coherente debido a que se desplaza
la generación convencional por renovable que no presenta costo. Como es posible observar
con más detalle en la Tabla 5.10, de modo general los costos de operación de este tipo
de unidades son mayores para las resoluciones estocásticas, lo cual tiene su origen en que
al presentar una mayor cantidad de encendidos de unidades de primera etapa respecto a
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Figura 5.17. Costos de genera-
ción de centrales de primera etapa.
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Figura 5.18. Costos de genera-
ción de centrales de segunda etapa.

la solución determinista, es posible generar una mayor cantidad de enerǵıa con este tipo
de unidades, evitando de este modo generar con las centrales de segunda etapa o enerǵıa
no servida. Lo anterior es comprobado en la Figura 5.17 y observado con mayor detalle
en la Tabla 5.11, debido a que las centrales de segunda etapa, de forma general, presen-
tan mayores costos de generación en los casos deterministas que los estocásticos, lo que
está asociado principalmente a que no es posible incluir de forma expĺıcita la incertidumbre
del recurso eólico. Debido a lo anterior no es posible contar con una medida preventiva
frente a este efecto, contando solamente con la reserva en giro fijada en el predespacho
(bajo el criterio N − 1), la que es igual para ambas resoluciones. Por tanto, debido a
que la intermitencia del recurso eólico es mayor a medida que aumenta la penetración, la
incertidumbre es mucho mayor también, por que los efectos que genera el contar con el
predespacho estocástico son más notorios.

Tabla 5.10

Costos de generación de las centrales de primera etapa (en MMUSD) para distintos

niveles de penetración y solución del predespacho.

Capacidad instalada [MW] Determinista Estocástico-4p Estocástico-8p Estocástico-12p

100 250.6 250.4 250.5 250.5

200 241.3 241.3 241.4 241.4

300 232.9 233.1 233.2 233.2

400 224.9 225.4 225.6 225.5

500 218.1 219.1 219.3 219.3

1000 201.4 203.0 203.1 203.0

2000 189.5 191.3 191.5 191.6

Finalmente en la Figura 5.19 (detalle en la Tabla 5.12), se entregan los costos de ope-
ración del sistema para distintos niveles de penetración eólica y solución del predespacho.

Los resultados sugieren que, para pequeños niveles de penetración (100MW y 200MW),
el resultado determinista presenta mejoras desde el punto de vista económico respecto a los
casos estocásticos, lo cual ya hab́ıa sido discutido en [113]. Sin embargo, estas diferencias
son tan pequeñas que pueden ser atribuibles al gap del MIP. A la luz de los resultados
obtenidos, utilizar un modelo determinista para pequeños niveles de penetración eólica
puede resultar beneficioso desde el punto de vista del esfuerzo computacional. Por otro
lado, las diferencias entre cuatro perfiles y ocho perfiles recién son notables a partir desde
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Tabla 5.11

Costos de generación de las centrales de segunda etapa (en MMUSD) para distintos

niveles de penetración y solución del predespacho.

Capacidad instalada [MW] Determinista Estocástico-4p Estocástico-8p Estocástico-12p

100 8.1 8.3 8.2 8.2

200 7.8 7.8 7.8 7.8

300 7.6 7.5 7.4 7.3

400 7.5 7.2 7.1 7.1

500 7.5 7.0 6.8 6.8

1000 7.0 6.0 5.9 5.9

2000 7.1 5.5 5.3 5.3
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Figura 5.19. Costo de operación del sistema.

los 400MW, mientras que las diferencias entre ocho y doce perfiles no son muy apreciables,
lo que es un indicador de que se requiere explorar una mayor cantidad de escenarios
representativos para poder apreciar diferencias significantes.

Evaluación de ı́ndices de suficiencia: LOLE, LOLEOP y LOEEOP

En las Figuras 5.20 y 5.21 se presentan los ı́ndices de suficiencia del sistema LOLEOP

y LOEEOP , respectivamente, para distintos niveles de penetración eólica y de solución
del predespacho.

En la Figura 5.20 (mayor detalle en la Tabla 5.13) es posible apreciar que para el nivel
más bajo de generación modelado (100MW) el caso determinista presenta mejores resul-
tados respecto a los modelos estocásticos, los que pueden ser atribuibles al gap del MIP.
Por otro lado, a medida que aumenta la penetración, los modelos estocásticos comienzan
a diferenciarse demostrando que el contar con un sistema más robusto disminuye por un
lado los costos de operación del sistema, y por otro lado, mejora los ı́ndices de suficien-
cia de este. Respecto a los modelos estocásticos en śı, no se necesita un gran número de
escenarios para representar la variabilidad eólica.

En la Figura 5.21 (mayor detalle en la Tabla 5.14), es posible destacar un comporta-
miento similar a lo observado previamente.

A continuación, en las Figura 5.22 se procede a entregar el LOLE y LOLEOP , en
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Tabla 5.12

Costos de operación (en MMUSD) para distintos niveles de penetración eólica y distintos

tipos de solución del predespacho.

Capacidad instalada [MW] Determinista Estocástico-4p Estocástico-8p Estocástico-12p

100 288.5 288.9 288.8 288.7

200 277.8 277.9 277.8 277.7

300 268.6 268.2 267.8 267.7

400 260.3 259.7 259.3 259.4

500 253.7 252.4 251.8 251.8

1000 234.8 232.5 232.1 232.1

2000 221.8 218.4 217.7 217.6
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Figura 5.20. LOLEOP del sis-
tema para distintos niveles de penetra-
ción eólica.
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Figura 5.21. LOEEOP del sis-
tema para distintos niveles de penetra-
ción eólica.

bases propias respecto de los resultados que presentan sin generación eólica, para distintos
niveles de penetración eólica y de solución del predespacho.
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Figura 5.22. LOLE y LOLEOP (base propia) obtenido a través de modelo HL-1
y propuesto para distintos niveles de penetración eólica.

En primera instancia, asociado al LOLE obtenido mediante el modelo HL-1, es po-
sible destacar que disminuye drásticamente para cada nivel de penetración respecto al
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Tabla 5.13

LOLEOP (en hrs) para distintos niveles de penetración y solución del predespacho.

Capacidad instalada [MW] Determinista Estocástico-4p Estocástico-8p Estocástico-12p

100 178 180 180 179

200 167 167 166 165

300 158 155 152 152

400 152 147 144 145

500 150 139 135 136

1000 139 119 118 118

2000 139 108 103 102

Tabla 5.14

LOEEOP (en gwh) para distintos niveles de penetración y solución del predespacho.

Capacidad instalada [MW] Determinista Estocástico-4p Estocástico-8p Estocástico-12p

100 22.0 22.4 22.4 22.2

200 20.6 20.8 20.6 20.6

300 19.6 19.3 18.9 18.8

400 19.1 18.4 18.1 18.2

500 18.8 17.4 17.0 17.0

1000 17.2 14.4 14.1 14.2

2000 16.7 12.6 12.1 11.9

modelo determinista y el modelo propuesto. Aquello se debe a que el modelo HL-1, al no
considerar principalmente las limitaciones del sistema de transmisión, asume que toda la
enerǵıa eólica se puede despachar, por tanto, es posible obtener resultados mucho mejores
de suficiencia. Sin embargo, al modelar las restricciones operacionales y del sistema de
transmisión (principalmente), no es posible mejorar de esa forma este ı́ndice de suficien-
cia, dado que no es posible despachar gran parte de la enerǵıa eólica para altos niveles de
penetración. Por otro lado, es posible apreciar que los modelos deterministas y estocásticos
tienden a estacionarse para altos niveles de penetración, lo cual se debe al efecto de las
restricciones.

En la Figura 5.23 se procede a entregar la variación marginal del LOLE y del LOLEOP

para distintos niveles de penetración eólica y solución del predespacho 10.

De la figura anterior, es posible apreciar que para el modelo HL-1 se presenta un fuerte
producto marginal decreciente. El motivo se debe a que para este modelo se asume como
supuesto que todo el parque generador se encuentra encendido, por lo que a medida que
ingresa la central eólica con mayor penetración, el efecto que genera en el sistema, desde el
punto de vista de la suficiencia es menor. Algo similar ocurre con el modelo determinista,
pero su origen se explica debido a que no posee medidas adicionales para tratar con la
incertidumbre eólica. Mientras que los modelos estocásticos tienden a no presentar de
forma tan clara el producto marginal decreciente. Pese a que presentan una tendencia a
la baja, esta no queda clara de forma inmediata, ya que el predespacho estocástico tiende
a encender más unidades y entregar mayor robustez.

10Se realiza la evaluación hasta 500MW debido a que ser una variación marginal, para obtener la variación
marginal del caso de 1000MW y 2000MW se requiere simular el sistema considerando una central de 900MW
y 1900MW respectivamente.
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Figura 5.23. Variación marginal LOLE y LOLEOP (base propia) para distintos
niveles de penetración eólica.

Robustez de la solución estocástica

A continuación, mediante boxplot, se procede a entregar en las Figuras 5.24, 5.25 y
5.26 los resultados del LOLEOP , LOEEOP y costos de operación, para cada una de
las 200 muestras evaluadas bajo el esquema de Monte Carlo. Lo anterior, para niveles de
penetración eólica de 500MW, 1000MW y 2000MW (debido a que se presentan las mayores
diferencias), y solución de predespacho.
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Figura 5.24. Boxplot de LOLEOP para distintos niveles de penetración eólica y
solución del predespacho.

Los resultados anteriores permiten demostrar la robustez obtenida mediante un pre-
despacho estocástico respecto al caso determinista, por cuanto los boxplot tienden a ser
más compactos que los casos deterministas. Además los valores extremos tienden a ser
más favorables para los casos estocásticos. Por tanto, los resultados permiten demostrar
que la solución estocástica ante la variabilidad de los escenarios de Monte Carlo es más
robusta que la solución determińıstica.
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Figura 5.25. Boxplot de LOEEOP para distintos niveles de penetración eólica y
solución del predespacho.
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Figura 5.26. Boxplot de costos de operación para distintos niveles de penetración
eólica y solución del predespacho.

Resumen de los principales resultados

En definitiva, en la Tabla 5.3 se resumen las variaciones porcentuales, para cada nivel de
penetración eólico estudiado, entre la solución estocástica y determinista para las variables
operacionales: LOLEOP , LOEEOP y costos de operación.
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Tabla 5.15

Variación porcentual de variables operacionales de interés de solución estocástica

respecto a solución determinista.

Métrica 100 200 300 400 500 1000 2000

LOLEOP 4p -1.18% 0.41% 1.91% 3.66% 6.91% 14.25% 22.70%

LOLEOP 8p -0.80% 0.71% 3.55% 5.16% 9.54% 15.28% 25.89%

LOLEOP 12p -0.76% 1.10% 3.74% 4.70% 9.37% 15.07% 27.01%

LOEEOP 4p -2.04% -0.60% 1.79% 3.34% 7.70% 16.70% 24.39%

LOEEOP 8p -1.87% 0.01% 3.80% 5.39% 10.07% 18.13% 27.71%

LOEEOP 12p -1.05% 0.45% 4.15% 4.52% 9.91% 17.58% 28.59%

FO 4p -0.12% -0.04% 0.13% 0.22% 0.51% 0.98% 1.52%

FO 8p -0.10% 0.01% 0.29% 0.37% 0.71% 1.17% 1.84%

FO 12p -0.04% 0.04% 0.33% 0.35% 0.72% 1.17% 1.89%

Como es posible apreciar en la Tabla 5.3, los modelos estocásticos en niveles de pe-
netración sobre los 200MW presentan mejoras en todas las dimensiones respecto a los
modelos deterministas. En particular es posible apreciar que pese a que las mejoras en la
función objetivo son pequeñas, las mejoras en los ı́ndices de suficiencia son notables. Esto
tiene sus bases en que al incluir la incertidumbre del recurso eólico de forma expĺıcita, es
posible contar con un mayor número de unidades encendidas, lo que al momento de un
cambio intempestivo de la generación intermitente y/o una salida forzada, permita contar
con mayor capacidad de reserva para atender estos cambios.
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5.4. Análisis de sensibilidad: variación en el nodo de conexión
de la central eólica, variación de tiempos ḿınimos de
encendido y apagado, variación de rampas de toma de
carga de generadores y variación en precios de
combustibles.

A continuación se procede a estudiar el efecto de las restricciones operacionales en el
despacho económico considerando la incertidumbre en el recurso eólico y en las salidas for-
zadas de las unidades. En primera instancia se analizará considerando solo caso estocástico
(con cuatro escenarios representativos), para poder apreciar los distintos comportamientos
del sistema, posteriormente en una segunda etapa se analizará los efectos de la resolución
estocástica versus la determinista.

Cabe destacar que se realizarán los siguientes análisis de sensibilidad:

Tiempos mı́nimos de encendido y apagado: se realizará una variación en los tiempos
mı́nimos de encendido y apagado de las unidades de primera etapa, multiplicando
por tres los valores iniciales.

Rampas de toma de carga: se realizará una variación de las rampas, las que serán
cinco veces más estrictas respecto al caso inicial.

Variación nodo: se conectará la central eólica en la barra 106.

Variación precios de combustibles: se aumentará el precio del carbón a tal punto que
las centrales a gas se vuelvan unidades de base. Debido a que este presenta resulta-
dos bastante distintos, respecto a los otros análisis de sensibilidad, desde el punto
de vista de la generación, congestión del sistema, etc. Este análisis de sensibilidad
será analizado de manera separada.

Además al análisis se agregará como punto de comparación el caso base, el cual es el
sistema sin ninguna variación en sus parámetros. Es decir, presenta los resultados obtenidos
en el análisis anterior. Cabe destacar que para este caso, solo se utilizan los resultados con
cuatro escenarios representativos.

Generación eólica, LOWEOP y congestión del sistema de transmisión

En las Figuras 5.27, 5.28 y 5.29 se presenta la generación de las centrales eólicas,
el LOWEOP y la congestión del sistema de transmisión, respectivamente, para distintos
niveles de penetración eólica y variación de las restricciones operacionales, considerando
una resolución estocástica del predespacho.

En la Figura 5.27 es posible apreciar un comportamiento similar para la mayoŕıa de las
sensibilidades, las cuales de acuerdo a los resultados del caso base, probablemente están
asociadas a un problema de disponibilidad de la capacidad de transporte del sistema de
transmisión. Lo anterior se ve amplificado al variar la barra de conexión de la central
eólica, dado que esta presenta mayor congestión que la barra 103. Algo similar es posible
apreciar en la Figura 5.28, en la cual es posible observar que existe una mayor cantidad
de LOWEOP para el caso en que se vaŕıa el punto de conexión de la central renovable.
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Figura 5.27. Generación de
centrales eólicas para distintos tipos de
restricciones operacionales.
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Figura 5.28. Loss of wind ex-
pectation para distintos tipos de restric-
ciones operacionales.
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Figura 5.29. Congestión del sistema de transmisión para distintos tipos de res-
tricciones operacionales.

Destacando además que el contar con tiempos mı́nimos de encendido y apagado más
exigentes, genera a la postre que exista levemente un menor vertimiento de enerǵıa eólica.
La razón de esto puede deberse a que al contar con variaciones del recurso eólico, y las
unidades de primera al tener que estar encendidas por restricción mucho más tiempo que
el caso base, no logran apagarse. Por lo que existe, de forma bastante leve, un menor uso
de las redes de transporte, debido que es posible abastecer la demanda por otros puntos
del sistema. Prueba de esto puede ser apreciado en la Figura 5.29, ya que justamente el
caso de variación de mı́nimos técnicos es el que presenta menor congestión para los casos
estudiados.

Generación por tecnoloǵıa

En las Figuras 5.30 y 5.31 se presenta la generación anual de las centrales de primera
y segunda etapa, respectivamente, para distintos casos de sensibilidad y de penetración
eólica.
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Figura 5.30. Generación de
centrales de primera etapa para distintos
tipos de restricciones operacionales.
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Figura 5.31. Generación de
centrales de segunda etapa para distintos
tipos de restricciones operacionales.

Como es posible apreciar en la Figura 5.30, la generación de las centrales de primera
etapa es mayor para el caso de la variación del nodo de conexión, debido a que como
no puede generar cantidades similares de enerǵıa eólica respecto a los otros casos, debe
suplir este deficit de generación. Por otro lado, es posible observar que al tener rampas
de toma de carga más restrictivas, las centrales de primera etapa no se pueden despachar
de forma correcta respecto a los otros casos. Debido que ante la variación de la demanda
neta, no pueden regular correctamente, y probablemente se presente una mayor cantidad
de generación por otras tecnoloǵıas y/o presente mayor enerǵıa no servida.

Por otro lado en la Figura 5.31, se puede destacar que a modo general al contar
con rampas más restrictivas se requiere de un mayor poder de regulación por parte de
las centrales de segunda etapa. Los requerimientos del poder de regulación va decayendo
debido a que hay una mayor generación, que pese a ser intermitente, permite desplazar este
tipo de tecnoloǵıas. Por otra parte, para el caso de la variación de los mı́nimos técnicos,
estos requieren de un gran poder de regulación para pequeños niveles de penetración,
esto permitiŕıa deducir que dado que cuando una máquina apagada en un tiempo breve
requiere volver a ser encendida, no es posible realizarlo por esta restricción fuerte. Sin
embargo, a medida que aumenta la penetración eólica, la variabilidad de la generación
eólica es principalmente mayor sólo por unas horas, por tanto no alcanza a apagarse la
unidad, generando probablemente una mayor cantidad de reserva en giro. Lo anterior se
traduce en una mayor cantidad de respuesta del sistema ante salidas intempestivas.

Respecto al caso de la variación de nodos, se presenta un fenómeno bastante similar a
los mencionados anteriormente, debido a que aumenta la suficiencia del sistema al ingresar
enerǵıa eólica, disminuye el uso de unidades de segunda etapa a medida que aumenta la
penetración.

Finalmente, es posible apreciar en la generación de las centrales de segunda etapa,
que existe un cruce entre la sensibilidad de variación de rampas y la variación del nodo
de conexión. Lo cual puede deberse a que el nodo de conexión requiere un mayor uso
de unidades de segunda etapa debido a que presenta menor generación eólica, por tanto,
requiere abastecer de alguna forma la demanda de enerǵıa.
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Reserva en giro disponible

En las Figuras 5.32 y 5.33, se presenta la reserva en giro anual disponible de las centrales
de primera y segunda etapa, respectivamente, para distintos casos de sensibilidad y de
penetración eólica.
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Figura 5.32. Reserva en giro de
centrales de primera etapa para distintos
tipos de restricciones operacionales.
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Figura 5.33. Reserva en giro de
centrales de segunda etapa para distintos
tipos de restricciones operacionales.

Ligado a la reserva en giro de las centrales de primera etapa, los resultados respaldan
los comentarios descritos en análisis anteriores, en donde se señaló que el análisis de sen-
sibilidad al considerar un mayor tiempo de encendido y apagado de unidades de primera
etapa, probablemente implicaŕıa una mayor cantidad de reserva en giro disponible por
parte de este tipo de unidades, dada la mayor complejidad de poder apagarse. Por otro
lado, es posible apreciar, respecto a la cantidad de reserva en giro, el análisis de sensi-
bilidad rampas de toma de carga presenta elevados niveles, lo que puede deberse a que
dada la imposibilidad de aumentar rápidamente la generación, se ven obligadas a contar
con una mayor cantidad de recursos en giro disponibles, ya que no alcanzan a despachar
toda su enerǵıa ante desviaciones de la demanda neta. Finalmente, la variación del nodo
de conexión presenta una menor cantidad de reserva en giro disponible para las unidades
de primera etapa ya que utiliza estos recursos para subsanar el efecto de no contar con
una capacidad de transporte más adecuada para la exportación de la enerǵıa eólica.

Por otro lado, respecto a la reserva en giro disponible de las centrales de segunda etapa,
es posible apreciar que en la mayoŕıa de los casos estos disminuye, debido a que es posible
contar con un sistema con mayor suficiencia dado el ingreso de la central eólica. Caso
contrario ocurre para la variación del nodo de conexión, ya que la cantidad de reserva en
giro de las centrales de segunda etapa comienza a aumentar a partir de los 500MW, lo
que se puede deber a que presenta una capacidad de transporte más limitada que los otros
casos.

El cruce que existe entre la sensibilidad de nodo y rampas, para la reserva en giro
aportada por centrales de segunda etapa, puede deberse a que como se requiere una mayor
cantidad de generación de las centrales de segunda etapa, esto implica que su uso es más
prolongado, por tanto la capacidad ociosa también lo sea.
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Costos de encendido y apagado

En las Figuras 5.34 y 5.35 se presentan los costos anuales de encendido y apagado de las
centrales de primera y segunda etapa, respectivamente, para distintos casos de sensibilidad
y de penetración eólica.
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Figura 5.34. Costos anuales de
encendido/apagado centrales de primera
etapa para distintos tipos de restricciones
operacionales.
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Figura 5.35. Costos anuales de
encendido/apagado centrales de segunda
etapa para distintos tipos de restricciones
operacionales.

Respecto a los costos de encendido y apagado de las unidades de primera etapa, es
posible destacar el bajo costo al considerar restricciones más fuertes en los costos de
encendido y apagado. Aquello se debe principalmente a que frente a variaciones breves de
la demanda neta, los generadores deben quedarse a mı́nimo técnico en vez de apagarse, o
en caso contrario, una vez están apagados hay que esperar un tiempo mayor para poder
encenderlos. Respecto a los otros casos, presentan comportamiento bastante similares.

Por otro lado, asociado a los costos de encendido y apagado de las unidades de segunda
etapa, es posible apreciar que las rampas son la peor condición desde este punto de vista,
dado que se requiere utilizar una mayor cantidad de acciones correctivas dado por la
imposibilidad de las unidades de primera etapa de absorber las variaciones de la demanda
neta y de la salida forzada de las unidades. Por otro lado, el caso de mı́nimos técnicos
requiere también una mayor cantidad de encendidos y apagados debido a que pese a que
presentan una mayor cantidad de reserva en giro disponible de primera etapa, puede que
no sea en los momentos adecuados, por lo que de igual modo deben encenderse este tipo
de unidades rápidamente y apagarse dado el aporte de las centrales de primera etapa.
Mientras que el caso base y la variación del nodo de conexión presentan restricciones más
relajadas, por tanto no requieren mayor encendido y apagado de este tipo de unidades.

Emisiones de gases de efecto invernadero

En la Figura 5.36 se procede a entregar las emisiones de CO2 para distintos tipos de
sensibilidad y niveles de penetración eólica.

De la Figura 5.16 se puede apreciar que para pequeños niveles de penetración eólica el
comportamiento es bastante similar para los casos evaluados, sin embargo, a medida que
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Figura 5.36. Emisiones de CO2 para distintos tipos de restricciones operacionales.

la penetración eólica aumenta los casos comienzan a diferenciarse. En particular respecto
al caso de variación del nodo de conexión, este presenta una mayor cantidad de emisiones
debido a que se ve obligada a generar en mayor medida con centrales convencionales dada
la menor capacidad de transporte del sistema de transmisión. Por otro lado, los análisis de
sensibilidad de los mı́nimos técnicos y de las rampas de toma de carga, estas poseen una
mayor cantidad de generación de unidades correctivas, entre las cuales existen centrales a
diesel que tienden a contaminar más que las centrales a gas.

Costos de generación y operación

En las Figuras 5.37 y 5.38 se presentan los costos de generación de las centrales de
primera y segunda etapa, respectivamente, para distintos tipos de sensibilidad y niveles
de penetración eólica.

0 500 1000 1500 2000
190

200

210

220

230

240

250

260

C
os

to
 d

e 
ge

ne
ra

ci
ón

 c
en

tr
al

es
 p

rim
er

a 
et

ap
a 

[M
M

U
S

D
]

Capacidad eólica instalada [MW]

 

 
Caso Base
Variación Tiempos Mínimos
Variación Rampas
Variación Nodo

Figura 5.37. Costos de genera-
ción de centrales de primera etapa para
distintos tipos de restricciones operacio-
nales.
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Figura 5.38. Costos de opera-
ción de centrales de segunda etapa para
distintos tipos de restricciones operacio-
nales.

De la Figura 5.37 es posible apreciar que la restricción de tiempos mı́nimos presenta
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mayores costos. Los resultados sugieren que lo anterior puede deberse a que al contar con
una mayor cantidad de unidades encendidas, y dada la imposibilidad de apagarlas por
tiempos breves, existen unidades que presentan costos variables más altos dentro de las
unidades de primera etapa. Estas unidades deben quedarse a mı́nimo técnico (probable-
mente, o muy cercano a este) por algunas horas, generando a la postre que no se pueda
despachar a plena carga la generación más eficiente desde el punto de vista económico.
Por otro lado, las otras restricciones presentan un comportamiento bastante similar, salvo
el caso de la variación del nodo de conexión a partir de los 1000MW, lo que se debe a la
imposibilidad de despachar la misma cantidad de enerǵıa eólica respecto al resto de las
restricciones.

En la Figura 5.38 se puede notar que los costos de las unidades de segunda etapa
son mayoritariamente altos para el caso de la variación de las rampas, debido a que se
requiere un mayor uso por parte de estas unidades para poder absorber la carga que
usualmente lo hacen las unidades de primera etapa en las otras sensibilidades. Lo anterior
se cumple salvo para el caso de 2000MW (variación del nodo de conexión), cuyo argumento
ya fue explicado en el párrafo anterior. Luego, la restricción de mı́nimos técnicos presenta
costos importantes para pequeños niveles de penetración, debido a que la variabilidad de
la generación eólica es más notable, por lo que es posible que en algunos casos al apagar
unidades ante esto, sea imposible volver a encenderlas de igual modo que el caso base. Sin
embargo, desde los 1000MW en adelante, es comparable con el caso base, debido a que la
variabilidad de la generación eólica disminuye.

Finalmente se presentan en la Figura 5.39 los costos de operación resultantes. Cabe
destacar que los costos de operación están compuestos por la suma de los costos de:
generación, encendido y apagado y enerǵıa no servida.
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Figura 5.39. Costo de operación del sistema para distintos tipos de restricciones
operacionales.

De la figura anterior es posible señalar que tanto el caso base como la variación del
nodo de conexión presentan valores similares para pequeños niveles de penetración, sin
embargo, a medida que aumenta la penetración estos comienzan a diferenciarse debido a
la generación eólica (lo que permite entender el cruce entre esta sensibilidad y las otras).
Mientras que los otros dos casos, al considerar todos los elementos de la función objeti-
vo, presentan valores similares para todos los niveles de penetración eólica, sin embargo,
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presentan valores más altos respecto al caso base. Esto sugiere que un sistema con mayor
restricciones podŕıa presentar costos de operación más altos.

Evaluación de ı́ndices de suficiencia: LOLE, LOLEOP y LOEEOP

En las Figuras 5.40 y 5.41 se presentan los ı́ndices de suficiencia del sistema LOLEOP

y LOEEOP , respectivamente, para distintos niveles de penetración eólica.
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Figura 5.40. LOLEOP para dis-
tintos tipos de restricciones operaciona-
les.

0 500 1000 1500 2000
10

15

20

25

30

35

40

LO
E

E
O

P
 [G

W
h]

Capacidad eólica instalada [MW]

 

 
Caso Base
Variación Tiempos Mínimos
Variación Rampas
Variación Nodo

Figura 5.41. LOEEOP para
distintos tipos de restricciones operacio-
nales.

Independiente del ı́ndice de suficiencia es posible apreciar que dependiendo del caso
de sensibilidad analizado, estos ı́ndices pueden cambiar drásticamente. Lo anterior es un
llamado de atención respecto a los modelos que no consideran este tipo de restricciones
operacionales, dado que dependiendo del sistema, pueden existir distintas diferencias tales
como: niveles de flexibilidad en el parque generador y/o sistema de transmisión, en la
curva de la demanda (casos SIC y SING, el primero presenta con gran variabilidad ho-
raria, mientras que el segundo presenta una curva plana) y/o en los perfiles de centrales
renovables. Por tanto, es de importancia el poder modelar dichas restricciones para contar
con un panorama más realista del sistema.

Respecto a los ı́ndices en śı, es posible apreciar que el contar con un sistema de trans-
misión más limitado, puede llevar a que empeore la condición del sistema. Por otro lado,
los resultados sugieren que un sistema menos restrictivo puede llegar a tener mejores re-
sultados, lo cual puede ser asociado a la comparación realizada en apartados anteriores en
donde se comparó los resultados del LOLE y LOLEOP , aumentando este último seis veces
a causa de las restricciones operacionales (punto 5.2). Sin embargo, el caso de sensibilidad
de tiempos mı́nimos puede llegar a igualarlo para altos niveles de penetración eólica, dado
que puede acumular mayor cantidad de reserva en giro en las unidades de primera eta-
pa. Esta última afirmación podŕıa darse para niveles entre 500MW a 1000MW si es que
el sistema de transmisión tuviese la capacidad de transporte adecuado. Por otro lado, el
caso de variación del nodo de conexión de la central eólica solo puede asemejarse al caso
base para pequeños niveles de penetración, dado que al presentar mayor LOWEOP no es
posible mantener el aporte a los ı́ndices de suficiencia para altos niveles de penetración
eólica.
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Variación de los resultados versus su simil determinista

A continuación se procede a entregar la comparación entre la solución estocástica (cua-
tro escenarios representativos) versus la determinista, incluyendo esta vez la sensibilidad
de precios de combustibles.

LOWEOP y emisiones de CO2

En las Figuras 5.42 y 5.43 se procede a entregar la comparación respecto al LOWEOP

y emisiones de CO2 para los distintos niveles de penetración y casos de sensibilidad.
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Figura 5.42. LOWEOP (es-
tocástico/determinista) para distintos ti-
pos de restricciones operacionales respec-
to a caso determinista.
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Figura 5.43. Emisiones de CO2

(estocástico/determinista) para distintos
tipos de restricciones operacionales res-
pecto a caso determinista.

Como es posible apreciar en la Figura 5.42 (más detallado en la Tabla 5.16), desde
el punto de vista de los vertimientos de enerǵıa eólica, los modelos estocásticos y deter-
ministas presentan valores similares. Las oscilaciones mostradas en la Figura obedecen a
variaciones pequeñas. Como puede ser apreciado en la Tabla 5.16), el valor en p.u. es gran-
de para algunos valores porque el LOWEOP es pequeño, por lo que pequeñas diferencias
en GWh pueden llevar a grandes valores en p.u.

Una idea similar ocurre respecto a las emisiones de CO2 (más detalle en la Tabla 5.17),
en donde los modelos que presentan mayor LOWEOP , presentan también una mayor
cantidad de emisiones de CO2. Cumpliéndose también, para el caso de la variación de
precios, que el modelo determinista presenta menor cantidad de emisiones, ya que para
este análisis de sensibilidad en particular, el caso estocástico al ser más robusto tenderá a
encender una mayor cantidad de unidades a carbón.

LOEEOP y LOLEOP

En las Figuras 5.44 y 5.45 se procede a entregar la comparación respecto al LOEEOP

y LOLEOP para los distintos niveles de penetración y casos de sensibilidad.

Respecto a los ı́ndices de suficiencia (más detallados en las Tablas 5.18 y 5.19), la mejora
de los modelos estocásticos versus los determińısticos dependerá de la restricción bajo
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Tabla 5.16

LOWEOP de modelos deterministas y estocásticos para distintos niveles de penetración y

análisis de sensibilidad.

MW Eólicos Base-sto Base-det Nodo-sto Nodo-det Tmin-sto Tmin-det Rampas-sto Rampas-det Precios-sto Precios-det

100 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0

200 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0

300 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0

400 2 2 48 48 1 1 2 3 0 0

500 57 58 185 186 39 40 58 60 6 7

1000 1074 1077 1396 1398 1032 1034 1077 1080 757 756

2000 4024 4027 4451 4454 3971 3983 4027 4030 3502 3495

Tabla 5.17

Emisiones de CO2 de modelos deterministas y estocásticos para distintos niveles de

penetración y análisis de sensibilidad.

MW Eólicos Base-sto Base-det Nodo-sto Nodo-det Tmin-sto Tmin-det Rampas-sto Rampas-det Precios-sto Precios-det

100 9033886 9030804 9012044 9007802 9004077 9002909 9063652 9061834 6688482 6685354

200 8776474 8775859 8740516 8739180 8765897 8763601 8815603 8814428 6430158 6422659

300 8525465 8516559 8479862 8473400 8535775 8537140 8572908 8565413 6191250 6184753

400 8280147 8269058 8250954 8241668 8322383 8323952 8342090 8330815 5971819 5963567

500 8070865 8058049 8086750 8078407 8136046 8143257 8147987 8135988 5773958 5756350

1000 7554382 7559023 7687934 7687387 7661746 7670229 7657243 7657321 5172746 5136395

2000 7231055 7253550 7427244 7441420 7345385 7359575 7338093 7355060 4742803 4699802
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Figura 5.44. LOEEOP (es-
tocástico/determinista) para distintos ti-
pos de restricciones operacionales respec-
to a caso determinista.

0 500 1000 1500 2000

0.65

0.7

0.75

0.8

0.85

0.9

0.95

1

1.05

LO
LE

O
P
 [p

u]

Capacidad eólica instalada [MW]

 

 

Caso Base
Variación Tiempos Mínimos
Variación Rampas
Variación Nodo
Variación Precios

Figura 5.45. LOLEOP (es-
tocástico/determinista) para distintos ti-
pos de restricciones operacionales respec-
to a caso determinista.

estudio. Por ejemplo, para el caso de los mı́nimos técnicos, debido a que de por śı presentan
una mayor cantidad de unidades encendidas, el efecto de la programación estocástica de
tomar medidas preventivas ante la incertidumbre del recurso eólico no presenta grandes
cambios dado que las unidades tienden a estar encendidas durante muchas horas. Lo
anterior debido la imposibilidad de poder apagarse por un tiempo breve. Por tanto, las
grandes diferencias se presentan recién en el mayor nivel de penetración eólica, donde la
variabilidad del recurso eólico se ve atenuada por efectos del sistema de transmisión.

La variación del nodo de conexión presenta valores similares a los obtenidos por el
Caso Base, sin embargo, las diferencias pueden ser atribuibles a que presenta un ma-
yor LOWEOP . Lo anterior repercute en que la variabilidad del recurso eólico esté más
atenuada que el Caso Base.
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Por otra parte, la restricción que presenta una mayor mejora es la de la variación de
precios. Lo cual puede deberse a que al contar con centrales a gas como base, estas al ser
pocas pero de gran tamaño, respecto a las de carbón en que son más pero de menor tamaño,
presentan una menor confiabilidad. Por lo que el poder encender unidades adicionales,
mediante la programación estocástica, claramente mejorará los ı́ndices de suficiencia de
forma más significativa.

De la variación de rampas llama la atención que pese a ser más restrictivas que el Caso
Base, desde el punto de las mejoras presentadas por la solución estocástica en los indices
de suficiencia, mantiene valores similares en p.u. al Caso Base.

Tabla 5.18

LOEEOP de modelos deterministas y estocásticos para distintos niveles de penetración y

análisis de sensibilidad.

MW Eólicos Base-sto Base-det Nodo-sto Nodo-det Tmin-sto Tmin-det Rampas-sto Rampas-det Precios-sto Precios-det

100 22.4 22.0 22.9 22.6 34.3 33.8 27.7 27.7 40.6 42.3

200 20.8 20.6 21.2 21.3 27.8 30.2 25.9 25.8 38.6 41.2

300 19.3 19.6 19.7 20.4 25.1 26.0 23.7 24.5 35.9 38.2

400 18.4 19.1 19.4 20.5 23.4 23.6 22.8 23.9 34.2 36.7

500 17.4 18.8 19.1 20.9 20.7 22.3 21.8 23.9 32.4 36.6

1000 14.4 17.2 18.5 21.9 16.7 17.7 18.3 21.5 26.9 35.6

2000 12.6 16.7 19.1 24.9 12.8 16.5 15.8 20.5 22.1 37.1

Tabla 5.19

LOLEOP de modelos deterministas y estocásticos para distintos niveles de penetración y

análisis de sensibilidad.

MW Eólicos Base-sto Base-det Nodo-sto Nodo-det Tmin-sto Tmin-det Rampas-sto Rampas-det Precios-sto Precios-det

100 180.2 178.1 182.6 180.7 232.3 232.5 204.9 205.6 281.6 290.9

200 166.5 167.2 168.3 169.5 197.5 207.9 193.6 193.6 271.8 286.4

300 155.0 158.0 157.2 162.3 179.5 184.0 178.6 184.8 256.6 270.4

400 146.8 152.3 152.6 161.3 168.3 170.2 172.1 180.0 245.9 263.0

500 139.2 149.5 149.7 160.4 151.5 161.7 164.3 179.1 234.8 262.2

1000 119.0 138.8 144.4 164.9 124.8 133.1 143.1 166.0 196.6 257.2

2000 107.6 139.2 148.1 187.7 101.4 128.9 129.0 166.7 165.3 270.3

Costos de operación del sistema

En la Figura 5.46 se procede a entregar la comparación respecto a la función objetivo
para los distintos niveles de penetración y casos de sensibilidad.

Como es posible apreciar en la figura (más detalle en la Tabla 5.20) la resolución
estocástica comienza a tener mejores resultados a partir de los 200MW para todos los
análisis de sensibilidad bajo estudio, salvo para el caso de mı́nimos técnicos. Lo anterior
implica que desde el punto del esfuerzo computacional, para pequeños niveles resulta
conveniente utilizar programación determińıstica [113]. Por otro lado, es posible apreciar
para el nivel de penetración más alto bajo estudio, que el menor beneficio es obtenido por
aquel caso que aumenta los tiempos mı́nimos, debido a que esta restricción genera que el
predespacho presente mayor robustez para el caso determinista, respecto a los otros casos
de sensibilidad.

Además, la solución que presenta un mejor beneficio es aquella con las centrales a gas
como base (cuyo caso coincide con lo estudiado en [113]). Esto se debe, de acuerdo a lo
explicado en apartados anteriores, a que la suficiencia presentada al tener este tipo de
centrales como base (gran tamaño pero pocas, respecto a las de carbón) es menor, por lo
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Figura 5.46. Costos de operación del sistema (estocástico/determinista) para dis-
tintos tipos de restricciones operacionales respecto a caso determinista.

que el poder contar con predespachos robustos genera un mayor encendido de unidades
de carbón, mejorando considerablemente los ı́ndices de suficiencia y el valor de la función
objetivo.

Cabe destacar que la variación de rampas presenta una gran tendencia a aumentar los
beneficios de la programación estocástica para pequeños niveles de penetración, la cual
se ve atenuado para los niveles más altos. Lo anterior sugiere, que cuando la variabilidad
del recurso eólico es mayor, los beneficios de la programación estocástica son mayores (en
p.u.). Sin embargo, al disminuir la variabilidad producto de las restricciones del sistema
de transmisión, los beneficios de la programación estocástica se atenúan para altos niveles
de penetración.

Tabla 5.20

FO de modelos deterministas y estocásticos para distintos niveles de penetración y

análisis de sensibilidad.

MW Eólicos Base-sto Base-det Nodo-sto Nodo-det Tmin-sto Tmin-det Rampas-sto Rampas-det Precios-sto Precios-det

100 288.9 288.5 288.6 288.3 303.5 302.9 295.4 295.5 357.5 359.3

200 277.9 277.8 277.2 277.3 288.3 290.4 284.4 284.4 345.6 348.2

300 268.2 268.6 267.2 267.9 277.6 278.2 274.1 274.9 333.5 335.7

400 259.7 260.3 259.7 260.8 268.3 268.4 265.8 266.9 322.8 325.4

500 252.4 253.7 254.2 255.8 259.4 260.9 258.8 265.2 312.7 316.8

1000 232.5 234.8 240.1 243.1 238.7 239.1 238.9 246.0 282.0 290.1

2000 218.4 221.8 230.9 236.0 222.4 225.3 224.0 232.1 259.1 273.5
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Robustez de la solución estocástica

A continuación, mediante boxplot, se procede a entregar en las Figuras 5.47, 5.48 y 5.49
los resultados del LOLEOP , LOEEOP y costos de operación, para cada una de las 200
muestras evaluadas bajo el esquema de Monte Carlo. Lo anterior, para nivel de penetración
eólica de 2000MW y los tipos de resolución de predespacho.
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Figura 5.47. Boxplot de LOLEOP para 2000MW de penetración eólica y tipos de
resolución del predespacho.
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Figura 5.48. Boxplot de LOEEOP para 2000MW de penetración eólica y tipos de
resolución del predespacho.
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Figura 5.49. Boxplot de costos de operación para 2000MW de penetración eólica
y tipos de resolución del predespacho.

Los resultados anteriores permiten demostrar la mayor robustez obtenida mediante un
predespacho estocástico respecto al caso determinista, por cuanto los boxplot tienden a ser
más compactos que los casos deterministas. Además es posible apreciar que dependiendo
de las restricciones de la red, la robustez presentada por la solución estocástica es distinta.
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5.5. Determinación y comparación del valor de capacidad de
las centrales eólicas.

En esta sección se procede a entregar los valores del OEFCLOLE, OEFCLOEE, EFC
y Capacity factor, para la solución estocástica y determinista bajo distintos niveles de
penetración. Cabe destacar que los parámetros OEFCLOLE y OEFCLOEE son obtenidos
de acuerdo a lo descrito a metodoloǵıa planteada en la sección 4 del caṕıtulo 4, bajo
los resultados obtenidos en la sección 3 del caṕıtulo 5 (considerando cuatro escenarios
representativos para el caso estocástico). Por otro lado, el valor del EFC (modelo HL-1)
es obtenido de acuerdo a la metodoloǵıa planteada en la sección 4 del caṕıtulo 4.

5.5.1. Cálculo del Operative Equivalent Firm Capacity basado en LOLEOP y
LOEEOP .

En la Figuras 5.50 y 5.51 (en las Tablas 5.21 y 5.22 con mayor detalle) se procede
a entregar el OEFCLOLE y OEFCLOEE para distintos niveles de penetración eólica y
resolución del predespacho.
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Figura 5.50. OEFCLOLE y
OEFCLOEE en MW.
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Figura 5.51. OEFCLOLE y
OEFCLOEE en pu.

Tabla 5.21

OEFCLOLE y OEFCLOEE (en mw) para distintos niveles de penetración eólica y resolución

del predespacho.

MW Eólicos OEFCLOLE−sto OEFCLOLE−det OEFCLOEE−sto OEFCLOEE−det

100 39.8 47.2 39.7 46.1

200 92.1 89.8 72.1 75.3

300 157.8 139.4 101.3 95.1

400 243.9 185.0 134.0 107.5

500 338.3 205.8 177.3 116.1

1000 488.3 345.2 346.0 183.9

2000 539.4 338.1 406.9 205.0

Como es posible apreciar, para pequeños niveles de penetración eólica, 100MW hasta
200MW en algunos casos, los modelos deterministas presentan un mejor desempeño que
los estocásticos. Esto puede atribuirse principalmente, como ha sido explicado a lo largo
del documento, al gap del MIP. Sin embargo, a medida que la variabilidad del recurso
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Tabla 5.22

OEFCLOLE y OEFCLOEE (en pu) para distintos niveles de penetración eólica y resolución

del predespacho.

MW Eólicos OEFCLOLE−sto OEFCLOLE−det OEFCLOEE−sto OEFCLOEE−det

100 0.398 0.472 0.397 0.461

200 0.461 0.449 0.361 0.377

300 0.526 0.465 0.338 0.317

400 0.610 0.463 0.335 0.269

500 0.677 0.412 0.355 0.232

1000 0.488 0.345 0.346 0.184

2000 0.270 0.169 0.203 0.103

eólico aumenta, las métricas obtenidas mediante la solución estocástica presentan mejores
resultados.

Por otra parte, respecto a los valores que presentan el OEFC basado en el LOLEOP

y LOEEOP , comparando los resultados estocásticos o determińısticos entre si mismos.
Estos muestran que los basados en el LOLEOP presentan valores muy por encima de los
basados en el LOEEOP . Esto puede deberse a que la metodoloǵıa empleada para obtener
estas métricas, la cual está basada en conectar una central de costo cero y generación
constante, no permite obtener una métrica adecuada que se base en el tiempo que dura la
falla. Más bien, se basa en la profundidad de esta, por lo que dependiendo de la demanda
neta, basarse en el LOLEOP puede llevar a resultados muy erróneos.

Un ejemplo de lo que se quiere señalar en esta última apreciación se puede observar
en la Figura 5.52.

Figura 5.52. Perfil de potencia no servida.

En la figura anterior se tiene un perfil de potencia no servida, el cual resulta en una
LOLEOP de 24 horas y un LOEEOP de 455 GWh. Ahora considérese que se conecta una
central de costo cero y de potencia constante de capacidad instalada de 5MW. Como es un
cambio pequeño en el parque generador, se puede aproximar que el predespacho y despacho
de las unidades convencionales es bastante similar, existiendo un leve desplazamiento en
la generación de la unidad marginal, debido al ingreso de esta pequeña unidad, por tanto,
es posible asumir que el perfil de enerǵıa no servida sigue siendo el mismo. El resultado
de lo anterior es apreciado en la Figura 5.53.
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Figura 5.53. Perfil de enerǵıa no servida con el aporte de la central de costo cero.

Al tener en cuenta la figura anterior, es posible destacar que el LOLEOP sigue teniendo
un valor de 24 horas, sin embargo, el LOEEOP se redujo a 322 MWh. Si es que se sigue
aumentando en pequeños diferenciales la capacidad instalada de la central renovable, el
LOEEOP seguirá disminuyendo su valor, sin embargo, el LOLEOP será constante hasta
que aumente la capacidad instalada de modo tal de abastecer los niveles mı́nimos del perfil
de potencia no servida, cuyo caso es mostrado en la Figura 5.54.

Figura 5.54. Perfil de enerǵıa no servida con aporte de la central de costo cero
hasta disminuir por vez primera el LOLEOP .

La Figura 5.55 permite resumir lo anterior y demostrar por un lado, la enorme discon-
tinuidad que puede presentar el LOLEOP , no aśı el LOEEOP .

Por otro lado, un caso opuesto al anterior es que exista un perfil de potencia no servida
de valor pequeño pero que presente un peak en alguna hora del d́ıa. Lo descrito previamente
es mostrado en la Figura 5.56.

Luego, al agregar pequeños valores de capacidad instalada de una central de costo ce-
ro, se tiene que el LOLEOP disminuye drásticamente, sin embargo, la capacidad instalada
debe ser de 20MW para que disminuya de 1 a 0. Por otro lado, LOEEOP siempre dismi-
nuye, pese a que luego de los 4MW de capacidad instalada, su disminución presenta una
pendiente bastante pequeña. Lo anterior se explica de mejor manera en la Figura 5.57,
en donde bastaŕıa con un pequeño aumento en el valor de capacidad de la central para
igualar el área que abasteceŕıa la central eólica, mientras que para el caso del LOLEOP

dicho valor dista totalmente.
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Figura 5.55. LOEEOP y LOLEOP para distintos niveles de capacidad instalada
de central de costo cero.

Figura 5.56. Perfil de potencia no servida.

En la Figura 5.58 es posible apreciar un resumen del aporte que presenta la central de
costo cero al LOLEOP y LOEEOP de la Figura 5.56.

Por tanto, se puede concluir que la métrica cuyo origen se basa en el LOEEOP proviene
de una función continua, mientras que los saltos propios observados por la métrica basada
en el LOLEOP se debe a lo explicado previamente. Por tanto, independiente del perfil de
demanda neta (que a la postre define el perfil de potencia no servida), y tomando en cuenta
la metodoloǵıa empleada en esta tesis, la métrica del LOEEOP permite obtener valores
consistentes. Desde el punto de vista del una igualdad de desplazamientos de enerǵıa entre
la central renovable y la central de costo cero. No aśı la métrica basada en el LOLEOP

en donde sus resultados serán más dependientes del perfil de demanda neta. Una manera
de obtener valores consistentes para la métrica del LOLEOP seŕıa cambiar la metodoloǵıa
en la que se obtiene el valor de capacidad, por ejemplo, considerando en el predespacho la
central de costo cero, pero en el despacho económico considerar la central eólica conectada,
de modo tal de que se pueda respetar el perfil de potencia no servida.



Caṕıtulo 5. Resultados 88

Figura 5.57. Perfil de potencia no servida y de central de costo cero de 3MW.

Figura 5.58. Variación del LOEEOP y LOLEOP a medida que aumenta la ca-
pacidad instalada de la central de costo cero.

Finalmente, se debe destacar que la metodoloǵıa empleada busca comparar la dismi-
nución de enerǵıas no servidas, dado que el conectar una central de costo cero implica que
esta probablemente se encuentre despachada a plena carga y no pueda seguir los perfiles
de potencia no servida que permite disminuir los perfiles de potencia eólica. Lo que se
busca con esta metodoloǵıa es una igualación de áreas entre lo que abastece la central
eólica y lo que realiza la central renovable de costo cero.

5.5.2. Comparación de valor de capacidad entre modelo HL-1 y HL2

A continuación, en la Figura 5.59 se procede a entregar el OEFCLOLE y OEFCLOEE,
basados en modelos HL-2, y el EFC y factor de capacidad (Capacity Factor) basados
en modelos HL-1. Los valores de OEFC obedecen a los obtenidos mediante el predes-
pacho estocástico, dado que presentan mejores resultados que los obtenidos a través del
predespacho determińıstico.

En primera instancia se puede destacar que el EFC presenta un producto marginal
decreciente para todos sus niveles de capacidad, lo que se debe principalmente a que para
obtener este parámetro se asume que todas las unidades están encendidas, sin embargo,
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Figura 5.59. Comparación de métricas basadas en modelos HL-1 y HL-2.

para la obtención de los parámetros OEFCLOLE y OEFCLOEE aquello no es aśı debido
a que cada caso presenta un predespacho de unidades distinto.

A partir de lo anterior, es posible apreciar que la métrica basada en el LOEEOP tiende
a la baja a medida que aumenta la penetración eólica, sin embargo, existen variaciones en
donde aumenta su valor, lo que se debe principalmente al efecto de incluir la incertidumbre
eólica en el predespacho de forma expĺıcita. Lo anterior, debido a que es posible contar
con un prdespacho más robusto que la solución determińıstica. Por otro lado, la métrica
basada en LOLEOP se presenta al alza hasta los 500MW, lo que puede deberse a que existe
una enorme cantidad de enerǵıa no servida en las horas de punta (el sistema eléctrico es
débil en generación respecto a la demanda). Por tanto, estos tienden a aumentar hasta que
existe una mayor penetración eólica, y a causa de esto, los perfiles de potencia no servida
para las horas de demanda máxima tienden a atenuarse.

Finalmente, es posible destacar que el factor de capacidad puede resultar útil para
pequeños niveles de penetración (100MW), respecto a los modelos HL-2. Indudablemente
para niveles de penetración altos, el efecto de las restricciones operacionales y del parque
generador, repercute en el aporte que puede entregar la central eólica al sistema. Además,
a través de este factor no es posible considerar la correlación que existe entre generación
eólica y demanda eléctrica. Por lo tanto, guiarse por este parámetro puede resultar erróneo
en todas las dimensiones sistémicas analizadas previamente.

5.5.3. OEFCFO y OEFCCO2

En la Figura 5.60 y 5.61 (con mayor detalle en las Tablas 5.23 y 5.24) se presentan
los OEFC basados en la cantidad de emisiones de CO2 que emiten los generadores del
sistema y en el valor de la función objetivo para el caso estocástico y determinista.

Los resultados muestran mejores resultados para la métrica basada en las emisiones,
respecto a la basada en la función objetivo. Esto permite señalar que el ingreso de la
central renovable influye de manera más notable en las emisiones de CO2, respecto a
los efectos que genera en la función objetivo. Lo anterior podŕıa explicarse debido que
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Figura 5.60. OEFCCO2
y

OEFCFO para distintos niveles de
penetración eólica y resolución del
predespacho en MW.
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el ingreso de centrales renovables permite disminuir el aporte de las centrales de carbón,
que son a la postre las que generan en mayor medida. Sin embargo, debido al ingreso de
la central eólica, su repercusión en los costos no es directa, dado que por la variabilidad
podŕıa requerir usos de unidades de segunda etapa (encendido y apagado de estas) y/o no
aportar de igual modo en las horas de enerǵıa no servida.

Respecto a la comparación entre la solución estocástica y determinista, para la métri-
ca basada en emisiones, no existen grandes diferencias y va en ĺınea con los resultados
mostrados en el caso base.

Por otra parte, respecto a la métrica basa en la función objetivo, es posible detectar
que la basada en el predespacho estocástico presenta mayores diferencias a partir de los
1000MW. Lo anterior se debe a que al existir una mayor incertidumbre del recurso eólico,
es posible presentar mejores beneficios con la programación estocástica. Sin embargo,
similares diferencias podŕıan presentarse para menores niveles de capacidad instalada de
la central eólica en caso de que el sistema de transmisión permitiera despachar todo el
recurso renovable.

Respecto a los valores en por unidad, es posible apreciar que para pequeños niveles de
generación la función objetivo presenta un decaimiento natural, debido a que pese a que
ingresa una mayor cantidad de generación a costo cero, se deben tener unidades encendidas
de primera etapa frente a la variabilidad de este recurso, y además se deben encender y
apagar más unidades de segunda etapa. Para altos niveles la pendiente va siendo mayor,
debido principalmente a los efectos del sistema de transmisión, sin embargo, también debe
considerarse los costos de encendido y apagado, y la generación de las centrales de segunda
etapa.

La métrica basada en emisiones mantiene valores similares para pequeños niveles de
penetración, dado que el ingreso de generación eólica permite desplazar unidades a carbón.
Sin embargo, al aumentar la penetración eólica, este desplazamiento no es lineal dado que
existe una mayor cantidad de saturación del sistema de transmisión, y además puede que
exista una mayor cantidad de unidades de carbón a mı́nimo técnico.
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Tabla 5.23

OEFCCO2
y OEFCFO (en mw) para distintos niveles de penetración eólica y resolución del

predespacho.

MW Eólicos OEFCCO2−sto OEFCCO2−det OEFCFO−sto OEFCFO−det

100 38.8 39.2 35.0 35.8

200 76.8 76.9 66.8 67.1

300 114.3 115.6 96.5 95.4

400 150.6 152.3 124.8 122.8

500 182.0 183.9 149.9 145.4

1000 258.9 258.2 222.0 213.2

2000 307.4 304.0 276.7 263.5

Tabla 5.24

OEFCCO2
y OEFCFO (en pu) para distintos niveles de penetración eólica y resolución del

predespacho.

MW Eólicos OEFCCO2−sto OEFCCO2−det OEFCFO−sto OEFCFO−det

100 0.388 0.392 0.350 0.358

200 0.384 0.384 0.334 0.336

300 0.381 0.385 0.322 0.318

400 0.376 0.381 0.312 0.307

500 0.364 0.368 0.300 0.291

1000 0.259 0.258 0.222 0.213

2000 0.154 0.152 0.138 0.132

5.5.4. Comparación de métricas basadas en modelo HL-2

A continuación, en las Figuras 5.62 y 5.63, se procede a entregar el resultado de las
métricas OEFC para distintos niveles de penetración, considerando la resolución estocásti-
ca del predespacho.
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eólica en MW.
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para distintos niveles de penetración
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Los resultados sugieren medidas alternativas para cuantificar el aporte de las centrales
renovables al sistema, pueden basarse en los ı́ndices de suficiencia (pese a que se señaló en
esta tesis que el basado en LOLEOP , dada la metodoloǵıa no pareciera ser la forma más
correcta), en la cantidad de emisiones de CO2 o de acuerdo al aporte que generan a la
función objetivo. Independiente de las métricas utilizadas, estas están afectas al tipo de
resolución del predespacho y a las restricciones operacionales y del sistema de transmisión.
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Por ejemplo, la métrica basada en CO2 podŕıa permitir realizar pagos a las centrales
renovables, desde el punto de vista del aporte que generan respecto a temas ambientales
(reducción de emisiones).

Por otro lado, la métrica basada en la función objetivo, en caso de tener una regulación
estatal, permitiŕıa definir los tipos de proyectos que generan un mayor aporte al sistema,
en términos de reducción de costos. Contando con una herramienta que permitiŕıa evaluar
de mejor forma los aportes que generaŕıa el proyecto a nivel sistema.

Finalmente, se debe señalar que podŕıa única una métrica única a partir de las defi-
nidas anteriormente. Esta métrica permitiŕıa considerar los aportes que entrega la central
renovable desde el punto de vista de los costos, las emisiones y la suficiencia del sistema.
Dados los resultados, se recomendaŕıa en el caso de la suficiencia utilizar la basada en
LOEEOP .
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Conclusiones

Con respecto a los aportes al estado del arte que se desprenden de este trabajo, se
presentan las siguientes conclusiones:

Esta tesis también la convergencia de un modelo HL-1 respecto a la modelación bajo
esquema de Monte Carlo. Esto resulta fundamental debido a que permite demostrar
que ambos modelos pueden ser comparables, junto con demostrar los efectos que
puede generar las restricciones operacionales del parque generador y del sistema de
transmisión en la suficiencia de los SEP. Como aśı también se discute la cantidad
de muestras a utilizar, demostrando la importancia de definirlas para poder realizar
una correcta comparación respecto al modelo HL-1.

Pese a que en estudios de corto plazo se ha utilizado ampliamente la programación
estocástica para modelar de forma expĺıcita la incertidumbre asociada al recurso eóli-
co, y que por otro lado, en estudios de suficiencia se ha modelado las restricciones
operacionales del parque generador y del sistema de transmisión, en este trabajo se
presenta una metodoloǵıa que permite unificar ambos enfoques. El poder modelar
correctamente la incertidumbre del recurso eólico permite obtener mejores resulta-
dos desde el punto de vista del corto plazo, como también en temas de suficiencia
del sistema. Lo anterior, debido a que el enfoque determińıstico requiere un ajuste
adicional de reserva en giro para modelar correctamente la incertidumbre eólica.

A partir de lo anterior, es posible realizar análisis de sensibilidad modificando las res-
tricciones operacionales del parque generador sin la necesidad de ajustar la reserva.
Esto permite poder realizar comparaciones equitativas entre las distintas sensibili-
dades y el caso base bajo estudio.

Respecto a las métricas que permiten indicar el aporte de una central al SEP, es
posible aportar un nuevo enfoque basado en la enerǵıa. Se demuestra que la meto-
doloǵıa planteada en el estado del arte para obtener el valor de capacidad de las
centrales, considerando restricciones operacionales, no es la correcta. Dado que se
basa en un ı́ndice que tiende a sobrestimar el aporte de la central bajo estudio.
Además se plantean métricas adicionales basadas en el aporte que realiza la cen-
tral a la función objetivo y a la reducción de emisiones de CO2. Lo anterior podŕıa
permitir una evaluación bajo distintos tipos de aportes que conlleva el ingreso de

93
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la central bajo estudio, permitiendo quizás en el futuro una remuneración por estos
conceptos de forma acoplada bajo una sola métrica.

Respecto a los resultados, es posible señalar las siguientes conclusiones:

A través de un esquema de Monte Carlo, considerando que todos los generadores
se encuentran encendidos, junto con sus tasas de salidas forzadas y tiempos medios
de reparación, es posible converger al modelo HL-1 sin restricciones operacionales
de COPT. Esto permite la evaluación de suficiencia de los sistemas de potencia
considerando diversas restricciones operacionales.

El predespacho estocástico permite obtener una solución más robusta, la cual permite
no considerar reserva en giro para manejar la incertidumbre del recurso eólico en el
predespacho. Lo anterior permite evaluar granjas de distintos tamaños, sin considerar
requerimientos adicionales de reserva en giro para tratar la incertidumbre eólica.

A partir de lo anterior, las ventajas de la resolución estocástica no son posible de
percibir para pequeños niveles de penetración eólica. Por tanto, dados los supuestos
y las herramientas utilizadas, para niveles iguales o menores a 200MW se recomienda
resolver el problema de forma determińıstica. Sin embargo, para niveles superiores,
la resolución estocástica asegura mejores resultados, desde el punto de vista de la
suficiencia y costos de operación del sistema.

Los resultados de la evaluación sistémica de la operación de corto plazo del sistema de
potencia dependerán de las restricciones del parque generador y de las limitaciones
del sistema de transmisión.

La evaluación sistémica del ingreso de centrales renovables resulta bastante similar
para cualquier nodo de conexión de la central eólica, mientras que no exista conges-
tión del sistema de transmisión. A medida que el sistema de transmisión se comienza
a congestionar, y la enerǵıa eólica no es posible despacharla por limitaciones de es-
te, la generación de las unidades convencionales, costos de operación e ı́ndices de
suficiencia (entre otros) comienzan a diferenciarse.

Es posible determinar que una métrica importante a determinar es el LOWEOP , el
que permite cuantificar la cantidad promedio de enerǵıa eólica no despachada. Ello
permite una respuesta frente al desempeño de generación de las unidades convencio-
nales, costos de operación e ı́ndices de suficiencia (entre otros)

Contar con un sistema que presenta mayores restricciones asociadas a los tiempos
mı́nimos de encendido y apagado conlleva a que, en caso de que la unidad eólica
presente una variabilidad marcada, las unidades tiendan a mantenerse encendidas.
Por tanto, impĺıcitamente se está manteniendo una mayor cantidad de reserva en
giro, lo que puede traer beneficios desde el punto de vista de resguardar el sistema
frente a las incertidumbres modeladas, sin embargo, por otro lado, puede hacer variar
los requerimientos de reserva en giro. Debido a lo anterior, en algunos casos, perfiles
con mayor variabilidad pueden requerir menor cantidad de reserva en giro que otros
más constantes.
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La restricción que reflejó un mejor beneficio al ser resuelta con programación es-
tocástica, desde el punto de vista de la evaluación sistémica, fue la que implicó una
variación en la generación base del sistema. Lo anterior se debió a que al ser las cen-
trales a gas las unidades base del sistema, estas son de gran tamaño pero pocas en
cantidad respecto a las de carbón, por tanto, disminuyen la confiabilidad del sistema,
dado que existe una mayor probabilidad de pérdida de carga. Debido a lo anterior, la
programación estocástica al presentar una solución más robusta, permite encender
una mayor cantidad de unidades a carbón respecto a la resolución determińıstica, lo
que aumenta la confiabilidad del sistema. Sin embargo, también aumenta la cantidad
de emisiones de CO2 del sistema.

Desde el punto de vista de la necesidad de regulación de las variables de segunda
etapa, es posible entender que a medida que aumenta la penetración eólica, mayor
es la cantidad cambios de encendido y apagado por parte de estas unidades, debido
a que la incertidumbre del recurso eólico aumenta. Sin embargo, desde el punto de
vista de la cantidad de generación de estas unidades, esta tiende a disminuir para los
casos estudiados, debido a que su mayor uso está asociado a prestar servicio como
acción correctiva frente a la salida intempestiva de unidades generadoras.

La reserva en giro disponible tiende ir a aumentar debido a que la mayor penetración
de la central eólica, implica en una mayor variabilidad. Por tanto, la generación
eólica comienza a desplazar unidades térmicas que al contar con mı́nimos técnicos y
tiempos mı́nimos de encendido y apagado altos, no pueden apagarse inmediatamente
(y menos por una cantidad pequeña de horas, dado que se requieren en otras horas
posteriormente). Por tanto esto ocasiona una mayor cantidad de reserva en el sistema

Pese a que existe una tendencia similar entre ambos ı́ndices de suficiencia, LOLEOP

y LOEEOP , las diferencias se deben a que si existe una cantidad de enerǵıa no
servida y la central eólica es capaz de abastecer un porcentaje, el primero de los
ı́ndices no necesariamente cambiará. Lo anterior se debe a que la central eólica no
necesariamente disminuirá la duración de la falla, pero su ingreso śı permitirá que
exista una menor cantidad de enerǵıa no servida.

Por otro lado, asociado a la evaluación de suficiencia considerando un modelo HL-
1 sin restricciones operacionales, se puede señalar que a medida que aumenta la
penetración eólica, existe un producto marginal decreciente. Esta disminución se
debe a que en este modelo se asume que están todas las unidades encendidas, por
tanto, una mayor cantidad de penetración de enerǵıa con el mismo tipo de perfil
comienza a realizar un menor aporte. Por el contrario, con el modelo propuesto existe
para cada nivel de penetración eólico existe un despacho distintos de las unidades
convencionales. Por tanto pese a que existe una tendencia a aportar menos en los
ı́ndices de suficiencia a medida que aumenta la penetración eólica, este no es tan
claro debido a los argumentos esgrimidos previamente.

Respecto a los valores de capacidad de las centrales, en este trabajo se propone
comparar en un comienzo dos métricas: el OEFCLOLE y el OEFCLOEE. Debido
a que la metodoloǵıa planteada para determinar el valor de capacidad consiste en
desconectar la central eólica y reemplazarla por una central de costo cero. La métrica
basada en el LOLEOP puede entregar valores muy altos si es que existe un perfil de
potencia no servida con alta variabilidad, lo que habitualmente ocurre en las horas
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de demanda máxima. No aśı el caso de la métrica basada en el LOEEOP , dado que
lo que se realiza es una igualdad de áreas entre el aporte realizado por la central
eólica y la de costo cero.

La métrica basada en las emisiones de CO2 podŕıan permitir establecer pagos a las
centrales renovables por concepto de reducción de emisiones. Lo anterior permitiŕıa
estandarizar los pagos que se realizaŕıan en el sistema, dado que probablemente dos
centrales que generen la misma cantidad de enerǵıa, pero que presenten grados de
variabilidad y de correlación distintos con la demanda, podŕıan llevar a resultados
distintos. Los resultados asociados a la función objetivo sirven para estandarizar las
comparaciones desde el punto de vista económico, lo que permitiŕıa a un mercado
centralista el determinar que proyectos son más atractivos a nivel sistema.

Por otra parte, asociado a la evaluación de reservas en giro, al estudiar los beneficios
de comparar los requerimientos fijos de reserva en giro, versus los dinámicos, estos
últimos desde el punto de vista de un modelo HL-1 sin restricciones operacionales,
tendeŕıan a ser los lógicos debido a que a medida que la demanda neta aumenta,
el riesgo de que exista enerǵıa no servida también aumenta. Sin embargo, al con-
siderar restricciones operacionales es posible comprobar que ese razonamiento no
válido, debido a que por ejemplo las restricciones de mı́nimo técnico y tiempo de
encendido/apagado permiten aportar de forma impĺıcita a la reserva en giro.

Desde el punto de vista de la función objetivo, el ajustar adecuadamente los re-
querimientos de reserva en giro tienden a igualar los resultados estocásticos y de-
termińısticos, demostrando diferencias solo para niveles altos de penetración eólica.
Sin embargo, desde el punto de vista de la suficiencia, pueden existir diferencias
relevantes entre una metodoloǵıa y otra.

Trabajo a futuro

Dados los resultados planteados anteriormente, se sugieren las siguientes posibles ĺıneas
de trabajo a futuro:

Es posible considerar un modelo más completo, desde el punto de vista de la trans-
misión, considerando salidas forzadas de las ĺıneas de transmisión. Aquello permi-
tirá cuantificar si el sistema de transmisión se encuentra bien o mal diseñado.

Considerar además de la incertidumbre del recurso eólico, el de la demanda energética
a través de escenarios de demanda. Aquellos pueden ser formulados ajustando un
modelo de serie de tiempo mediante el procedimiento señalado en esta tesis.

Evaluar la metodoloǵıa empleada para determinar el valor de capacidad considerando
distintos niveles de correlación entre la central renovable y la demanda eléctrica del
sistema. Encontrar las ventajas que podŕıa presentar la resolución estocástica al
considerar estos niveles de correlación.

Aumentar el número de escenarios estocásticos en la formulación del predespacho.
Para que resulte en un tiempo menor de simulación, se requiere utilizar programación
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paralela de modo de resolver el problema utilizando todos los núcleos de un compu-
tador y/o resolución conjunta en dos o más computadores. Una idea similar se puede
utilizar para considerar un mayor número de salidas forzadas de generadores.

Evaluar restricciones operacionales ligadas a limites en las emisiones de gases de
efecto invernadero, y estudiar sus efectos en la evaluación sistémica. En el modelo
propuesto es posible agregar restricciones de impuesto por emisiones y/o de emisiones
máximas dentro de un periodo.

Evaluar el efecto de la curva de toma de carga de los generadores en la suficiencia
del sistema. El modelo RTS cuenta con cuatro puntos caracteŕısticos de esta curva,
los cuales no fueron modelados en este trabajo.

Realizar un modelo que permita coordinar un sistema hidro-solar-térmico. Una idea
que se puede utilizar es considerar una programación de mediano plazo, lo cual
considera una curva de duración de la demanda mensual por bloques. Para coordinar
de mejor forma el sistema, se puede transformar a bloques equivalentes la generación
solar, de modo de poder capturar de mejor forma la correlación del recurso solar con
la demanda del sistema. Los bloques se podŕıan realizar de forma cronológica, como
lo utilizado por el Consultor del Estudio de Transmisión Troncal en Chile.

Considerar un modelo de parque eólico con salidas forzadas parciales. Lo anterior
debido a que al existir una gran cantidad de aerogeneradores, la confiabilidad del sis-
tema es mayor a cuando es solo una central. Para evaluar aquello se puede considerar
una cantidad determinada de salidas forzadas parciales. Por ejemplo, un modelo que
considere a la central 100%, 90% y 80% disponible.

Evaluar la metodoloǵıa en un sistema real. Actualmente en Punta Arenas se están
conectando tres aerogeneradores que pueden llegar a representar el 6% de la deman-
da eléctrica del sistema, el cual es completamente térmico. Esto permitiŕıa estudiar
niveles de reserva, tipo de resolución del predespacho y valor de la potencia firme
del parque.

Estudiar metodoloǵıas que permitan tomar distintas medidas frente a las salidas
intempestivas de unidades generadoras. Estos estudios podŕıan resultar claves en el
futuro, dado que los altos costos de falla de los sistemas de potencia llaman a que estos
presenten una mayor robustez frente a perturbaciones. Debido a lo anterior, se deben
hacer los esfuerzos en encontrar modelos que permitan modelar la incertidumbre de
modo tal de funcionar al mı́nimo costo.

Resulta de interés utilizar la metodoloǵıa desarrollada para la evaluación de otras
fuentes renovables, tales como mini hidroeléctricas, solares, geotérmicas y mareomo-
triz.

Utilizar la metodoloǵıa planteada para obtener el valor de capacidad de las centrales
considerando un flujo en AC.



Apéndice A

Formulación del predespacho de
forma estocástica.

Tal cual se discutió en el caṕıtulo 3, para realizar programación estocástica es menester
identificar dos variables, las de primera y de segunda etapa. Como variables de primera
etapa se considera el predespacho de las unidades más lentas, grupo en el que se encuentra
las unidades a carbón y a gas. Lo anterior hace referencia a que el predespacho de dichas
unidades será común para todos los escenarios de pronóstico estudiados. Cabe señalar que
el predespacho de las unidades rápidas no es considerado como variable de primera etapa
debido a los cortos tiempos mı́nimos de encendido y apagado que poseen, los cuales a la
postre les da mayor flexibilidad. Como variable de segunda etapa se tiene el despacho de
las unidades de partida lenta, el que es distinto de acuerdo a los escenarios de pronóstico
estudiados y el predespacho y despacho de las unidades rápidas.

La función objetivo a minimizar, que representa a los costos de operación de las unida-
des, costos de encendido y apagado de los generadores G y la enerǵıa no servida se presenta
en la ecuación (A.1). La función objetivo queda ponderada por la cantidad de escenarios
S de pronóstico eólico considerados y sujeta a los horizontes de tiempo T estudiados.

∑

s∈S

ωs[
∑

t∈T

∑

g∈G

(COp
s,t,g +COn

s,t,g + COff
s,t,g ) + CENS

s,t ] (A.1)

Donde:

ωs: peso de cada escenario s.

COp
s,t,g: costo de operación del generador g en la hora t para el escenario s.

COn
s,t,g: costo de encendido del generador g en la hora t para el escenario s.

COff
s,t,g : costo de apagado del generador g en la hora t para el escenario s.

CENS
s,t costo de enerǵıa no servida en la hora t para el escenario s.

La función objetivo queda sujeta a las siguientes restricciones:
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Abastecimiento de la demanda

La demanda energética del sistema debe ser abastecida en conjunto a las pérdidas
asociadas a las L ĺıneas de transmisión, sin embargo, puede existir instantes de tiempo en
los cuales el costo de abastecer la demanda es mayor al costo de no abastecerla (costo de
falla) o que existan impedimentos técnicos que no permitan entregar enerǵıa a un punto
determinado del sistema. La ecuación (A.2) representa lo descrito anteriormente.

∑

g∈G

ps,t,g,n −
∑

l∈L

Fs,t,n,l + PUSEs,t,n = Dems,t,n + Perds,t,l ∀s, t, n (A.2)

Con:

ps,t,g,n: potencia despachada por el generador g en la hora t para el escenario s en el
nodo n.

Fs,t,n,l: flujo de potencia saliendo del nodo n en el escenario s para el tiempo t que
se encuentra conectado a la ĺınea l.

PUSEs,t,n: Potencia no servida en el escenario s para el tiempo t en el nodo n.

Dems,t,n: Demanda energética en el escenario s para el tiempo t en el nodo n.

Perds,t,l: Pérdidas asociadas al sistema de transmisión en el escenario s para el
tiempo t en la ĺınea l

ks,t: pérdidas del sistema de transmisión en la hora t para el escenario s.

Requerimiento de reserva en giro

Una de las formas de manejar la incertidumbre del error de pronóstico es a través
de requerir reserva en giro en el predespacho. Lo anterior queda retratado en la ecuación
(A.3).

∑

g∈G

rs,t,g ≥ rs,t ∀s, t (A.3)

Con:

rs,t,g: aporte a la reserva en giro del generador g en la hora t para el escenario s.

rs,t: requerimiento mı́nimo de reserva en giro para la hora t en el escenario s.

Gradiente de carga

Los generadores pueden ir disminuyendo o aumentando gradualmente su toma de carga.
La razón de la potencia que puede aumentar un generador g con respecto al periodo de
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tiempo t se le denomina gradiente o rampa de toma de carga, la cual queda consignada
en la ecuación (A.4).

ps,t,g − ps,t−1,g ≤ Gg ∀s, t, g (A.4)

Donde:

ps,t,g: potencia despachada por el generador g en la hora t para el escenario s.

Gg: Valor de la rampa de carga del generador g.

Por otro lado, la razón de la potencia que puede disminuir un generador g con respecto
al periodo de tiempo t se le denomina rampa de disminuión de carga, la cual queda
consignada en la ecuación (A.5).

ps,t−1,g − ps,t,g ≤ Gg ∀s, t, g (A.5)

Ĺımites de generación

Cada generador cuenta con un mı́nimo técnico y una capacidad máxima de generación.
Lo anterior debe ser respetado por cada generador y no necesariamente es el mismo para
cada uno de ellos. La ecuación que representa el mı́nimo técnico queda retratada en (A.6).

us,t,g · P g ≤ ps,t,g (A.6)

Por otro lado la potencia máxima que puede despachar un generador debe consistir en
la suma de la potencia despachada más el aporte que realiza dicho generador a la reserva
en giro; lo cual queda retratado en la ecuación (A.7).

ps,t,g + rs,t,g ≤ us,t,g · P g ∀s, t, g (A.7)

Con:

P g: mı́nimo técnico del generador g.

P g: potencia máxima que puede despachar el generador g.

Sistema de transmisión

Para la inclusión del sistema de transmisión se utilizará un flujo de potencia en corriente
cont́ınua (DC), la cual asume que es posible calcular los flujos en las ĺıneas asumiendo una
condición normal de operación, vale decir, en los nodos se encuentran tensiones de 1 p.u.
Junto con lo anterior, se representa la ĺınea de transmisión solo por su reactancia inductiva.

La utilización de esta metodoloǵıa para resolver el flujo de potencia se debe a la gran
rapidez que presenta con respecto a otras metodoloǵıas. La ecuación A.8 permite el cálculo
de los flujos por las ĺıneas.
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Fs,xy,t = (θs,x,t − θs, y, t) ·Bxy (A.8)

Con:

Fs,xy,t: Flujo de potencia en el escenario s que circula entre las barras x e y en el
tiempo t.

θs,x,t: Ángulo de la tensión en la barra x.

θs,y,t: Ángulo de la tensión en la barra y.

Bxy: Susceptancia de la ĺınea de transmisión que conecta a las barras x e y.

Restricción de no anticipatividad

Al considerar solo las restricciones anteriores para la resolución del pre despacho y
despacho, es como resolver ambos problemas de forma determinista S veces, sin embargo,
son las restricciones de no anticipatividad las que completan la programación estocástica.
Las anteriores son las encargadas de forzar que las decisiones de primera etapa sean iguales
para todos los escenarios. Lo descrito anteriormente queda plasmado en la ecuación (A.9).

us,t,g = ut,g ∀s, t, g (A.9)
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Acerca de PLEXOS

Los modelos de sistemas de potencia utilizados en esta tesis fueron implementados en
PLEXOS versión 6.208. PLEXOS es un software de simulación de mercados eléctricos usa-
do en sistemas eléctricos de diversas caracteŕısticas. Usando programación entera-mixta,
PLEXOS optimiza el despacho de generación incorporando flujo de carga en continua pa-
ra modelar la transmisión. PLEXOS co-optimiza el despacho de las centrales térmicas, el
uso del agua en centrales hidroeléctricas y servicios complementarios. PLEXOS entrega
un conjunto versátil de caracteŕısticas que se pueden adaptar para satisfacer diferentes
mercados eléctricos. Debido al amplio rango de caracteŕısticas disponibles en PLEXOS, el
software puede ser usado para múltiples propósitos, desde un detallado análisis de opera-
ción focalizado en un d́ıa hasta un problema de planificación que abarca de 20 a 30 años.
PLEXOS optimiza el despacho para abastecer la demanda y los requerimientos de servi-
cios complementarios al mı́nimo costo, sujeto a las restricciones de operación, las cuales
pueden ser:

Restricciones de generación - disponibilidad (salidas planeadas y forzadas), predes-
pacho y otras restricciones técnicas.

Restricciones de transmisión - disponibilidad (salidas planeadas y forzadas), ecuacio-
nes linealizadas (DC) del flujo de potencia óptimo (OPF), interconexiones, y otras
restricciones de transmisión que pueden ser una función de carga, generación o flujos
de ĺıneas.

Restricciones hidráulicas - unidades hidráulicas que puedan tener restricciones de
enerǵıa, o modelos de almacenamiento más detallados pueden ser modelados con
flujos hidráulicos estocásticos.

Restricciones de combustible - por ejemplo, ĺımites de combustibles diarios o anuales.

Restricciones de servicios complementarios - respuesta máxima de las unidades,
cálculo del riesgo dinámico.

Restricciones de emisiones - se puede incorporar un ĺımite en la producción de emi-
siones.
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B.1. Algoritmos en PLEXOS

Para permitir el modelado de problemas de largo plazo y restricciones de corto plazo,
PLEXOS incluye cuatro algoritmos integrados:

Simulación de largo plazo (LT) - utiliza el análisis de la curva de duración de carga
para permitir el modelado de horizontes que abarcan más de un año en un solo
paso. Adecuado para planificaciones de largo plazo en donde las decisiones necesitan
considerar futuros cambios del mercado.

PASA/ pre-programación - optimización de la programación de mantenimiento, y
previa programación de las salidas no planeadas de la simulación de Monte Carlo.

Simulación de mediano plazo (MT) - usa el análisis de la curva de duración de
carga para modelar hasta un año de un solo paso. Adecuado para planificación
operacional de mediano plazo, se puede usar para modelar el uso óptimo de enerǵıa
en los embalses en el mediano plazo.

Simulación de corto plazo (ST) - modelado cronológico del despacho en cada pe-
riodo (t́ıpicamente una hora o media hora). Adecuado para la toma de decisiones
operativas.

B.2. Incorporación de la red de transmisión

Para cada algoritmo, se puede seleccionar uno de los tres niveles de detalle de trans-
misión: regional, zonal y nodal. En el nivel nodal, la red de transmisión se puede formular
usando una aproximación linealizada DC de las ecuaciones del flujo de potencia óptimo,
con o sin pérdidas. En el nivel regional o zonal, un modelo de flujo es usado para represen-
tar la red, con ĺımites de transmisión siendo aplicado al flujo entre regiones/zonas, pero no
dentro de regiones/zonas. Las pérdidas DC se pueden modelar si se desean, pero las pérdi-
das AC son mejor aproximadas usando factores de pérdidas de generación, o incluyendo
pérdidas en la predicción de carga.

B.3. Criterio de convergencia

El criterio de convergencia utilizado por los problemas resueltos por MIP es el gap
relativo, el cual se define en la ecuación

gap relativo =
solución entera factible − cota inferior

solución entera factible
(B.1)

La solución entera factible corresponde a la solución factible de menor costo (para
un problema de minimización) encontrada hasta un determinado tiempo. La cota inferior
(para un problema de minimización), corresponde al valor de la función objetivo con menor
costo del problema relajado (variables binarias definidas como continuas) de los nodos que
no han sido explorados del árbol del Branch and Bound.
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Elección de reserva óptima.

A continuación se procede a realizar un análisis del tipo de reserva óptimo, ya sea de
origen fijo o dinámico, para cada nivel de penetración eólica y de resolución del predespa-
cho.

Comparación desempeño reserva estática y reserva dinámica

A continuación, en las Figuras C.1, C.2, C.4 y C.4 (mayor detalle en las Tablas C.1,
C.2, C.3 y C.4), se procede a entregar los valores de la función objetivo para distintos
niveles de reserva, origen de la reserva (fijo o dinámico), penetración del recurso eólico y
resolución del predespacho.
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Figura C.1. Valor de la fun-
ción objetivo, considerando resolución
estocástica del predespacho y reserva fija.
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Figura C.2. Valor de la función
objetivo, considerando resolución deter-
minista del predespacho y reserva fija.

Como es posible apreciar, para el caso de la reserva en giro fija, tanto para el modelo
determinista como estocástico, los resultados tienden a ser mı́nimos en los 550MW, ya
que en algunos casos las diferencias son minúsculas con el caso de 500MW, por lo que
se decide considerar los 550MW como punto óptimo dado que permitiŕıan eventualmente
contar con un mayor nivel de suficiencia del sistema. Por otra parte, la reserva dinámica
que minimiza los costos de operación tiende a ser del valor del 30% de la demanda neta,
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Figura C.3. Valor de la fun-
ción objetivo, considerando resolución
estocástica del predespacho y reserva
dinámica.
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Figura C.4. Valor de la fun-
ción objetivo, considerando resolución
determinista del predespacho y reserva
dinámica.

para cualquiera de los niveles de penetración eólica.

Lo anterior llama a la sorpresa, debido a que se esperaŕıa que a medida que aumente
la penetración eólica, la reserva necesaria para minimizar la función objetivo sea mayor,
dada la incertidumbre cuenta este tipo de generación. Sin embargo, lo anterior no sucede,
y está directamente relacionado con la debilidad del parque generador y del sistema de
transmisión de este sistema, lo que permita que tenga una mayor relevancia las salidas
forzadas de las unidades generadoras y la incapacidad de poder transmitir toda la potencia
eólica disponible.

De acuerdo a los resultados obtenidos, se procede a realizar los análisis posteriores
tomando en cuenta que la reserva óptima del sistema es de origen estático con un valor de
550MW.

Tabla C.1

Valor de la función objetivo,

considerando resolución

estocástica del predespacho y

reserva fija.

MW Eólicos 400MW 450MW 500MW 550MW

100 288880 285363 283609 283654

200 277945 274871 273175 273034

300 268199 265212 263981 263971

400 259707 257000 255565 255753

500 252371 249932 248799 248758

Tabla C.2

Valor de la función objetivo,

considerando resolución

determinista del predespacho y

reserva fija.

MW Eólicos 400MW 450MW 500MW 550MW

100 288541 285382 283637 283569

200 277829 274749 273146 273198

300 268559 265544 264036 264098

400 260285 257384 255754 255725

500 253655 250674 249166 248961

Costos de operación

A continuación, en las Figuras C.5 y C.6 (mayor detalle en las Tablas C.5 y C.6) se
procede a entregar los costos de operación, considerando además alta penetración eólica
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Tabla C.3

Valor de la función objetivo,

considerando resolución

estocástica del predespacho y

reserva dinámica.

MW Eólicos 21% 24% 27% 30%

100 288404 285090 283964 284079

200 277721 274833 273543 273698

300 267991 265644 264395 264429

400 259925 257545 256361 256329

500 252871 250884 249681 249651

Tabla C.4

Valor de la función objetivo,

considerando resolución

determinista del predespacho y

reserva dinámica.

MW Eólicos 21% 24% 27% 30%

100 288374 285359 284008 284045

200 278155 275007 273670 273746

300 269042 266256 264857 264762

400 261473 258610 257180 256881

500 255314 252508 250981 250712

(1000MW y 2000MW).
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Figura C.5. Valor de la fun-
ción objetivo, considerando resolución
estocástica del predespacho y reserva fija
(hasta 2000MW).
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Figura C.6. Valor de la función
objetivo, considerando resolución deter-
mińıstica del predespacho y reserva fija
(hasta 2000MW).

Tabla C.5

Valor de la función objetivo,

considerando resolución

estocástica del predespacho y

reserva fija (hasta 2000MW).

MW Eólicos 400MW 450MW 500MW 550MW

100 288880 285363 283609 283654

200 277945 274871 273175 273034

300 268199 265212 263981 263971

400 259707 257000 255565 255753

500 252371 249932 248799 248758

1000 232510 230909 230006 230250

2000 218441 217078 216589 216972

Tabla C.6

Valor de la función objetivo,

considerando resolución

determińıstica del predespacho y

reserva fija (hasta 2000MW).

MW Eólicos 400MW 450MW 500MW 550MW

100 288541 285382 283637 283569

200 277829 274749 273146 273198

300 268559 265544 264036 264098

400 260285 257384 255754 255725

500 253655 250674 249166 248961

1000 234805 231874 230559 230611

2000 221804 219198 217846 217610

De los resultados es posible apreciar que, en caso de contar con el nivel de reserva
óptimo, es posible acortar las diferencias entre la resolución estocástica y determińıstica
del predespacho, dándose mayores diferencias a medida que aumenta la penetración eólica.
Cabe señalar que el objetivo de realizar programación estocástica es que permite incorporar
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la incertidumbre del recurso eólico de forma expĺıcita en el predespacho, dejando de lado
el uso de reserva en giro para manejar este tipo de incertidumbre, cuyo uso solo presenta
su sustento, en pequeños montos, como medida para apalear el efecto de la reducción
de escenarios. Sin embargo, la incertidumbre más fuerte que trata el sistema, es la de
las salidas forzadas de las unidades, cuyos efectos se mitigan en este trabajo de forma
impĺıcita a través del uso de reserva en giro, por tanto, las diferencias desde el punto de
vista económico solo se solventan dado que la metodoloǵıa estocástica permite tratar con
la incertidumbre eólica encendiendo una mayor cantidad de unidades de primera etapa, lo
que repercute en un sistema más robusto, sin embargo, estos efectos se notan para niveles
altos de penetración eólica.

Finalmente, cabe destacar que las ventajas de la programación estocástica, respecto a
la determinista no son apreciadas a plena capacidad, dado que la estocástica es obtenida
a partir de cuatro escenarios representativos, de los que son obtenidos a partir de 200
simulados en el despacho económico a través del esquema de Monte Carlo. Por tanto,
los beneficios percibidos y señalados en este punto solo resultan una cota mı́nima de los
beneficios que se podŕıan percibir bajo esta modalidad.

Congestión del sistema de transmisión y LOWEOP

A continuación en las Figuras C.7 y C.8 se procede a entregar la congestión del sis-
tema de transmisión para la resolución estocástica y determińıstica. Estos resultados son
acompañados del LOWEOP para ambos casos, los que son mostrados en las Figuras C.9
y C.10.
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Figura C.7. Congestión del sis-
tema de transmisión para distintos ni-
veles de reserva considerando resolución
estocástica.
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Figura C.8. Congestión del sis-
tema de transmisión para distintos ni-
veles de reserva considerando resolución
determińıstica.

Los resultados muestran que a medida que aumenta la reserva en giro, para un nivel
de penetración eólica dado, permite que el sistema de transmisión se encuentre menos
congestionado, por lo que la cantidad de LOWEOP tiende a disminuir, aunque claramente
estos cambios son pequeños. Lo anterior se debe a que al aumentar la reserva en giro,
aumenta la cantidad de unidades generadoras encendidas, por tanto, es posible abastecer
las cargas que se encuentran cercanas a estos generadores utilizando menos el sistema
de transporte. Lo descrito previamente es algo similar a lo que ocurre con las diferencias
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Figura C.9. LOWEOP para
distintos niveles de reserva considera-
ción resolución estocástica.
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Figura C.10. LOWEOP para
distintos niveles de reserva considera-
ción resolución determińıstica.

entre la programación estocástica y determińıstica, dado que la primera tiende a disminuir
(levemente) el LOWEOP .

LOLEOP y LOEEOP para distintos niveles de penetración, reserva en giro y
resolución del predespacho

A continuación se procede a mostrar en las Figuras C.11, C.12, C.13 y C.14 (mayor
detalle en las Tablas C.7, C.8, C.9 y C.10) los ı́ndices de suficiencia para cada nivel de
reserva en giro, penetración eólica y resolución del predespacho
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Figura C.11. LOLEOP para
distintos niveles de reserva en giro uti-
lizando programación estocástica.
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Figura C.12. LOLEOP para
distintos niveles de reserva en giro uti-
lizando programación determińıstica.

De las anteriores es posible apreciar, oara el caso de reserva de 550 MW y la varia-
ble de suficiencia del LOLEOP que para pequeños niveles, pese a contar con un nivel de
reserva óptima, la resolución determinista presenta mejores resultados que la estocástica,
lo que de acuerdo a apartados anteriores se debe a que los escenarios representativos no
son suficientes para un nivel de incertidumbre bajo, sin embargo, a medida que la incerti-
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Figura C.13. LOEEOP para
distintos niveles de reserva en giro uti-
lizando programación estocástica.
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Figura C.14. LOEEOP para
distintos niveles de reserva en giro uti-
lizando programación determińıstica.

Tabla C.7

LOLEOP considerando resolución

estocástica del predespacho y

reserva fija.

MW Eólicos 400MW 450MW 500MW 550MW

100 180.2 145.6 112.9 89.6

200 166.5 135.0 102.8 79.9

300 155.0 124.8 95.6 72.9

400 146.8 119.1 90.6 68.6

500 139.2 111.9 87.6 65.1

1000 119.0 95.9 72.7 56.0

2000 107.6 82.4 62.5 47.9

Tabla C.8

LOLEOP considerando resolución

determinista del predespacho y

reserva fija.

MW Eólicos 400MW 450MW 500MW 550MW

100 178.1 145.2 112.2 88.1

200 167.2 135.3 102.8 79.9

300 158.0 127.7 98.5 74.5

400 152.3 123.4 95.1 72.3

500 149.5 120.2 94.3 71.8

1000 138.8 107.0 82.3 63.5

2000 139.2 104.4 80.3 62.2

dumbre incrementa a medida que aumenta la penetración eólica, la resolución estocástica
presenta mejores indicadores. Lo anterior es relevante, dado que desde el punto de vista
de la función objetivo la resolución estocástica no presenta grandes mejoras, sin embargo,
desde el punto de vista de la suficiencia del sistema, en espećıfico del LOLEOP es posible
percibir grandes diferencias a medida que aumenta la penetración eólica.

Por otra parte, respecto al LOEEOP es posible apreciar un fenómeno similar al LOLEOP ,
lo que permite establecer que pese a encontrar un nivel de reserva en giro óptimo para
ambos casos, los modelos estocásticos presentan mejores indicadores pese a que la función
objetivo presente valores similares. Lo anterior, está directamente relacionado con la can-
tidad de costo de falla del sistema, pues a medida que el costo de falla sea más alto, y
asumiendo que se tiene un costo de falla tal que por más que aumente la capacidad del
sistema es tal que no puede disminuir la falla (incentivos máximos para encender las uni-
dades), la solución estocástica presentará resultados mejores. Cabe destacar que el costo
de falla simulado es de 1000 [USD/MWh], mientras que el costo de falla de corta duración
del SIC es de 13349 [USD/MWh] [133].
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Tabla C.9

LOEEOP considerando resolución

estocástica del predespacho y

reserva fija.

MW Eólicos 400MW 450MW 500MW 550MW

100 22.4 17.2 13.3 11.0

200 20.8 15.8 11.9 9.5

300 19.3 14.6 11.0 8.5

400 18.4 14.0 10.4 7.9

500 17.4 13.2 10.0 7.3

1000 14.4 11.2 8.2 6.2

2000 12.6 9.5 7.1 5.3

Tabla C.10

LOEEOP considerando resolución

determinista del predespacho y

reserva fija.

MW Eólicos 400MW 450MW 500MW 550MW

100 22.0 17.1 13.2 10.8

200 20.6 15.8 11.8 9.5

300 19.6 14.9 11.2 8.7

400 19.1 14.5 10.8 8.3

500 18.8 14.2 10.6 8.1

1000 17.2 12.7 9.4 7.0

2000 16.7 12.6 9.5 7.0
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Chile, 2013.

[90] F. Bouffard and F. Galiana. Stochastic security for operations planning with sig-
nificant wind power generation. In Power and Energy Society General Meeting-
Conversion and Delivery of Electrical Energy in the 21st Century, 2008 IEEE, pages
1–11. IEEE, 2008.

[91] F. Bouffard, F. Galiana, and A. Conejo. Market-clearing with stochastic security-
part i: formulation. Power Systems, IEEE Transactions on, 20(4):1818–1826, 2005.

[92] F. Bouffard, F. Galiana, and A. Conejo. Market-clearing with stochastic security-
part ii: Case studies. Power Systems, IEEE Transactions on, 20(4):1827–1835, 2005.

[93] M. Ortega-Vazquez and D. Kirschen. Estimating the spinning reserve requirements
in systems with significant wind power generation penetration. IEEE Transactions
on Power Systems, 24(1):114–124, 2009.

[94] P. Ruiz., C. Philbrick. Applying Stochastic Programming to the Unit Commitment
Problem, 2008.

[95] P.A. Ruiz, C.R. Philbrick, E. Zak, K. Cheung, and P. Sauer. Uncertainty mana-
gement in the unit commitment problem. IEEE Transactions on Power Systems,
24(2):642–651, 2009.
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