
UNIVERSIDAD DE CHILE
FACULTAD DE CIENCIAS FÍSICAS Y MATEMÁTICAS
DEPARTAMENTO DE INGENIERÍA ELÉCTRICA

MODELO ESTOCÁSTICO DE DESPACHO HIDROTÉRMICO CON
INCORPORACIÓN DE SISTEMAS DE ALMACENAMIENTO

MEMORIA PARA OPTAR AL TÍTULO DE INGENIERO CIVIL ELÉCTRICO

DIEGO IGNACIO BENAVIDES LILLO

PROFESOR GUÍA:
ALEJANDRO NAVARRO ESPINOSA

MIEMBROS DE LA COMISIÓN:
FRANCISCO RIVERA SERRANO

IVÁN RUDNICK GARCÍA

Este trabajo ha sido financiado por:
Systep

SANTIAGO DE CHILE
2022
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PROF. GUÍA: ALEJANDRO NAVARRO ESPINOSA

MODELO ESTOCÁSTICO DE DESPACHO HIDROTÉRMICO CON
INCORPORACIÓN DE SISTEMAS DE ALMACENAMIENTO

El problema de despacho hidrotérmico supone un gran desafío matemático y computacio-
nal, pues dependiendo de lo que se quiera modelar, el número de variables y restricciones
puede crecer hasta conllevar tiempos de simulación que a veces son impracticables, situación
que ha sido ampliamente discutida en la literatura. Este problema se pregunta cuánta energía
deben entregar las unidades generadoras de un sistema eléctrico y cómo debe administrarse
el agua para satisfacer la demanda eléctrica frente a múltiples escenarios estocásticos de dis-
ponibilidad hídrica (hidrologías). El desarrollo de este problema cobra especial relevancia en
Chile, debido a la escasez hídrica presente en el país.

Las energías renovables no convencionales permiten abaratar los costos de operación del
sistema eléctrico y son la promesa de las matrices energéticas sustentables y libres de emisio-
nes de gases de efecto invernadero. Actualmente, Chile tiene una posición privilegiada en esta
materia, debido a la gran disponibilidad de recursos renovables en sus amplios desiertos y
abundantes ríos y lagos. Concretamente, más del 50 % de su capacidad instalada está basada
en recursos renovables (22,93 % por hidroeléctricas convencionales y 30,39 % por las ERNC).

El desafío que presentan estas tecnologías (principalmente las ERNC) en el problema de
despacho es su intermitencia de generación, por lo que se deben buscar maneras de dar flexi-
bilidad al sistema. Afortunadamente, las centrales de embalse y los sistemas de baterías son
tecnologías maduras capaces de almacenar energía para despacharla en otros momentos, por
lo que pueden compensar estas intermitencias.

Este trabajo busca resolver un modelo de despacho hidrotérmico que simule la operación
del Sistema Eléctrico Nacional, mediante la incorporación de incertidumbre en los afluentes
de los embalses y la inclusión de sistemas de baterías de larga duración, lo cual permitirá
dilucidar cómo irán evolucionando los costos de este en vista del cierre inminente de las cen-
trales a carbón en el corto plazo.

En este trabajo se ha realizado una representación del tiempo en bloques, con la cual se
ha logrado observar una disminución de la complejidad del problema a costa de una subes-
timación del valor real de la función objetivo de este mismo, mediante la imprecisión en la
representación de los momentos valle y punta de la demanda, respecto al caso sin bloques.

Finalmente, en este problema se ha logrado observar el aporte de las baterías y las centrales
de embalse en el abaratamiento de los costos del sistema y la flexibilidad del sistema en las
horas de noche. Así también, un incremento significativo en el corto plazo de los costos
marginales del sistema, producto del plan de descarbonización vigente en el país.
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Capítulo 1

Introducción

1.1. Motivación
Las centrales hidroeléctricas permiten aprovechar el movimiento de masas de agua pa-

ra generar electricidad a costo variable cero, lo que a su vez permite reducir los costos de
operación del sistema al evitar parte del suministro de energía con centrales térmicas. Es-
ta característica puede ser altamente explotable en sistemas eléctricos que tienen una gran
capacidad instalada de centrales hidroeléctricas. Para el caso de Chile, a noviembre del año
2021 cerca del 25 % [1] de la capacidad instalada del sistema eléctrico nacional tiene su fuente
en la energía hidráulica1, siendo la principal fuente de generación después del carbón y la
más importante (en términos de capacidad instalada) de todas las fuentes renovables.

La ventaja anterior conlleva a que el agua deba ser utilizada eficientemente, pues al estar
asociada a incertidumbre hidrológica (niveles futuros del agua son desconocidos), la decisión
de cuánta agua utilizar en el presente, repercutirá en la cantidad de esta que se pueda utilizar
a futuro, generando un costo de oportunidad.

Lo anterior constituye un desafío, pues no hay una forma determinística de anticiparse al
peor escenario de agua futura para fijar el costo de oportunidad. Concretamente, si se decide
conservar agua para el futuro (abaratar costo de operación en el futuro), el peor escenario
es que el futuro sea lluvioso, pues los embalses se rebalsarán y provocarán un desaprovecha-
miento del agua (agua vertida no se turbina). Por otro lado, si se decide utilizar más agua
en el presente (abaratar costo de operación en el presente), entonces el peor escenario po-
sible es que el futuro sea seco, quitando la posibilidad de generar con este recurso en el futuro.

Otro problema asociado a la cuestión de cuánta agua se debe utilizar en el suministro de
energía, es cuando se tiene un sistema eléctrico con alta penetración de energías renovables,
pues este tipo de tecnologías presentan variabilidad en su fuente de recurso primario (las
plantas eólicas y solares no siempre generarán lo mismo). Además de lo anterior, se debe con-
siderar que una entrada de tecnologías de almacenamiento también supone un reto adicional,
pues puede competir con el agua a la hora de desplazar bloques de energía entre distintos
momentos del día (almacenamiento intradiario).

1 Conjunto de las centrales hidroeléctricas de embalse, pasada y mini-hidro de pasada.
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Así entonces, lo que se busca es gestionar de forma óptima los recursos hídricos para la
generación de energía, de tal forma que los costos de operación del sistema, a lo largo de un
horizonte de tiempo, sean mínimos. Desde luego, considerando las problemáticas anterior-
mente comentadas y la importancia que cobrará el agua y las tecnologías de almacenamiento
de cara al cierre total de las plantas a carbón en Chile.

1.2. Objetivos
1.2.1. Objetivo general

El objetivo general de este trabajo es estudiar un modelo de despacho hidrotérmico que
incorpore en su formulación la presencia de un sistema de baterías de larga duración y la
incertidumbre hidrológica, mediante una aplicación del algoritmo Stochastic Dual Dynamic
Programming (SDDP) de Pereira y Pinto [23] en una representación uninodal de la totalidad
del sistema eléctrico chileno.

1.2.2. Objetivos específicos
Para alcanzar el objetivo general se ha modelado el problema principal en su forma más

simple, aumentando secuencialmente su complejidad hasta llegar al problema objetivo. El
listado de metas específicas que permiten cumplir con lo anterior son:

1. Representar el sistema eléctrico chileno mediante un modelo uninodal sin incertidumbre
hidrológica, que cuente con generadores representativos de cada tipo de tecnología de
generación.

2. Dar más realismo al modelo incrementando el número de unidades térmicas que parti-
cipan en el despacho, la cantidad de periodos simulados y utilizando perfiles reales de
demanda, afluentes, radiación solar y viento.

3. Estudiar cómo cambian los costos de operación del sistema, el uso del agua y del sistema
de almacenamiento ante la salida total de las plantas de carbón al año 2026 y al 2031.

4. Evaluar si dar mayor granularidad temporal (disminuir la duración de los bloques mode-
lados) en un problema de planificación de despacho de largo plazo, permite aprovechar
de mejor forma los recursos hídricos y dar un mejor desempeño del almacenamiento.

5. Incorporar en las restricciones y formulación del problema las incertidumbres en los
afluentes de agua de los embalses en cada uno de los problemas anteriores, cuantificando
los costos computacionales de los algoritmos utilizados y evidenciando su eficiencia.

A modo de ilustración, en la Figura 1.1, se puede apreciar un diagrama de flujo que ilustra
cómo el nivel de complejidad del modelo crece gradualmente conforme se va cumpliendo cada
uno de los objetivos específicos anteriormente mencionados.
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Figura 1.1: Diagrama de flujo que ilustra los objetivos específicos.

1.3. Alcances
El presente trabajo utilizó como punto de partida las bases de datos proporcionadas por

Systep, las cuales se fueron actualizando y ampliando teniendo en cuenta los datos actuales
del modelo de planificación de largo plazo del Coordinador Eléctrico Nacional y los informes
de precio de nudo de corto plazo de la Comisión Nacional de Energía.

El modelamiento de la incertidumbre hidrológica se ha realizado vía escenarios hidroló-
gicos, los cuales están conformados por varias series de tiempo construidas a partir de los
afluentes históricos del Sistema Eléctrico Nacional.

Si bien existen otras fuentes de incertidumbre que afectan la flexibilidad que deben tener
los generadores del sistema, además de la hidrológica, quedarán fuera de los alcances del
presente trabajo cuestiones como las contingencias (fallas) de generación y transmisión, y la
provisión de flexibilidad de los activos que dan respuesta a las variaciones de demanda.
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Este trabajo soluciona un problema de planificación de despacho con una capacidad ins-
talada fija (solo se modelarán las tecnologías existentes más las que ya tienen su fecha de
entrada en operación definida) debido a que interesa estudiar el efecto de los bloques en la
modelación, el efecto de corto plazo de la descarbonización y cómo el almacenamiento afecta
cada uno de estos aspectos. Así entonces, quedarán excluidos de los alcances del trabajo
planes de expansión de generación.

Respecto al sistema de almacenamiento, se propone estudiar la inclusión de baterías en
el problema por ser una solución de almacenamiento de larga duración, madura, eficiente y
una de las más populares para la integración de las ERNC. En particular, se busca estudiar
su efecto e importancia en la minimización de costos del sistema, mas no la prestación de
servicios auxiliares como control de frecuencia, recuperación del servicio ante contingencias,
o cualquier otro servicio complementario.

Por último, se ha simplificado el sistema eléctrico chileno a un modelo uninodal con el fin
de que la complejidad computacional del problema a resolver sea lo suficientemente aceptable
para considerar un horizonte de planificación de despacho que contemple múltiples momen-
tos de decisión en el día, durante varios años. Desde luego, se espera que trabajos futuros
basados en este modelo puedan expandir la representación del sistema eléctrico a un modelo
multinodal, pero teniendo en consideración una reducción del horizonte temporal de este
mismo.
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Capítulo 2

Marco Teórico y Estado del Arte

2.1. El sistema eléctrico nacional
Se puede definir a un sistema eléctrico de potencia como el conjunto de instalaciones que

permiten generar, transportar y distribuir la energía eléctrica bajo condiciones adecuadas de
tensión, frecuencia y disponibilidad2. En el caso chileno, el sistema eléctrico es conocido por el
nombre de Sistema Eléctrico Nacional y está conformado por la interconexión eléctrica de los
anteriormente conocidos como Sistema Interconectado Central y el Sistema Interconectado
del Norte Grande.

2.1.1. Actores participantes
El SEN está conformado por tres sectores económicos de rol distintivo: generación, trans-

misión y distribución. El trabajo conjunto de estos sectores permite abastecer de energía
eléctrica a los clientes de forma confiable y segura. Un esquema que permite visualizar de
forma simplificada la interacción entre los sectores del SEN (con sus respectivos clientes) es
la que se muestra en la Figura 2.1.

Figura 2.1: Interacción entre los sectores que conforman al SEN [2].

El sector generación se caracteriza por ser el encargado de la producción de energía eléc-
trica utilizando distintos tipos de recursos: combustibles fósiles, agua, radiación solar, viento,
etc. En este conjunto se pueden encontrar centrales conectadas directamente al sistema de
transmisión y las que se conectan directamente a las redes de distribución (generación distri-

2 Definición extraída del curso EL4103 - Sistemas de Energía y Equipos Eléctricos, Departamento de Inge-
niería Eléctrica, Universidad de Chile, dictado por la profesora Claudia Rahmann.
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buida). Adicionalmente, este sector se caracteriza por la libre competencia, razón por la cual
cualquier ente generador puede entrar y salir del mercado a conveniencia.

El sector transmisión se encarga de transmitir la energía eléctrica desde los centros de
generación hasta las subestaciones de distribución primarias mediante redes de alta tensión.
Este sector se caracteriza por presentar grandes inversiones de capital con retornos de largo
plazo y grandes economías de escala. A diferencia del sector generación, este sector tiene
características de monopolio natural, razón por la cual es regulado.

El sector distribución se ocupa de llevar la energía eléctrica desde las subestaciones prima-
rias de distribución hasta los empalmes de sus clientes (comerciales, industriales o residencia-
les) a través de redes de media o baja tensión. De forma similar al sector de transmisión, este
sector también manifiesta las características de un monopolio natural, por lo que es regulado.

Además de los sectores económicos anteriormente mencionados, el SEN posee otros cuatro
actores fundamentales: Ministerio de Energía, Comisión Nacional de Energía, Coordinador
Eléctrico Nacional, Superintendencia de Electricidad y Combustibles, los cuales se encargan
de dirigir la regulación y planificación de este.

El Ministerio de Energía es la institución de gobierno responsable de elaborar y coordinar
las distintas políticas y normas para el desarrollo del sector energético del país [3]. Entre los
distintos planes y lineamientos que se desarrollan en esta institución, se puede destacar el
plan de descarbonización, el cual plantea el cierre definitivo de todas las plantas de carbón
del país de forma paulatina (discutido en la sección 2.1.3).

La Comisión Nacional de Energía es el organismo público encargado de regular al sector
eléctrico. Es responsable de realizar estudios de proyección para el sistema eléctrico, fijación
de tarifas por servicio, normas técnicas de calidad y servicio para las instalaciones energéti-
cas, publicación de licitaciones para la expansión de transmisión, entre otras labores [4].

El Coordinador Eléctrico Nacional es un organismo autónomo (no forma parte de la ad-
ministración del estado) encargado de garantizar una operación eficiente, segura y confiable
del sistema eléctrico mediante la coordinación de las instalaciones que están interconectadas
entre sí [5]. En particular, es en este lugar donde se resuelven problemas económicos de des-
pacho como el que se plantea resolver en este trabajo.

La Superintendencia de Electricidad y Combustibles es la institución responsable de fis-
calizar todo lo que involucra al mercado energético [6]. Particularmente, la SEC supervisa la
calidad y seguridad de los productos y/o servicios mediante la aplicación de la ley vigente.

2.1.2. Caracterización de la matriz energética

A noviembre de 2021, el SEN posee una capacidad instalada de 27.007 MW3, represen-
tando más del 99 % de la capacidad de generación a nivel nacional. El porcentaje restante se
encuentra en los sistemas medianos de Aysén, Magallanes, Los Lagos e Isla de Pascua.

3 Sin incluir los proyectos que están en fase de prueba.
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Del total de la capacidad instalada del SEN a esa fecha, un 46,37 % corresponde a tec-
nologías de generación termoeléctrica (carbón, gas natural y derivados del petróleo4) y un
53,63 % corresponde a tecnologías de generación renovable. Respecto a la capacidad de este
último grupo, el 42,76 % de esta es aportada por las centrales hidroeléctricas convenciona-
les (embalse y pasada), mientras que el 57,23 % es aportada por las ERNC (biomasa, solar
fotovoltaica, eólica, mini-hidráulicas de pasada5 y geotermia). Un desglose de la capacidad
instalada por tipo de tecnología, en términos absolutos y de porcentaje, puede ser apreciado
respectivamente en la Tabla 2.1 y en la Figura 2.2.

Tabla 2.1: Capacidad instalada del SEN a noviembre de 2021 [7].
Tipo de recurso Tecnología de generación Capacidad Instalada (MW)

Hidroeléctrica de embalse 3.381
Hidroeléctrica de pasada 3.424

Biomasa 438
Solar fotovoltaica 4.342

Eólica 2.859

Renovable

Geotermia 40
Gas natural 3.902

Carbón 4.641No renovable
Derivados del petróleo 4.054

Figura 2.2: Composición porcentual de la capacidad instalada en el SEN a
noviembre de 2021 [7].

Chile es un país con alto potencial renovable, pues posee bastos desiertos, cuencas natura-
les de almacenamiento hídrico y una multitud de ríos a lo largo y ancho de todo el país. Esto
permite explicar la composición porcentual de la matriz energética presentada anteriormente
y también parte de la generación bruta del año 2021.

4 Considerados en este trabajo como diésel y fuel oil.
5 Centrales hidroeléctricas de pasada cuya capacidad de generación es inferior a 20 MW.

7



De los 74.310 GWh que se generaron en el SEN en 20216, más de la mitad (53,54 %
para mayor claridad) fue generada por centrales no renovables, mientras que el porcentaje
restante fue aportado por tecnologías de recurso renovable. Una captura más detallada de la
generación bruta, por tecnología en términos absolutos y de porcentaje, puede ser visualizada
en Tabla 2.2 y en la Figura 2.3, respectivamente.

Tabla 2.2: Generación bruta del SEN del 2021 [1].

Tipo de recurso Tecnología de generación Generación bruta (GWh)
Hidroeléctrica de embalse 5.944
Hidroeléctrica de pasada 8.853

Biomasa 1.840
Solar fotovoltaica 9.303

Eólica 6.480
Renovable

Geotermia 300
Gas natural 13.394

Carbón 25.775No renovable
Derivados del petróleo 2.270

Figura 2.3: Composición porcentual de la generación bruta del SEN al año
2021 [1].

Se ha mencionado que Chile tiene alto potencial renovable, sin embargo, aún posee una
generación base conformada en buena parte por combustibles fósiles, siendo más de un tercio
suministrada con carbón (altamente contaminante). Esta gran participación tiene que ver con
la variabilidad de las ERNC y el bajo costo de generación de las centrales a carbón, lo que
las hace predilectas a ser las primeras no renovables en ser consideradas en el suministro de
energía eléctrica. Como se aprecia en la Tabla 2.3, el costo variable promedio7 de generación
de las centrales de carbón es el más bajo de todas las tecnologías de generación no renovable.
6 Generación acumulada entre enero y noviembre de 2021.
7 Promedio ponderado de los costos variables de cada central respecto a su capacidad de generación.
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Tabla 2.3: Costo variable promedio por tipo de tecnología al año 2021,
elaboración propia a partir de [8].

Tipo de recurso Tecnología de generación Costo variable (USD/MWh)
Hidroeléctrica 0

Biomasa 31,80
Solar fotovoltaica 0

Eólica 0
Renovable

Geotermia 0
Gas natural 63,86

Carbón 31,82No renovable
Derivados del petróleo 157,99

Es importante precisar que los costos mostrados en la Tabla 2.3 están referidos a los
costos variables combustibles (ligados al precio de los combustibles), los cuales no deben ser
confundidos con los costos variables no combustibles (ligados a costos de mantenimiento o
servicios auxiliares), que sí están presentes en todas las tecnologías de generación.

2.1.3. Plan de descarbonización
Los esfuerzos de la comunidad internacional por mitigar los efectos del calentamiento glo-

bal y el cambio climático, se han visto reflejados en el impulso de políticas para la reducción
de emisiones de gases de efecto invernadero y de desarrollo de matrices energéticas más sos-
tenibles. La Conferencia de las Partes8 es un claro ejemplo de este esfuerzo, en donde sus
197 países miembros estudian año a año los lineamientos para alcanzar la disminución de
emisiones del globo en forma conjunta.

En el caso de Chile, el sector eléctrico aporta aproximadamente con el 29 % de las emi-
siones de GEI a nivel nacional, en donde las centrales carbón (participantes mayoritarias
del suministro eléctrico) aportan con el 81,4 % de esas emisiones, mientras que las centrales
de gas natural y diésel, aportan, respectivamente, con el 14,8 y 1,2 % restante9. Bajo este
contexto, en junio de 2019 el Ministerio de Energía anunció el cierre definitivo (o proceso de
reconversión en algunos casos) de las 28 plantas de carbón que se encontraban operativas en
el SEN en ese momento10. Este plan fue ideado para llevarse a cabo en dos etapas: una que
contemplaba el cierre de ocho centrales antes de 2024, con un cronograma definido, y otra
para las veinte restantes antes de 2040, con un cronograma sin definir.

Actualmente, el plan de descarbonización original ha sufrido modificaciones y ha adelan-
tado la primera fase a tres años. Con esto, para finales de 2021 se habrán cerrado 8 centrales,
mientras que al término de 2025 se habrán cerrado 18, correspondientes a la mitad de las
centrales de carbón existentes al inicio del plan original11. El cronograma de actividades
pendientes del plan de descarbonización vigente, es el que se muestra en la Tabla 2.4.

8 Cumbres internacionales en las que participan expertos en medio ambiente, jefes de estado y representantes
de ONG de varios lugares del mundo.

9 Ministerio del Medio Ambiente, 2018. Inventario Nacional de Gases de Efecto Invernadero del Sector
Energía. [En línea]. Disponible en: https://snichile.mma.gob.cl/principales-resultados/sector-energia/

10 Plan de descarbonización original del Ministerio de Energía. [En línea]. Disponible en: https://energia.go
b.cl/mini-sitio/plan-de-descarbonizacion-de-la-matriz-electrica

11 Plan de descarbonización actual del Ministerio de Energía. [En línea]. Disponible en https://energia.gob.
cl/noticias/los-lagos/ministerio-de-energia-anuncia-historico-cierre-adelantado-de-centrales-carbon
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Tabla 2.4: Cronograma confirmado para cierre y reconversión de centrales
a carbón [8].

Central Fecha Tipo de decisión
Tocopilla U14 Enero de 2022 Cierre de operaciones
Tocopilla U15 Enero de 2022 Cierre de operaciones

Ventanas 2 Abril de 2022 Cierre de operaciones
Bocamina 2 Mayo de 2022 Cierre de operaciones
Mejillones 1 Diciembre de 2024 Cierre de operaciones
Mejillones 2 Diciembre de 2024 Cierre de operaciones

IEM Diciembre de 2025 Reconversión a Gas Natural
Andina Diciembre de 2025 Reconversión a Biomasa
Hornitos Diciembre de 2025 Reconversión a Biomasa

Una vez completada la primera etapa de descarbonización, habrán salido del SEN alre-
dedor de 1.500 MW antes de 2025, permitiendo dar un respiro a las conocidas zonas de
sacrificio: aquellos lugares poblados con alta concentración industrial en sus cercanías, en las
que las emisiones saturan la calidad del aire, vulnerando sus normas de calidad y generando
problemas de salud.

Si bien el plan de descarbonización favorece la reducción de emisiones de GEI y el desarrollo
de una matriz energética más sostenible, este no se encuentra exento de dificultades. Sin ir
más lejos, basta considerar el actual escenario de estrechez energética, a raíz del cual, el CEN
ha pedido postergar la fecha de desconexión de las centrales Bocamina 2 y Ventanas 2, para
mantener la seguridad de suministro.

2.1.4. Tecnologías de generación variable

Las tecnologías de generación variable (TGV12) poseen costos variables de generación
nulos, lo que les da la ventaja de sustituir parte de la producción energética de las centrales
térmicas, abaratando el costo de operación del sistema. Junto con lo anterior, la baja sostenida
del costo de inversión de este tipo de tecnologías y el compromiso ambiental suscrito por el
país, han propiciado una fuerte entrada de energías renovables en el SEN. Se espera13 que a
finales de 2024 ya estén en servicio las capacidades agregadas que se señalan en la Tabla 2.5,
las cuales corresponden al aporte que realizarán los proyectos declarados en construcción por
la CNE.

Tabla 2.5: Capacidad agregada en el SEN a finales del 2024 [9].

Solar fotovoltaica Eólica Hidroeléctrica de Pasada Biomasa Derivados del petroleo
2.647 840 1.086 166 267

El nombre de las TGV es acuñado porque la generación de estas tecnologías está anclada
a la disponibilidad de su recurso primario en cada momento. Normalmente, la topología de
este tipo de centrales no admite respuestas inerciales o presencia de reservas para sortear las
variabilidades de su generación, salvo que tengan incorporados sistemas de almacenamiento
para administrar los excedentes o bajas de energía generada.

12 Conglomerado que agrupa a centrales fotovoltaicas, eólicas y de pasada (referido también como ERNC).
13 Suponiendo que los proyectos en atraso logren su puesta en servicio antes de 2024.
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Como existe variación en la generación por ERNC, el sistema debe ser capaz de antici-
parse o de contar con las reservas necesarias de energía, para poder satisfacer la demanda y
mantener niveles adecuados de frecuencia. Concretamente, este problema se aborda con dos
conceptos clave:

• Variabilidad: Hace referencia al cambio natural en el tiempo de la cantidad de recurso
aprovechable (disponibilidad). Depende del momento del día, la estación del año, condi-
ciones meteorológicas, la ventana temporal que se está observando, entre otros aspectos.

• Incertidumbre: Se refiere a la diferencia entre el pronóstico realizado para el despacho
y el pronóstico actual. Depende del horizonte temporal del pronóstico, el tamaño de
las centrales y su distribución geográfica en la red (efecto suavizante14), exactitud del
pronóstico, etc.

En la Figura 2.4 se puede apreciar una muestra de la variabilidad de las TGV que compo-
nen el SEN, tomando como referencia la operación diaria15 del parque fotovoltaico Quilapilún
(de 103,02 MW) y el parque eólico Los Cururos (de 107,7 MW) durante diciembre de 2020.

(a) Parque fotovoltaico Quilapilún.

Figura 2.4: Muestra de la variabilidad horaria de las tecnologías de genera-
ción variable del SEN.

14 Smoothing effect: Los errores de pronóstico se mitigan mientras mayor es el número de centrales y más
distribuidas se encuentren dentro de un área extensa.

15 Coordinador Eléctrico Nacional. Operación real. [En línea]. Disponible en: https://www.coordinador.cl/o
peracion/graficos/operacion-real/
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(b) Parque eólico Los Cururos.

Figura 2.4: Muestra de la variabilidad horaria de las tecnologías de genera-
ción variable del SEN.

La variabilidad (horaria, diaria o mensual) de las centrales fotovoltaicas y eólicas puede
ser eventualmente compensada por las centrales hidroeléctricas de embalse, pues tal y como
se detalla en la sección 2.3.2, los embalses tienen la capacidad de almacenar energía (en forma
de agua) para despacharla en otros momentos. No obstante, las centrales hidroeléctricas de
embalse también están sujetas a variabilidades en sus afluentes que afectan su generación y
complican la forma en la que se debe administrar el agua para compensar la variabilidad de
las TGV.

En la Figura 2.5 se puede apreciar el comportamiento histórico16 de los afluentes (produci-
dos por deshielo17) de los embalses del SEN, el cual es considerado por el CEN para elaborar
los escenarios probabilísticos de agua futura en la resolución de los problemas PCP y PLP.

16 Modelo PLP, 2021. Coordinador Eléctrico Nacional. [En línea]. Disponible en: https://www.coordinador.
cl/operacion/documentos/programas-de-operacion-2021/

17 Deshielo genera afluentes que alimentan directamente a las centrales de aguas arriba.
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Figura 2.5: Variabilidad histórica semanal de los afluentes de las centrales
de embalse del SEN.

En Chile se suelen catalogar los afluentes mediante series hidrologías, las cuales correspon-
den al conjunto de mediciones tomadas desde abril de un año hasta marzo del año próximo,
con una periodicidad de 4 veces al mes. Para catalogar una hidrología como seca o húmeda
se usa la probabilidad de excedencia18, si la probabilidad es inferior al 50 %, la hidrología
en estudio es relativamente húmeda y, en el caso de que sea mayor al 50 %, se dice que esta
es relativamente seca. Como se puede observar en la Figura 2.5, actualmente19 el país está
pasando por un año seco, tendencia que ha sido predominante en los últimos años20 y que
complica aún más la compensación de la variabilidad de generación.

2.2. Sistemas de almacenamiento
2.2.1. Definición y contexto

El almacenamiento de energía eléctrica es un proceso donde se guarda energía (como elec-
tricidad u otra forma de energía) en un determinado instante, para que pueda ser utilizada
en cualquier otro momento. Ejemplos de este tipo de proceso son bastante cotidianos: las
baterías de los celulares, las baterías de los audífonos inalámbricos, las pilas recargables para
cámaras fotográficas, las baterías de los automóviles, etc.

18 Porcentaje de series hidrologías históricas que recibieron más afluentes que la serie considerada.
19 Último año hidrológico disponible, correspondiente a la serie 2019-2020.
20 Revista CEI, 2021. Generadoras de Chile: Nos encontramos en un período de gran sequía. [En línea].

Disponible en: https://www.revistaei.cl/2021/08/11/generadoras-de-chile-nos-encontramos-en-un-periodo
-de-gran-sequia/
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En el ámbito del sector eléctrico, los sistemas de almacenamiento son entendidos como
aquellos equipos o instalaciones que son capaces de retirar energía del sistema eléctrico,
almacenarla, e inyectarla a este mismo en cualquier otro momento, con el fin de contribuir
con la seguridad, suficiencia o eficiencia económica del sistema21. Un esquema simplificado
de este proceso es el que se muestra en la Figura 2.6.

Figura 2.6: Ejemplo del intercambio energético entre el sistema de almace-
namiento y el sistema eléctrico.

Algunos de los servicios que pueden proveer los sistemas de almacenamiento en los sistemas
eléctricos de potencia según su tipo de tecnología [10–13], y que son especialmente atractivos
en un sistema eléctrico con alta integración de energías renovables, son:

• Recortes de demanda punta: la demanda de un SEP presenta variaciones durante el
día, generando valles y puntas. Un sistema de almacenamiento puede cargarse cuando
la demanda es baja (costo de generación bajo) y descargarse cuando la demanda es alta
(costo de generación alto), disminuyendo así el valor punta de demanda que se debe
suplir con las centrales generadoras y el costo de operación del sistema.

• Servicios auxiliares: normalmente, la frecuencia de un SEP varía en función del des-
balance entre generación y demanda, también lo hace el voltaje por las imperfecciones
de generación. Un sistema de almacenamiento puede brindar regulación de frecuencia y
voltaje gracias a su capacidad de inyectar o retirar energía de la red.

• Integración y manejo de la variabilidad de las TGV: la variabilidad de las TGV
supone problemas de previsión de cuánta demanda es la que tienen que satisfacer las
centrales convencionales. Un sistema de almacenamiento integrado en las TGV permite
regular las bajas o excesos de generación energética de estas, eliminando los problemas
de variabilidad y abriendo el camino para una penetración definitiva de las ERNC.

• Reducción de la capacidad de respaldo con generación térmica: los desbalances
entre generación y demanda deben ser atendidos mediante reservas, las cuales son pro-
vistas por las centrales térmicas debido a sus rápidos tiempos de respuesta. Los sistemas
de almacenamiento poseen tiempos de respuesta (de reservas primarias o secundarias)

21 Simplificación de la definición de sistemas de almacenamiento de la Ley 20.936, artículo 225°, literal ad.
[En Línea]. Disponible en https://www.bcn.cl/leychile/navegar?idNorma=1092695
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que pueden llegar a ser más rápidos que en las centrales térmicas, motivo por el cual,
pueden sustituir las reservas provistas por estas últimas.

• Reducción de congestiones en las líneas de transmisión: las puntas de demanda
y el retraso en la expansión de la transmisión de un SEP pueden provocar saturaciones
de las líneas de transmisión (no pueden transportar más potencia), luego, un sistema de
almacenamiento ubicado estratégicamente en la red o en los consumos puede disminuir
estas congestiones y los altos costos que esto conlleva.

• Apoyo durante apagones: la energía almacenada por un sistema de almacenamiento
puede ayudar en la reposición del servicio de una central eléctrica tras una falla. Adicio-
nalmente, también puede prestar sus reservas energéticas para mantener durante cierto
tiempo el suministro eléctrico ante una gran contingencia en un SEP.

• Mejoras en la calidad del suministro y estabilidad del sistema: los efectos
reguladores de un sistema de almacenamiento en la señal de la red contribuyen a una
mejora de la calidad de suministro, mientras que su prestación de servicios de reserva y
apoyo contra contingencias le permite mejorar la estabilidad del sistema.

Las prestaciones que pueden dar los sistemas de almacenamiento, dependen de diversos
factores: el tipo de conversión energética utilizado, los tiempos de respuesta, los niveles de
descarga, etc. A continuación, se discutirá cómo afectan estos aspectos en las características
que presentan los sistemas de almacenamiento.

2.2.2. Clasificación según conversión de energía
El almacenamiento de energía se puede realizar a través de distintos métodos, cada uno

de los cuales limita de diferente manera los rangos de potencia, los tiempos de respuesta y la
eficiencia de la conversión energética. Entre los tipos de conversión energética22 destacan:

• Almacenamiento mecánico: permiten la conversión entre energía eléctrica y mecánica
mediante el movimiento físico de masas o fluidos.

• Almacenamiento electromagnético: permiten la conversión entre energía eléctrica
y electromagnética mediante la carga y descarga de capacitores (o bobinas magnéticas),
los cuales guardan energía en forma de campos eléctricos (o magnéticos en el caso de
las bobinas).

• Almacenamiento electroquímico: Permiten la conversión entre energía eléctrica y
química, mediante el intercambio de electrones entre un cátodo y un ánodo, dada una
diferencia de potencial.

• Almacenamiento químico: permiten la conversión entre energía eléctrica y química,
mediante la obtención o combustión de elementos químicos de alta densidad energética.

• Almacenamiento térmico: permiten la conversión entre energía eléctrica y térmica,
mediante el enfriamiento o calentamiento de aguas calientes, sales fundidas, etc.

22 Generadoras de Chile. Tipos de almacenamiento de energía. [En línea]. Disponible en: http://generadora
s.cl/tipos-energia/sistemas-de-almacenamiento-de-energia
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En [14] se discuten algunos ejemplos de sistemas de almacenamiento según el tipo de
conversión de energía utilizada, los cuales se muestran en el cuadro resumen de la Figura 2.7
que sigue a continuación.

Figura 2.7: Ejemplos de sistemas de almacenamiento según tipo de conver-
sión de energía.

En la Tabla 2.6 se puede observar un cuadro resumen de las principales diferencias entre
los sistemas de almacenamiento según algunos tipos de conversión de energía previamente
mencionados y el tipo de tecnología asociado a cada método de conversión.

Tabla 2.6: Características de los sistemas de almacenamiento según tipo de
conversión de energía [15].

Tipo de conversión
de energía

Tecnología Rango de potencia
(MW)

Tiempo de descarga Eficiencia ( %)

Bombeo de agua 1.000 a 5.000 1 a +24 hrs 75 a 85
Aire comprimido 5 a 1.000 1 a +24 hrs 70 a 89Mecánica
Volante de inercia 0,1 a 20 ms a 15 min 93 a 95
Superconductores 0 a +0,3 ms a 60 min 90 a 95Electromagnética

Bobinas magnéticas superconductoras 0,1 a 10 ms a 8s 95 a 98
Baterías de ión-litio 0 a 100 min a hrs 85-90

Baterías de sulfuro de sodio 0,05 a 34 seg a hrs 80-90Electroquímica
Baterías de plomo ácido 0 a 40 seg a hrs 70-90

2.2.3. Clasificación según tiempo de respuesta
Como se ha visto en la Tabla 2.6, existen distintas ventanas de tiempo en las que un

sistema de almacenamiento puede actuar, lo que, a su vez, define el tipo de servicio que
este puede brindar. Las ventanas de tiempo de un sistema de almacenamiento pueden ser
clasificadas en tres categorías:

• Transitorias: las cargas y descargas se realizan en márgenes de tiempo cortos, desde
algunos segundos a un par de minutos. Normalmente, son utilizados durante problemas
de estabilidad de tensión durante regímenes transitorios, mejorando la calidad de la
energía.
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• Corto plazo: la absorción o entrega de energía se realiza en márgenes de tiempo inter-
medios, desde unos pocos minutos a algunas horas. Usualmente, son utilizados durante
la regulación de frecuencia, en la disminución de congestiones de las líneas, o en el
arbitraje de energía.

• Largo plazo: los tiempos de actuación ocurren en intervalos de tiempo prolongados,
desde un par de horas hasta varios días. Comúnmente, se utilizan para realizar balances
energéticos entre generación y demanda de gran duración (24 horas).

En la Figura 2.8, se ilustran los tipos de servicio que pueden entregar los sistemas de
almacenamiento según el tiempo de respuesta y niveles de descarga.

Figura 2.8: Servicios ofrecidos por los sistemas de almacenamiento según
nivel de carga y tiempo de respuesta [16].

2.2.4. Tecnologías de almacenamiento
A lo largo de los años se han desarrollado diversas tecnologías de almacenamiento para

cada uno de los tipos de conversiones de energía anteriormente mencionados, cada una con
ventajas distintivas y diversos grados de maduración. Al año 2017, la distribución de las
capacidades instaladas de las distintas tecnologías de almacenamiento alrededor del mundo,
es la que se puede apreciar en la Figura 2.9.
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Figura 2.9: Capacidad instalada de las distintas tecnologías de almacena-
miento en el mundo [17].

En la distribución anterior falta hacer mención a las centrales de bombeo de agua, las
que para ese mismo año cuentan con 168 GW instalados alrededor del globo [17], lo que las
convierte en la tecnología de almacenamiento más usada del mundo. Esto no es de extrañar
si se considera que el grado de madurez23 de las centrales de bombeo es el más alto respecto
a las otras tecnologías de almacenamiento, tal y como se ilustra en la Figura 2.10.

Figura 2.10: Madurez de las distintas tecnologías de almacenamiento [18].

23 Una tecnología madura es aquella que, con el paso del tiempo, ha eliminado o reducido la mayoría de sus
problemas inherentes. Se trata de una solución comercial, competitiva y de crecimiento predecible.
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En las figuras 2.9 y 2.10 se aprecian distintos tipos de tecnologías de almacenamiento,
siendo de particular interés para el desarrollo de este trabajo la tecnología de baterías (tal y
como se explica en la sección 3.2.10), el cual será descrito a continuación.

2.2.4.1 Tecnología de baterías

Los sistemas de baterías basan su método de funcionamiento en las reacciones electroquí-
micas reversibles, mediante la reducción y oxidación de dos electrodos sumergidos en una
solución acuosa (electrolito). Durante momentos de demanda valle, el sistema de baterías
se carga mediante una diferencia de potencial (alimentada por la red) entre un electrodo
positivo y uno negativo, lo que provoca que el electrodo negativo se reduzca (absorbiendo
electrones) y que el positivo se oxide (liberando electrones), guardando energía en forma de
potencial electroquímico. Por otro lado, durante los momentos de demanda punta, se conecta
el sistema de baterías a la red y se desconecta la diferencia de potencial (permitiendo que
el electrodo negativo se oxide y el positivo se reduzca), lo que genera un flujo de iones en la
solución acuosa, del cual se extraen los electrones libres que proporcionarán energía a la red
(descarga de la batería). En la Figura 2.11 puede apreciarse un esquema simplificado de lo
anteriormente comentado.

Figura 2.11: Esquema de funcionamiento del almacenamiento BESS [18].

Este proceso de almacenamiento puede variar ligeramente según el tipo de batería, por lo
que la eficiencia, la profundidad de las descargas y la vida útil de estas mismas también lo
hará. En [19] se hace una revisión mucho más profunda y detallada de todas las tecnologías
de baterías, en donde se presentan las eficiencias, ciclos de vida y tiempos de descarga para
algunos proyectos reales de estas. En la Tabla 2.7 se aprecia una comparativa entre las
aplicaciones dichas aplicaciones reales de los sistemas de baterías.
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Tabla 2.7: Comparación entre distintos tipos de tecnologías de BESS [19].

Tipo de batería Potencia
(MW)

Energía
(MWh)

Eficiencia
( %)

Vida útil
(ciclos)

Tiempo de descarga

Plomo ácido 50 200 85 a 90 2.200 Horas
Sulfuro de sodio 1 7,2 75 4.500 Horas

Ión-litio 1 a 10 4 a 24 90 a 94 4.500 1 min a 8 hrs
Vanadio rédox 1 a 10 4 a 40 65 a 75 10.000 Horas

De la Tabla 2.7 es posible observar la alta eficiencia de la tecnología de ión-litio, la cual se
debe principalmente al alto grado de madurez de esta tecnología (su entrada en el mercado
se produjo en la década de los 90). Si a esto se le suma la constante baja de los costos de
inversión para este tipo de tecnología24 y su tamaño compacto, las baterías de ión-litio se
convertirán en una de las tecnologías de almacenamiento predilectas (elevados costos son la
principal desventaja actual en este tipo de tecnologías de almacenamiento).

2.3. El problema de despacho en los sistemas eléctricos
Se entiende como problema de despacho eléctrico a la búsqueda del nivel de producción

de las centrales generadoras, de tal manera que estas puedan satisfacer la demanda energé-
tica al menor costo posible25. Para resolver este problema, se puede representar al sistema
eléctrico en estudio de dos maneras: con un modelo de despacho uninodal o con un modelo
de despacho multinodal.

En el modelo de despacho uninodal se asume que los generadores y los centros de consumo
del sistema se encuentran conectados a una misma barra física (no hay una representación
física de los sistemas de transmisión entre las barras), por lo que el costo marginal26 es único
para todo el sistema. Al obviar los cálculos de flujos de potencia entre las barras de un sistema
eléctrico, este modelo puede permitir la explotación numérica de aspectos que no podrían ser
implementados en un modelo multinodal (sin algún tipo de simplificación previa), como por
ejemplo, el modelamiento del despacho con intervalos de tiempo más próximos entre sí (del
rango de horas) durante varios años. Un ejemplo de representación de despacho uninodal, es
el que se muestra en la Figura 2.12.

24 Bloomberg Professional Services, 2021. Rising battery costs hit carmakers, threaten climate-change push.
[En Línea]. Disponible en: https://www.bloomberg.com/professional/blog/rising-battery-costs-hit-carma
kers-threaten-climate-change-push/

25 Definición extraída del libro “Atrapando el sol en los sistemas eléctricos de potencia”, de Walter Brokering
y Rodrigo Palma.

26 Costo monetario de generar/suministrar un MWh adicional de energía.
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Figura 2.12: Ejemplo de un sistema eléctrico uninodal.

Es importante destacar que en este tipo de representación la demanda del sistema siempre
corresponde al conglomerado (suma) de las demandas individuales de cada barra, ya que no
se pueden diferenciar demandas individuales en una misma barra. Por el contrario, en el caso
de las unidades generadoras no siempre es posible lograr esta conglomeración sin incurrir
en algún grado de pérdida de información, pues en algunos casos, estas centrales aportan
información distintiva que impacta de alguna manera en el despacho, como lo es el caso de
los costos variables de generación.

Respecto al modelo de despacho multinodal, este si modela las redes de transmisión, por
lo que es capaz de reflejar el efecto de las congestiones de las líneas de transmisión (con
sus respectivas pérdidas óhmicas si se desea), y diferenciar costos marginales por cada barra
del sistema. Al considerar los cálculos de flujos de potencia entre las barras de un sistema
eléctrico, se puede conseguir un resultado que es más cercano a la realidad, pero impide
explotar numéricamente al modelo sin considerar algunas simplificaciones. Un ejemplo de
representación de despacho multinodal27, es el que se muestra en la Figura 2.13.

27 Ejemplo de despacho multinodal utilizado en el libro “Atrapando el sol en los sistemas eléctricos de poten-
cia”, de Walter Brokering y Rodrigo Palma.
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Figura 2.13: Ejemplo de un sistema eléctrico multinodal.

La mayoría de las simplificaciones de un modelo de despacho multinodal están orientadas
al manejo temporal: elección de días representativos, disminución de la cantidad de años
simulados, asumir horas del día que se comportarán de forma idéntica (modelos de bloques),
etc. A modo de ejemplo, en los estudios de precio de nudo de corto plazo28 de la CNE se
contempla un modelo de despacho multinodal del SEN con un horizonte de planificación de
10 años cuya simplificación es modelar cada mes del año con dos días representativos (día
promedio hábil y día promedio no hábil), en donde cada uno de estos dos días está compuesto
por 12 bloques de dos horas de duración de cada uno.

A continuación, se hará mención a las distintas formulaciones y problemas que se puedan
encontrar en los modelos de despacho uninodal. Adicionalmente, por tratarse del tipo de
modelo que será abordado en el presente trabajo, toda mención a modelos de despacho a
partir de este punto hará referencia exclusiva al modelo de despacho uninodal, salvo que se
especifique lo contrario.

2.3.1. Formulación clásica del despacho
Sea NG el número de unidades generadoras de un sistema eléctrico, P = [P1, P2, . . . , PNG]

el vector que representa las potencias que generará cada una de estas unidades, D la demanda
del sistema de un momento dado y sea Ci(Pi) una función convexa que representa el costo de
la generadora i, con i = {1, 2, . . . , NG}. El problema de despacho, sin considerar límites
de generación para las unidades generadoras, es el que se muestra en la ecuación (2.1).

28 Estudios donde, a partir de la previsión de demanda y generación del SEN y otros aspectos, se calculan
los costos marginales de energía del sistema para un periodo de 48 meses.
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min
NG∑
i=1

Ci(Pi) (2.1)

s.a.
NG∑
i=1

Pi = D

De la teoría de optimización se sabe que los problemas de minimización, con restriccio-
nes, se pueden transformar en problemas de minimización irrestrictos aplicando el operador
lagrangeano. Así, el problema (2.1) es equivalente a:

min L =
NG∑
i=1

Ci(Pi) − λ

(
D −

NG∑
i=1

Pi

)
(2.2)

Para resolver este problema, deben calcularse las derivadas parciales del lagrangeano e
igualarlas a 0, para, posteriormente, resolver el sistema de ecuaciones resultante. Aplicando
este procedimiento al problema (2.2), la solución óptima del problema (2.1) se podrá obtener
a partir de las siguientes relaciones:

∂L
∂Pi

= 0 ⇔ λ = ∂Ci(Pi)
∂Pi

, ∀i = {1, 2, . . . , NG} (2.3)

∂L
∂λ

= 0 ⇔ D =
NG∑
i=1

Pi (2.4)

En el caso de que las unidades generadoras presenten límites de máxima generación de la
forma Pi ≤ P i con i = {1, 2, . . . , NG}, la ecuación (2.3) cambiará de tal manera que:

∂L
∂Pi

= 0 ⇔ λ = ∂Ci(Pi)
∂Pi

si Pi < P i , ∀i = {1, 2, . . . , NG} (2.5)

λ ≥ ∂Ci(Pi)
∂Pi

si Pi = P i , ∀i = {1, 2, . . . , NG}

Cuando los costos de generación son lineales, la solución del problema con límites de
generación (o sin) puede interpretarse de forma muy favorable en lo que se conoce como lista
de mérito, la cual, se puede resumir en los siguientes pasos:

1. Confeccionar un listado ordenado de los costos variables29, desde la central más barata
a la más cara.

2. Despachará la unidad generadora más barata del listado hasta que esta alcance su límite
de generación o hasta que se satisfaga la demanda. Si la central alcanza el límite de
generación, ir al punto 3. En caso contrario, se completa la demanda y se debe ir al
punto 4.

3. Se procede a despachar con la siguiente central más barata, volviendo al punto 2. En
caso contrario, se completa la demanda y se debe ir al punto 4.

29 Derivada parcial de la función de costo de una unidad generadora respectiva, respecto a la potencia de
esta.
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4. Al satisfacer la demanda pueden ocurrir dos situaciones. Si la última central que des-
pachó no alcanzó su límite de generación, el costo marginal de la barra (λ) es el costo
variable de esta central. Si la última central que despachó si alcanzó su límite de gene-
ración, el costo marginal de la barra será el costo variable de la central que sigue en la
lista de mérito.

En síntesis, esta lista permite tipificar completamente la solución del despacho: las cen-
trales más baratas despacharán a potencia máxima, la siguiente central más cara despachará
la diferencia entre la demanda y lo despachado por las centrales anteriores, mientras que el
resto de centrales (las más caras) no despacharán energía. Adicionalmente, el costo marginal
de la barra se podrá calcular mirando cuánta potencia entrega la última central que está
despachando en la lista de mérito.

2.3.2. Costo de oportunidad del agua
Los pasos para construir la lista de mérito son sencillos, incluso para las tecnologías de

costo variable cero, excepto en el caso de las centrales hidroeléctricas de embalse. Esta tec-
nología tiene un costo de oportunidad asociado que influye directamente en la confección de
la lista y solo se conoce una vez es tomada la decisión de despacho, lo cual complica la elabo-
ración de la lista anteriormente mencionada. Concretamente, si se utiliza mucha agua en el
presente para abaratar los costos de operación presentes, pueden ocurrir dos escenarios: que
el futuro sea seco o lluvioso. Si el futuro es seco, se encarece el costo de operación futuro (ha-
brá menos agua disponible, por lo que se deben despachar tecnologías más caras), mientras
que si es húmedo, el costo de operación futuro también será barato. En consecuencia, el valor
del agua, en ambos escenarios, es distinto y solo puede ser conocido (como fue anunciado
anteriormente) después de tomar la decisión de despacho.

A diferencia del caso anterior, si se utiliza poca agua en el presente, el costo de operación
presente se encarece al guardar el agua que se desea utilizar para el futuro. Entonces, si el
futuro es seco, el costo de operación futuro se abarata, gracias al agua que ya se encontraba
embalsada. Si el futuro es húmedo, el costo de operación futuro también será más barato,
pero con la desventaja de que habrá agua que tendrá que ser vertida y que bien podría haber
sido utilizada en el presente.

Todas las situaciones anteriormente comentadas se pueden resumir en el árbol de decisiones
de la Figura 2.1430, el cual, muestra el nivel de agua embalsada en el futuro, dada la decisión
de cuánta agua se quiere usar en el presente y los escenarios futuros que pueden ocurrir.

30 Basada en las diapositivas del curso EL7047 - Riesgo y Confiabilidad en Sistemas Eléctricos, Departamento
de Ingeniería Eléctrica, Universidad de Chile, dictado por el profesor Rodrigo Moreno.
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Figura 2.14: Ejemplo del árbol de decisiones ante incertidumbre.

En general, existen situaciones intermedias cuando se habla de usar mucha o poca agua
en el presente y, por tanto, también en el aumento o disminución de los costos de operación
presentes y futuros. A modo de ejemplo, el impacto en los costos presentes y futuros según
cuánta agua se desea utilizar en el presente (representada como la cantidad de volumen de
agua que quedó después de tomar la decisión) suponiendo un futuro seco, se puede apreciar
en la Figura 2.1531.

Figura 2.15: Representación del costo de oportunidad del agua ante un
futuro seco.

31 Extraída del curso EL7047 - Riesgo y Confiabilidad en Sistemas Eléctricos, Departamento de Ingeniería
Eléctrica, Universidad de Chile, dictado por el profesor Rodrigo Moreno.
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A la curva de costo futuro se le conoce también como costo de oportunidad del agua
e indica el sacrificio económico que hace el sistema (al usar otras tecnologías de generación)
por hacer uso de un determinado volumen de agua. A continuación, se discutirán algunas
formulaciones de despacho que resuelven el inconveniente de desconocer la función de costos
de oportunidad del agua.

2.3.3. Problema de despacho de dos etapas
Sea un problema de despacho que cuente con dos etapas secuenciales de decisión (presente

y futuro). La formulación del problema de minimización de costos considera los costos en
estas dos etapas de decisión:

min c⊤
1 x1 + c⊤

2 x2 (2.6)
s.a. A1x1 ≥ b1

A1x1 + A2x2 ≥ b2

En donde c⊤
1 , c⊤

2 corresponden a los costos asociados a los vectores de decisión x1 y x2, los
cuales indican cuánto despachará cada unidad generadora en el presente y futuro, respecti-
vamente. La primera restricción corresponde a las desigualdades asociadas a la decisión x1
(restricciones de demanda, volumen u otras, que se deben satisfacer en el presente), mientras
que la segunda corresponde al acople temporal entre las decisiones x1 y x2 (restricciones de
demanda, volumen u otras que se deben satisfacer en el futuro dada la decisión de la etapa
anterior).

Puesto que las restricciones de este problema se encuentran acopladas temporalmente,
se usa el hecho de que los procesos de decisión son secuenciales, lo que permite desacoplar
temporalmente al problema (2.6) en los siguientes subproblemas:

• Problema de minimización de costos de la etapa presente:

min c⊤
1 x1 + Q1(x1) (2.7)

s.a. A1x1 ≥ b1

• Problema de minimización de costos de la etapa futura:

Q1(x1) = min c⊤
2 x2 (2.8)

s.a. A2x2 ≥ b2 − A1x1

Con esto, resulta mucho más sencillo determinar la forma de la función de costos de la
etapa futura, la cual será usada para determinar el valor de la función objetivo y el punto
de operación óptimo en la etapa presente. El procedimiento que se debe seguir para lograr
aquello se conoce como algoritmo de programación dinámica, el cual consiste en escoger
un conjunto discreto de valores de prueba para la decisión de la etapa 1 (etapa presente):
{x̂1,i, i = 1, . . . , n}, y para cada uno de estos resolver el problema (2.8). Dichos resultados
permitirán obtener un conjunto de puntos como el que se muestra en la Figura 2.16.
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Figura 2.16: Ejemplo de la construcción de la función de costos futuros con
valores de prueba de x1.

Si se unen los puntos consecutivos del conjunto anterior con rectas, se obtiene una función
lineal a trozos, la cual, además de ser continua, es justamente una aproximación de la función
de costos futuros. Con dicho continuo se resuelve el problema (2.7), obteniendo así la decisión
óptima de la etapa presente.

Cabe destacar también que, una vez que se conoce la solución óptima del problema de la
etapa presente (2.7), se puede resolver el problema de la etapa futura (2.8), cuya solución
también será óptima, tal y como lo garantiza el principio de optimalidad de problemas anida-
dos de Bellman [20], por lo que el problema de planificación de dos etapas quedará totalmente
resuelto.

2.3.4. Problema de despacho de tres etapas
Es posible extender la formulación del problema (2.6) para un problema de despacho con

tres etapas secuenciales de decisión, el cual busca agregar una etapa intermedia entre el
presente y el futuro. En este problema lo que se busca es minimizar los costos de operación
del sistema dados por:

min c⊤
1 x1 + c⊤

2 x2 + c⊤
3 x3 (2.9)

s.a. A1x1 ≥ b1

A1x1 + A2x2 ≥ b2

A1x1 + A2x2 + A3x3 ≥ b3

De forma similar al caso de dos etapas, el problema (2.9) también se puede desacoplar
temporalmente, debido a que los procesos de decisión son secuenciales:
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• Problema de minimización de costos de la etapa 1:

min c⊤
1 x1 + Q1(x1) (2.10)

s.a. A1x1 ≥ b1

• Problema de minimización de costos de la etapa 2:

Q1(x1) = min c⊤
2 x2 + Q2(x2) (2.11)

s.a. A2x2 ≥ b2 − A1x1

• Problema de minimización de costos de la etapa 3:

Q2(x2) = min c⊤
3 x3 (2.12)

s.a. A3x3 ≥ b3 − A2x2

La estrategia del algoritmo de programación dinámica consiste en escoger un conjunto
de valores de prueba para la decisión de la etapa 2: {x̂2,i = 1, . . . , n}, con los cuales se irá
resolviendo el problema (2.12) de modo que se pueda construir una aproximación de la fun-
ción Q2(x2) (como la vista en la Figura 2.16). Después, usando la misma estrategia anterior,
se procede a resolver el problema (2.11) tomando un conjunto de valores de prueba para la
decisión de la etapa 1: {x̂1,i = 1, . . . , n}, con lo cual se puede construir la función Q1(x1).
Con lo anterior, se puede conocer la forma de la función objetivo del problema (2.10), por lo
que la resolución permite encontrar la solución óptima de la primera etapa, la cual converge
a la solución óptima del problema de despacho que considera las funciones Q1(x1) y Q2(x2)
reales, según se incrementen los valores de pruebas usados en las otras etapas [20].

Finalmente, la solución óptima de la etapa 1 puede ser introducida como parámetro de
entrada del problema (2.11), lo cual permite obtener el valor óptimo de la etapa 2. Análoga-
mente, se puede obtener el valor óptimo de la etapa 3 resolviendo el problema (2.12) con el
valor óptimo de la etapa 2. Con esto, el problema de despacho queda completamente resuelto
en todas sus etapas.

2.3.5. Problema de despacho multietapa
Comprendida la extensión anterior, ya es posible desglosar la generalización del problema

(2.6) para un proceso de decisión de t = 1, . . . , T etapas secuenciales, con T el horizonte
de planificación del despacho. En dicho caso, se busca minimizar los costos de operación del
sistema dados por:
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min
T∑

t=1
c⊤

t xt (2.13)

s.a. A1x1 ≥ b1

A1x1 + A2x2 ≥ b2

A1x1 + A2x2 + A3x3 ≥ b3
...

A1x1 + A2x2 + A3x3 + · · · + AT xT ≥ bT

Nuevamente, al estar las restricciones de este problema acopladas temporalmente, se usa
el hecho de que los procesos de decisión son secuenciales, por lo que el problema (2.13) se
puede desacoplar temporalmente como sigue:

• Problema de minimización de costos de la etapa 1:

min c⊤
1 x1 + Q1(x1) (2.14)

s.a. A1x1 ≥ b1

• Problema de minimización de costos de la etapa t = 2, . . . , T − 1:

Qt−1(xt−1) = min c⊤
t xt + Qt(xt) (2.15)

s.a. Atxt ≥ bt − At−1xt−1

• Problema de minimización de costos de la etapa T :

QT −1(xT −1) = min c⊤
T xT (2.16)

s.a. AT xT ≥ bT − AT −1xT −1

De esta manera se puede volver a aplicar la estrategia del algoritmo de programación
dinámica, en donde para resolver el problema de la etapa t = T, T − 1, . . . , 2, se escogen
valores de prueba de la etapa t − 1 dados por el conjunto discreto {x̂t−1,i, i = 1, . . . , n}, con
los cuales se procede a construir la función de costos de la etapa t como ya ha sido explicado
anteriormente.

Una vez resuelto el problema de la etapa t, se resuelve el problema de la etapa t − 1 para
t = T, T − 1, . . . , 2, hasta encontrar la función Q1(x1) que permita resolver el problema de
la primera etapa de la ecuación (2.14). Una vez es encontrada la solución de dicho problema,
se comienza a resolver nuevamente los problemas de minimización de costos de las etapas
t = 2, . . . , T con las soluciones óptimas de sus respectivas etapas anteriores, dejando así el
problema de planificación multietapa totalmente resuelto.
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2.4. Programación dinámica dual
Uno de los problemas con los que se debe lidiar a la hora de resolver un problema de

despacho multietapa con el algoritmo de programación dinámica es lo que se conoce como
“maldición de la dimensionalidad”, en donde dependiendo del tamaño de los vectores que re-
presentan las variables decisión xt, el horizonte de planificación del despacho T y el número n
de valores discretos que se quiere hacer de cada etapa, los tiempos y costos computacionales,
para resolver el problema de despacho, se disparan. Por ejemplo, si se considera un horizonte
de dos etapas, un vector x1 de 10 componentes con un total de 4 valores discretos posibles
para cada una, entonces x̂1,i puede tomar 410 posibles valores, lo que implica que se deben
resolver más de un millón de problemas de optimización para la determinación de la función
Q1, lo cual deja en evidencia que la aplicación de este algoritmo es inviable en problemas de
mayor dimensión (más realistas).

Una forma de atacar a este problema es encontrar alguna manera de construir la función
de costo de oportunidad del agua en la etapa t = T, T − 1, . . . , 2 sin necesidad de usar
decisiones de prueba. Para ello, basta escribir el dual del problema (2.16):

QT −1(xT −1) = max πT (bT − AT −1xT −1) (2.17)
s.a. πT AT ≤ cT

De la teoría de optimización lineal se sabe que el problema dual y primal poseen la misma
solución óptima, ya que son formas equivalentes de escribir el mismo problema32. Más aún,
en [21] se discute el teorema de holgura complementaria, el cual enuncia la ecuación que
permite calcular la solución óptima del problema primal a partir de la solución óptima del
problema dual, y viceversa. Con esto en mente, la resolución del problema (2.17) permite
conocer la función de costo de oportunidad del agua en la etapa T − 1, esta vez sin tener
incorporadas en las restricciones las decisiones de la etapa anterior, como si ocurría en el caso
del problema primal, por lo que ya no se requiere discretizar.

En [21] también se discute que, en caso de que las restricciones de un problema de progra-
mación lineal formen un poliedro, la solución básica factible de dicho problema estará ubicada
en los vértices de este, razón por la cual no es necesario modelar las restricciones del proble-
ma, ya que se conoce de antemano donde estarán ubicadas las soluciones candidatas. Este
justamente es el caso del problema (2.17), por lo que definiendo como πT = {π1

T , π2
T , ..., πv

T }
el conjunto de vértices del poliedro de la restricción, la solución óptima de este problema
podrá ser encontrada por enumeración33 resolviendo:

QT −1(xT −1) = max{πk
T (bT − AT −1xT −1) ∀k = 1, . . . , v} (2.18)

Dado que el máximo del conjunto anterior es en particular mayor o igual a cada πk
T (bT − AT −1xT −1),

∀k = 1, . . . , v, entonces el problema (2.18) puede ser caracterizado como:

32 El problema dual consiste en el intercambio de restricciones por variables y puede realizarse en cualquier
problema de optimización lineal.

33 Método de resolución de problemas de optimización en los que, para conocer el valor óptimo, se va com-
parando el valor de la función objetivo en un conjunto de puntos candidatos.
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QT −1(xT −1) = min Q (2.19)
s.a. Q ≥ π1

T (bT − AT −1xT −1)
...

Q ≥ πv
T (bT − AT −1xT −1)

De esta forma, resulta evidente que estas restricciones forman una serie de funciones
lineales afines (ver Figura 2.17) cuya envolvente permite obtener la función de costo de
oportunidad del agua buscada.

Figura 2.17: Construcción de la función de costo en el problema dual.

Desde luego, con esta técnica quedaría totalmente determinada la función QT −1(xT −1),
aunque no siempre es sencillo conocer todos los vértices que definen al conjunto πT , por lo
que se puede optar por resolver el problema (2.19) con un subconjunto de estos vértices,
considerando un J ≤ v. Lo anterior permite encontrar una función Q̃T −1(xT −1) que es una
aproximación de la función de costo de oportunidad real del agua que será usada en la etapa
T − 1.

Esta construcción de la función de costos de oportunidad es una aplcación directa de los
cortes de Benders [22] y se puede extender para los problemas (2.15) y (2.14) para conocer
una aproximación de las funciones de costo de oportunidad del agua de cada etapa a través
del uso de la dualidad. En particular, para las etapas t = T, T − 1, . . . , 2 se debe resolver
recursivamente:

Q̃t−1(xt−1) = min c⊤
t xt + Q̃t(xt) (2.20)

s.a. Q̃t(xt) ≥ π1
t+1 (bt+1 − Atxt)

...
Q̃t(xt) ≥ πJ

t+1 (bt+1 − Atxt)

Donde para t = T , Q̃t(xt) = 0. De esta manera, conocidos los costos de oportunidad de
cada etapa, se pueden resolver secuencialmente los problemas primales desde la etapa t = 1
hasta la etapa t = T , usando la solución óptima de la etapa anterior (en el caso de la primera
etapa se debe definir un x0 factible, pues no tiene etapa anterior). Una vez que se obtienen las
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soluciones xt, se agrega un nuevo vértice de πt para aproximar de mejor manera las funciones
de costo de oportunidad Qt(xt). Luego, se vuelven a obtener las soluciones óptimas de cada
etapa (ahora mejoradas) y se repite el mismo proceso hasta que se cumpla algún criterio de
convergencia o parada.

Al proceso de ir calculando, secuencialmente, las soluciones óptimas de los problemas
primales de las etapas t = 1, 2, . . . , T y de actualizar las funciones de costo de oportunidad
del agua con los problemas duales de las etapas t = T − 1, T − 2, . . . , 1, se le conoce como
algoritmo de programación dinámica dual. Un pseudo código del algoritmo es el que
sigue.

• Paso 0: Inicialización

i. Se escoge una solución óptima inicial para el problema de primera etapa x∗
0 = 0.

ii. No hay información sobre los vértices de πt, por lo que se toma J = 0, lo cual
indicará el número de iteraciones del algoritmo.

iii. Para encontrar la primera tanda de soluciones óptimas, se toma Q̃t(xt) = 0 ∀t =
1, . . . , T .

iv. Se escoge una cota superior para la solución del problema que se está resolviendo
con z = ∞.

v. Se escoge una tolerancia ε > 0 para detener el algoritmo.
• Paso 1: Recursión hacia adelante

Iterar para t = 1, 2, . . . , T :

i. Se resuelve el problema primal de minimización de costos de la etapa t:

min c⊤
t xt + Q̃t(xt) (2.21)

s.a. Atxt ≥ bt − At−1x
∗
t−1

Q̃t(xt) ≥ πj
t+1(bt+1 − Atxt)

∀j = 1, . . . , J , excepto para t = T , en donde Q̃(T ) = 0.
ii. Se guarda la solución óptima como x∗

t .
iii. Se calcula una cota superior para el problema de optimización, tomando el costo

económico directo del despacho hidrotérmico:

z =
T∑

t=1
c⊤

t x∗
t (2.22)

iv. Se calcula una cota inferior para el problema de optimización, tomando el costo de
la primera etapa con la función de costos de oportunidad aproximada:

z = c⊤
1 x∗

1 + Q̃1(x∗
1) (2.23)

v. Si z − z ≤ ε se detiene el algoritmo. Si no, J = J + 1 y se procede al Paso 2.
• Paso 2: Recursión hacia atrás

Iterar para t = T, T − 1, . . . , 2:
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i. Se resuelve el problema primal de minimización de costos de la etapa t:

min c⊤
t xt + Q̃t(xt) (2.24)

s.a. Atxt ≥ bt − At−1x
∗
t−1

Q̃t(xt) ≥ πj
t+1(bt+1 − Atxt)

∀j = 1, . . . , J , excepto para t = T , en donde Q̃(T ) = 0.
ii. Se guarda el dual de la restricción Atxt ≥ bt − At−1x

∗
t−1 como πj

t y se usa para
formar la restricción de Q̃t−1(xt−1) que será utilizada en la etapa t − 1.

iii. Volver al Paso 1.

2.5. Programación dinámica dual estocástica
Una de las complicaciones del algoritmo de programación dinámica dual es que asume que

todos los parámetros que influyen en las variables de decisión del problema son conocidos,
lo cual dista de la realidad, ya que parámetros como los afluentes de las etapas futuras o la
variabilidad de la demanda, están también asociadas a incertidumbre.

Así entonces, lo que busca el algoritmo de programación dual estocástica es incor-
porar el efecto de estas incertidumbres en las funciones de costo de oportunidad del agua
a través del valor esperado. En particular, este algoritmo se centra en resolver el mismo
problema de antes, pero teniendo en cuenta todas las series hidrológicas de agua posibles:

min
A1x1=b1

x1≥0

c⊤
1 x1 + E

 min
A1x1+A2x2

x2≥0

c⊤
2 x2 + E

· · · + E

 min
AT −1xT −1+AT xT =bT

xT ≥0

c⊤
T xT



 (2.25)

Para ello, se define una serie finita y discreta de s = 1, . . . , N escenarios que permitan
modelar el continuo de posibles escenarios34 reales a los que se puede enfrentar el sistema en
un futuro (afluentes, niveles de generación eólica y solar, etc). Se asume que los escenarios
son independientes en el tiempo, esto es, las variables aleatorias que definen un escenario de
etapa t+1 son independientes de las variables aleatorias correspondientes a un escenario de la
etapa t. Por simplicidad, se asumirá también que los escenarios son equiprobables. Con estos
supuestos, y recordando que los procesos de decisión son secuenciales, el problema (2.25) se
puede desacoplar ∀s = 1, . . . , N como:

• Problema de minimización de costos de la etapa 1:

min c⊤
1 x1,s + Q1 (2.26)

s.a. A1x1,s ≥ b1,s

• Problema de minimización de costos de la etapa t = 2, . . . , T − 1:

Qt−1(xt−1,s) = min c⊤
t xt,s + Qt (2.27)

s.a. Atxt,s ≥ bt,s − At−1xt−1,s

34 Desde luego, esta muestra de escenarios no necesariamente recoge a todos los escenarios posibles.
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• Problema de minimización de costos de la etpa T :

QT −1(xT −1,s) = min c⊤
T xT (2.28)

s.a. AT xT,s ≥ bT,s − AT −1xT −1,s

En donde la función de costos futuros de cada etapa se define como el valor esperado de
los costos futuros asociados a cada escenario:

Qt = 1
N

N∑
s=1

Qt(xt,s) ∀t = 1, . . . , T (2.29)

Si bien el algoritmo SDDP agrega probabilidades al algoritmo DDP, el algoritmo resultante
es bastante similar. En un modelo de despacho estocástico, la aproximación lineal de la
función de costos futuros se realiza tomando el valor esperado de las aproximaciones lineales
de las funciones de costos de cada escenario, las que a su vez se obtienen siguiendo la estrategia
ya descrita en la programación dinámica dual de los modelos deterministas. Concretamente,
el algoritmo propuesto en [23, 24] sigue la siguiente estructura.

• Paso 0: Inicialización

i. Se escoge una solución óptima inicial para el problema de primera etapa x∗
0 = 0.

ii. Se inician iteraciones con J = 0.
iii. Se toma Q̃t = 0 ∀t = 1, . . . , T, ∀s = 1, . . . , N .
iv. Se escoge una cota superior para la solución del problema que se está resolviendo

con z = ∞.

• Paso 1: Recursión hacia adelante
Repetir para t = 1, 2, . . . , T , y para s = 1, 2, . . . , N :

i. Se resuelve el problema primal de minimización de costos de la etapa t:

min c⊤
t xt,s + Q̃t (2.30)

s.a. Atxt,s ≥ bt,s − At−1x
∗
t−1,s

Q̃t ≥ 1
N

N∑
s=1

πj
t+1,s(bt+1,s − Atxt,s)

∀j = 1, . . . , J , excepto para t = T , en donde Q̃T = 0.
ii. Se guarda la solución óptima como x∗

t,s.
iii. Se calcula una cota superior para el problema de optimización, tomando valor es-

perado del costo económico directo del despacho hidrotérmico:

z =
T∑

t=1

(
1
N

N∑
s=1

c⊤
t x∗

t,s

)
(2.31)

iv. Se calcula una cota inferior para el problema de optimización, tomando el valor
esperado del costo de la primera etapa:
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z = 1
N

N∑
s=1

c⊤
1 x∗

1,s + Q̃t (2.32)

v. Se calcula la desviación estándar entre el esperado del coste del despacho hidrotér-
mico y el valor del coste del despacho hidrotérmico en el escenario s:

σz =

√√√√√ 1
N

N∑
s=1

(
z −

T∑
t=1

c⊤
t x∗

t,s

)2

(2.33)

vi. Si z − z ≤ σz√
N

se detiene el algoritmo. Si no, J = J + 1 y se procede al Paso 2.

• Paso 2: Recursión hacia atrás
Repetir para t = T, T − 1, . . . , 2, y para s = 1, 2, . . . , N :

i. Se resuelve el problema primal de minimización de costos de la etapa t:

min c⊤
t xt,s + Q̃t (2.34)

s.a. Atxt,s ≥ bt,s − At−1x
∗
t−1,s

Q̃t ≥ 1
N

N∑
s=1

πj
t+1,s(bt+1,s − Atxt,s)

∀j = 1, . . . , J , excepto para t = T , en donde Q̃(T ) = 0.
ii. Se guarda el dual de la restricción Atxt,s ≥ bt,s − At−1x

∗
t−1,s como πj

t,s y se usa para
formar la restricción de Q̃t−1 que será utilizada en la etapa t − 1.

iii. Volver al Paso 1.

2.6. Convergencia de los algoritmos DDP y SDDP
La convergencia del algoritmo SDDP (y por ende del DDP, que es un caso particular) está

siempre garantizada en la medida que los conjuntos sobre los que se está trabajando (función
objetivo y restricciones asociadas) sean convexos [25, 26]. No obstante, puede darse el caso en
el que se desee resolver problemas que incorporen no convexidades en su formulación, como
es el caso de los problemas de programación entera mixta (usados por ejemplo, en problemas
de predespacho) y de los problemas con restricciones bilineales (usadas por ejemplo, para
modelar el efecto de la altura del agua de los embalses en la generación de potencia); para
dichos casos la convergencia del algoritmo SDDP está garantizada [27, 28], pero mediante la
utilización de cortes de lagrange en el caso de los problemas de programación entera mixta
y funciones convexas auxiliares en el caso de las restricciones bilineales.

Sin perjuicio de lo anteriormente expuesto, actualmente, se desconoce si los problemas no
convexos entregan soluciones factibles usando el algoritmo SDDP (o adaptaciones de este),
y si es que las hay, no se conoce si estas serán siempre óptimas [29].
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2.7. Aplicaciones y desafíos del algoritmo SDDP
Desde su publicación en 1991, el algoritmo SDDP de Pereira y Pinto [23] ha sido am-

pliamente discutido y analizado en la literatura, ya que constituye una solución sencilla a
un problema tan complejo como lo es anticiparse de la mejor manera posible a un futuro
incierto. Es por esto mismo, que este es uno de los métodos más usados en el mundo para
resolver los problemas de despacho hidrotérmico.

A continuación, se discutirán algunas modificaciones que se le han incorporado a este
algoritmo para abordar distintas clases de problemas de la manera más eficiente posible en lo
que respecta a complejidad y tiempos de cómputo. En particular se comentará cómo se está
aplicando el algoritmo en algunas partes del mundo y cuáles son las limitantes y problemas
actuales de este que quedan por resolver.

2.7.1. Aplicación del algoritmo SDDP en Brasil
El sistema de generación eléctrico de Brasil está conformado en más de un 80 % por fuentes

renovables, de las cuales la mayoría son hidroeléctricas [30]. En vista de dicho antecedente y
tras la publicación de Pereira y Pinto [23], en 1991 CEPEL propone usar el algoritmo SDDP
para la asignación óptima de los recursos de generación en la planificación de la operación a
largo y mediano plazo de este país. Para el año 1993 CEPEL amplió la formulación general
de dicho algoritmo, reemplazando la formulación de variables aleatorias con distribución nor-
mal para los afluentes de los embalses por tendencias hidrológicas, dando inicio a un modelo
que fue denominado “NEWAVE”. No fue hasta 1998 que, tras la puesta en marcha de una
nueva línea de transmisión que conectaba los subsistemas Norte/Noreste y Sur/Sureste de
Brasil (que hasta entonces funcionaban independientemente), se utilizó por primera vez el
modelo NEWAVE, siendo en ese momento el único modelo capaz de resolver un problema de
coordinación hidrotermal de gran envergadura. Desde entonces, Brasil se posicionó como un
país pionero en el manejo de problemas hidrotérmicos.

En su versión simplificada, el modelo “NEWAVE” usado actualmente en Brasil, posee las
siguientes características:

• El problema de planificación de la operación a largo plazo se representa como un pro-
blema de programación lineal estocástica de varias etapas. Su objetivo es minimizar el
valor esperado del coste de operación durante un periodo de planificación que varía de
5 a 30 años, a pasos mensuales, dado un estado inicial conocido del sistema.

• Los costes de combustible y las penalizaciones por fallos en el suministro de demanda
componen el coste de operación c⊤ de la función objetivo de cada etapa.

• Las centrales hidroeléctricas que componen una determinada zona se agrupan en embal-
ses equivalentes con el fin de reducir el número de restricciones del modelo y, por ende,
su complejidad.

• Las incertidumbres sobre las entradas de agua se modelan mediante un modelo autorre-
gresivo periódico de orden p: los afluentes de todo periodo están relacionados matemá-
ticamente con los afluentes de los i = 1, . . . , p periodos anteriores.
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Una de las principales innovaciones que ha traído el modelo NEWAVE es la forma de
agrupar centrales hidroeléctricos en una central equivalente sin perder la información de las
cuencas hidrográficas que definen a cada central hidroeléctrica y, por ende, la información
necesaria para decidir si una solución óptima del problema del despacho es implementable o
no. La solución propuesta sigue dos enfoques:

• Aumento del número de centrales equivalentes: se usan tantas centrales equivalen-
tes como sean necesarias para representar la diversidad del comportamiento hidrológico
de las cuencas, pero manteniendo el mismo número de subsistemas en las que se en-
cuentran agrupadas estas centrales. Con esto, no hay modificación en la estructura de
precios spot ni infactibilidades para implementar soluciones óptimas en el problema de
despacho.

• Modificación del problema según escala temporal: si se desea tener total certeza
del comportamiento individual de cada unidad generadora, es posible evitar el excesivo
aumento del cálculo computacional si se acorta el horizonte de tiempo (ver Figura 2.18)
para el cual se desee modelar cada central hidroeléctrica por separado.

Figura 2.18: Diagrama esquemático del modelo NEWAVE con modificación
de escala temporal [30].

Por otro lado, como no conviene mantener este nivel de detalle durante todo el horizonte
temporal original, lo que se hace es que después de un cierto tiempo (corto plazo), se
vuelve a utilizar el modelo de las centrales hidroeléctricas equivalentes (aumentadas en
número, como fue antes explicado), lo cual permite obtener la mejor solución para el
problema de representación de afluentes (ver Figura 2.19) y condiciones más restrictivas
y realistas en cada planta.
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Figura 2.19: Simulación de generación hidroeléctrica prevista usando las dos
modificaciones [30].

Pese a que el modelo NEWAVE tiene amplia trayectoria, sigue estando en constante
modificación acorde a las necesidades de Brasil. De hecho, una de sus problemáticas, aunque
no una crucial, consiste en cómo manejar las ventanas de tiempo para incluir los efectos
de la variabilidad en la generación de las centrales fotovoltaicas y eólicas. Esto se debe al
bajo porcentaje que estas tecnologías de generación representan en la matriz energética de
Brasil y al hecho de que gran parte de la generación de energía eléctrica en Brasil proviene
de las centrales hidroeléctricas (existe el recurso suficiente para tener flexibilidad). Pese a lo
anterior, resultaría de crucial interés conocer lo que sucede con este tipo de tecnologías en
países que cuenten con un recurso hídrico de menor proporción o más escaso.

2.7.2. Aplicación del algoritmo SDDP en Noruega
A diferencia de Brasil, Noruega posee un modelo de planificación del despacho hidroeléc-

trico de mediano plazo (estacional) y no de largo plazo [31]. Si bien existen algunas diferencias
entre la historia del modelo Noruego y la formulación de sus restricciones respecto al mo-
delo utilizado en Brasil, se pueden sintetizar algunas diferencias sustanciales en el siguiente
listado:

• Noruega no utiliza modelos de reservorios equivalentes.

• El modelo de afluentes de agua en Noruega es autorregresivo de orden 1, esto es, que
los afluentes de cada etapa son función de los afluentes de la etapa anterior.

• Brasil propone dos métodos (muestreo selectivo aleatorio simple y muestreo selectivo)
para calcular escenarios de afluentes, pero Noruega lo realiza tomando el perfil histó-
rico de los afluentes, ya que estos se encuentran bien estudiados y suelen variar poco
(estacionalmente).

• Diferencias sutiles en el planteamiento de restricciones matemáticas de los problemas de
despacho hidrotérmico resueltos.
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Una de las grandes ventajas que trae el modelo de Noruega, es que existe la posibilidad de
eliminar un conjunto tentativo de restricciones del problema de optimización (generalmente
aquellas que son redundantes) y se van reincorporando al modelo solo aquellas que hagan que
el problema a resolver sea factible nuevamente. Esta relajación del problema permite reducir
los costos computacionales y obtener la misma solución óptima, aunque menos exigente en
términos de satisfacción de restricciones técnicas.

En la práctica, esta relajación se hace con la ecuación de inventario de los embalses, la
cual establece una relación matemática entre el volumen al final de la etapa actual vt+1, el
volumen disponible en el embalse vt, el volumen afluente at, el volumen turbinado xt y el
volumen vertido qt:

vt+1 = vt + at − xt − qt (2.35)

Puesto que los volúmenes de cada etapa tienen límites técnicos asociados (capacidades
mínimas y máximas), se relaja la restricción de volumen máximo, ya que normalmente es-
tas nunca son superadas. No obstante, esta técnica se podría extender para otras restricciones.

Además de esta ventaja, el algoritmo SDDP de Noruega presenta una velocidad de partida
mucho más eficiente que la del algoritmo original, lo cual es de vital importancia si se desea
reducir el costo computacional para resolver un problema de despacho hidrotérmico. En
particular, el algoritmo SDDP original solicita que en su punto de partida se tome Q̃t = 0 o
que de plano no exista restricción alguna para Q̃t (inicio del algoritmo), esto provoca que en
las primeras iteraciones del algoritmo la aproximación de la función de costo de oportunidad
del agua sea bastante lejana a la óptima (pues en la realidad los costos nunca son 0). La idea
entonces resulta en escoger un escenario de afluentes lo más cercano posible al promedio de
afluentes de todos los escenarios (ver Figura 2.20) y se resuelve el problema de despacho para
dicho escenario para, posteriormente, usar los duales de dicha solución para encontrar un Q̃t

mucho más cercano al real. Esto, finalmente, provoca que el algoritmo se anticipe al valor
real de la función de costo de oportunidad en sus primeras iteraciones, convergiendo mucho
más rápido, tal y como se aprecia en la Figura 2.21.

Figura 2.20: Elección de escenario promedio en SDDP Noruego. [31].
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Figura 2.21: Comparación de convergencia entre el SDDP original y el No-
ruego. [31].

Pese a las grandes ventajas introducidas en el modelo SDDP de Noruega, aún se tienen
complejidades en identificar cuáles son las restricciones que deben ser relajadas, sobre todo
si se considera que dicho país cuenta con un gran número de centrales hidroeléctricas, en las
que la mayoría aporta energía casi de forma equitativa. Desde luego, esto no es un proble-
ma en sistemas eléctricos en las que las centrales hidroeléctricas son más diversas (que no
necesariamente aportan en forma equitativa) y no tan abundantes (como podría ser el caso
Chileno), pero si limitan bastante las restricciones que se pueden relajar y, en caso de poder
hacerlo, dichas relajaciones podrían afectar la forma en la que las centrales hidroeléctricas
aportan la flexibilidad en el sistema eléctrico.

2.7.3. Inclusión de sistemas de almacenamiento en SDDP
La puesta en marcha planes de integración masiva de ERNC en una matriz energética

incorpora el gran desafío de la gestión del exceso de energía, siendo los sistemas de almace-
namiento de baterías una solución atractiva. Desde luego, debido a que la masificación de
este tipo de tecnología es un fenómeno reciente y que está ocurriendo de forma progresiva, la
publicación de artículos académicos relacionados con la inclusión de baterías en problemas
de despacho hidrotérmico es, también, relativamente nueva.

En [32], se discute un problema de despacho hidrotérmico (de corto plazo) con incorpora-
ción de un sistema de baterías para Burkina Faso, un país de África occidental que cuenta con
una gran cantidad de proyectos fotovoltaicos y con problemas de suficiencia para satisfacer
su demanda eléctrica. Entre los resultados más relevantes de dicho trabajo, destacan:

• Económicamente hablando, el algoritmo SDDP permite obtener una solución del despa-
cho hidrotérmico mucho más eficiente, que aquella que no considera los costos futuros
del agua en su modelación (como ocurre en la primera iteración del paso hacia adelante
del algoritmo SDDP). En particular, el valor de la función objetivo de dicho problema
es un 30,9 % más económica al ser resuelto con el algoritmo SDDP.
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• Aumentar el horizonte de planificación en el algoritmo SDDP (con inclusión de sistemas
de almacenamiento) conlleva un incremento aproximadamente lineal de los tiempos de
cómputo. En particular, incrementar el horizonte de planificación al cuádruple, incurrió
en un incremento del 76,3 %.

• En el algoritmo SDDP, la ecuación de inventario del estado de carga del sistema de
baterías se implementa de forma totalmente análoga a la ecuación de inventario del
volumen de los embalses considerados.

• El algoritmo SDDP permite resolver adecuadamente el trade-off entre generar durante
el día la mayor cantidad de energía a bajo costo y, durante ese mismo periodo, guardar la
suficiente energía para evitar despachar energía térmica de alto costo durante las horas
de noche, cuando, por ejemplo, no es posible importar energía desde el exterior.

Una contribución importante respecto al modelamiento de sistemas de almacenamiento
por baterías, es la realizada en [33]. En dicho trabajo, se discute la importancia de modelar
los ciclos de vida de las baterías en los problemas de despacho hidrotérmico, ya que, de no
hacerlo, se puede incurrir en errores de previsión en la carga y descarga de las baterías, los
que, eventualmente, pueden provocar un encarecimiento del costo de operación del sistema
y un envejecimiento prematuro de las baterías.

Como solución a la problemática anterior, en [33] se plantea utilizar condiciones de borde
para modelar el estado de carga de la batería y, adicionalmente, utilizar una función que
penalice económicamente los ciclos completados por la batería durante su operación en el
despacho. De este modo, se obtienen cargas y descargas de las baterías mucho menos agresivas,
extendiendo la vida útil de estas y evitando el problema económico de previsión anteriormente
mencionado, tal y como se ilustra en la Figura 2.22.

(a) Sin degradación modelada.

Figura 2.22: Comparación del comportamiento de la batería con y sin de-
gradación por ciclo [33].
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(b) Con degradación modelada.

Figura 2.22: Comparación del comportamiento de la batería con y sin de-
gradación por ciclo [33].

2.7.4. Situaciones por resolver
Dentro de la literatura consultada, se mencionan los distintos alcances y limitaciones que

tiene el algoritmo SDDP, los cuales están enfocados principalmente en el modelamiento de
ciertas restricciones, problemas de granularidad y tiempos de cómputo. No obstante, existen
otras problemáticas para este algoritmo a las cuales no se les ha hecho el suficiente énfasis,
entre ellas destacan:

2.7.4.1. Flexibilidad en caso de alta penetración de ERNC

Las ERNC se integrarán cada vez más en los sistemas eléctricos conforme a la baja sos-
tenida de sus costos de inversión, el avance en las políticas de sostenibilidad energética y el
beneficio económico que incorporan en la operación del sistema. No obstante, la confiabilidad
de los SEP exige que estos sean capaces de compensar la variabilidad presente en este tipo
de tecnologías con fuentes de energía flexibles, por ejemplo, mediante el uso de centrales
hidroeléctricas o térmicas. Esto constituye un gran desafío, pues no es claro el tamaño que
se debe asignar a las ventanas de tiempo del modelo del sistema, de modo de que se alcance
un equilibrio entre la calidad de la solución obtenida y la complejidad computacional del
problema de despacho hidrotérmico [29].

Por otro lado, existe un segundo reto en lo que se refiere a flexibilidad del sistema, el cual
está ligado a cómo se deben determinar las reservas que puede proporcionar cada generador
del sistema ante la existencia de unidades de almacenamiento de larga duración, de las que
se sabe que ganarán más protagonismo en la integración de recursos renovables. Particular-
mente, uno de los problemas consiste en ver como compiten las centrales de embalse y los
sistemas de almacenamiento en el aporte de flexibilidad y cómo cambia esta respuesta según
el nivel de integración de almacenamiento.
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2.7.4.2. Incertidumbre del caudal hidráulico y cambio climático

Se ha visto que el problema de despacho hidrotérmico puede modelar la incertidumbre
de los afluentes de diversas maneras, dando grados de realismo a la calidad de la solución
obtenida: si el modelo considerado es más cercano a la realidad, es razonable tener mejo-
res decisiones de almacenamiento de agua a lo largo del tiempo. Pese a esto, no todos los
modelos de incertidumbre conducen a decisiones eficientes de despacho, ya que según como
evolucionen los afluentes en el tiempo, la ventaja o desventaja de un modelo puede variar.

Como se ha ejemplificado en el caso de Brasil y Noruega, suelen existir dos vertientes para
el modelamiento de la incertidumbre hidrológica: considerar que los afluentes se comportan
como una variable aleatoria que distribuye normalmente, o bien, considerar que los afluen-
tes siguen la tendencia de los registros históricos. Evidentemente, al considerar una variable
puramente aleatoria, se pierde parte del comportamiento real de los afluentes, como lo son
los periodos de deshielo, tendencias de sequía, etc. Por otro lado, al considerar los registros
históricos se puede cometer un sesgo a la hora de estimar los afluentes futuros del sistema,
pues un registro histórico no tiene por qué volver a repetirse, más aún si se considera el efecto
del cambio climático. De hecho, muchos países están experimentando sequías extremas (caso
de Chile y otros países de Latinoamérica), mientras que otros experimentan tormentas y hu-
racanes con mayor frecuencia35, por lo que la elección de un modelo u otro podría no radicar
necesariamente en una trivialidad.

Además de lo anterior y, particularmente para el caso chileno, surge la pregunta de qué tan
importante es modelar la incertidumbre hidrológica en los próximos años o en un problema de
expansión del parque de generación, dado que el porcentaje de participación de las centrales
de embalse en el despacho, se está reduciendo (por la entrada masiva de proyectos ERNC y
el cese de construcciones de proyectos de embalse desde el rechazo del proyecto hidroaysén).
Este trabajo no tiene en consideración el efecto ya mencionado (debido a que el porcentaje de
participación de los embalses aún es significativo y no se está considerando la expansión del
parque de generación), pero es posible que trabajos posteriores a este si deban hacerlo, por
ejemplo, mediante la implementación de un punto de corte dentro del periodo de planificación
del despacho, a partir del cual, se deje de considerar la incertidumbre hidrológica.

35 Naciones Unidas Chile, agosto de 2021. El cambio climático se ensañará con América Latina: récord de
huracanes y sequías severas, entre otros fenómenos extremos. [En línea]. Disponible en: https://chile.un.o
rg/es/140474-el-cambio-climatico-se-ensanara-con-america-latina-record-de-huracanes-y-sequias-severas
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Capítulo 3

Metodología

3.1. Herramientas de programación
Para implementar la metodología del algoritmo SDDP (ver sección 2.5) y las ecuacio-

nes del problema de despacho hidrotérmico desarrollado en el presente trabajo, se utilizó el
software Pyomo, el cual consiste en un paquete específico para la escritura de problemas de
optimización en el lenguaje de programación Python. La solución del problema se realizó
con el solver Coin Branch and Cut (CBC), pues es uno de los mejores en la resolución de
problemas lineales y al ser de código abierto36, permite que este trabajo pueda ser utilizado
como apoyo para la realización de estudios o trabajos futuros dentro de Systep.

El desarrollo del modelo utilizado en este trabajo ha tenido en consideración que los tiem-
pos de cómputo de los problemas de optimización crecen en la medida que el modelamiento es
más realista, por lo que toda incorporación de realismo que fue realizada al modelo (aumento
de granularidad temporal, número de centrales o cantidad de años simulados) fue tratada
primero con el problema de despacho determinista37. Esto ha permitido, entre otras cosas,
garantizar tiempos de cómputo razonables para la generación y verificación de resultados
ante cualquier cambio realizado al modelo. Sin perjuicio de lo anterior, los resultados finales
han sido generados con la incorporación del algoritmo SDDP con el fin de dar estudio a la
versión más realista del modelo.

La modelación del problema de despacho hidrotérmico del presente trabajo fue realizada
usando el concepto de los problemas maestro-esclavo. Concretamente, el modelo implementa-
do posee un problema maestro que ordena resolver un problema esclavo 967.680 veces (24.192
etapas de despacho para 20 escenarios hidrológicos, para cada ejecución hacia adelante y atrás
del algoritmo SDDP) para cada iteración del algoritmo SDDP del problema horario. El pro-
blema esclavo del modelo (de un escenario específico, de una etapa específica) cuenta con
175 variables (número es menor si se cuentan cuando están escritas en forma de vector),
181 restricciones (sin considerar restricciones de no negatividad) y 1 restricción adicional por
cada iteración del algoritmo SDDP que es completada.

36 Que no requiere membresía o pago de alguna suscripción a un ente privado.
37 Aquel que puede resolverse con el algoritmo DDP.
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3.2. Datos de entrada del modelo y supuestos
A continuación se describirá el tratamiento dado a los datos de entrada y las simpli-

ficaciones que fueron consideradas durante el desarrollo del presente trabajo, con el fin de
disponer de todas las herramientas necesarias para entender la formulación misma del modelo
implementado.

3.2.1. Tasa de descuento
Se define la tasa social de descuento como el costo de oportunidad que ve el país cuando

utiliza recursos para financiar proyectos y su valor es de un 6 % anual38.

Como el problema de despacho considera la toma de decisiones varias veces el día, se usó
la tasa de anual de descuento ra en un formato mucho más amigable (para la formulación
del modelo). Particularmente, mediante la fórmula de conversión entre tasas compuestas se
obtuvo una tasa social horaria de descuento rh equivalente a la tasa de descuento del 6 %
anual, tal y como se ilustra en la ecuación (3.1).

(1 + ra)1 = (1 + rh)8.760 ⇒ rh = 0, 000665 % (3.1)

3.2.2. Unidades generadoras modeladas y criterios de reducción
En este trabajo se resuelve un problema de despacho eléctrico que toma decisiones va-

rias veces al día durante una década, razón por la cual es poco práctico emular las más de
700 unidades generadoras con las que cuenta el SEN39. Razón por la cual se ha optado por
modelar 164 unidades térmicas (20 de biomasa, 23 de carbón, 89 de diésel y 31 de gas) y 4
unidades equivalentes para el resto de tecnologías no despachables (solar fotovoltaica, eólica,
hidroeléctrica de pasada e hidroeléctrica de embalse).

La reducción del número de centrales fue realizada mediante la utilización de centrales
equivalentes, esto es, centrales cuya capacidad de generación es la suma de las capacidades
del grupo de centrales al cual representan. Los lineamientos bajo los cuales se definió el
número de centrales ya mencionado, son:

3.2.2.1. Modelo de despacho uninodal

La utilización de un modelo de despacho uninodal en este trabajo tiene que ver con la
intención de resolver un problema de despacho con muchos intervalos de decisión con una
complejidad computacional aceptable. Si se modelan todas las TGV en sistema eléctrico uni-
nodal, se observará una generación solar, eólica e hidroeléctrica promedio muy similar a la
generación que mostraría una central equivalente para cada tipo de tecnología. Adicionalmen-
te, en un modelo de despacho uninodal los excesos de generación no pueden ser redirigidos
(no hay un sistema de transmisión) por lo que, respecto al aprovechamiento de vertimientos,
la ventaja de modelar todas las TGV del sistema pierde relevancia.
38 Ministerio de Desarrollo Social y Familia, marzo de 2021. Informe de precios Sociales. [En línea]. Disponible

en http://sni.gob.cl/storage/docs/Precios_Sociales_Vigentes.pdf
39 Coordinador Eléctrico Nacional, 2021. Infotécnica. [En línea]. Disponible en: https://infotecnica.coordina

dor.cl
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3.2.2.2. Realismo de costos marginales

Uno de los aspectos cruciales de este trabajo es lograr una representación adecuada de los
costos marginales, y cómo estos están relacionados con las cargas y descargas realizadas por
los embalses y el sistema de almacenamiento. Como fue detallado la sección 2.3.1, la lista de
mérito organiza a las centrales de acuerdo a su costo variable, por lo que la solución obtenida
será mucho más realista en la medida que la modelación de la operación del sistema sea lo
más cercana a su operación real.

En el caso de las TGV, la decisión de reducción del número de centrales respecto a los
costos marginales resulta irrelevante40, pues las centrales de costo variable nulo participan
siempre en el despacho. En el caso de las centrales térmicas, la reducción es posible, pero
no tan sencilla. Si se considera que las centrales térmicas cuentan con diversas unidades
generadoras, algunas de las cuales tienen el mismo tipo de tecnología de generación, entonces
se vuelve posible agrupar a dichas unidades según su costo variable. Con esto, se logra reducir
el número de unidades térmicas participantes del despacho (lo que no reduce el número de
centrales) sin afectar el orden de mérito de la potencia despacha.

3.2.2.3. Generación distribuida

Las PMGD41 constituyen una parte importante del número de centrales que conforman
el SEN, estando presentes en casi todas las tecnologías de generación. Debido a su baja
capacidad instalada, las PMGD no aportan mucha relevancia individual en la lista de mérito
(salvo en algunas puntas de demanda inusualmente altas). Es por el motivo anterior que se
optó por crear dos centrales equivalentes PMGD por sector de generación térmica42 en el
que están presentes. La primera central equivalente representa a las PMGD con más de 3
MW de capacidad instalada, mientras que la segunda representa a las centrales PMGD no
consideradas en el primer grupo. Adicionalmente, en ambas centrales representativas se fija
el costo de generación como el promedio de los costos variables del conglomerado respectivo,
ponderado por la capacidad de las centrales que lo conforman.

3.2.3. Parque generador inicial
El presente modelo busca representar al SEN con 168 unidades generadoras (cuyo desglose

fue expuesto anteriormente). Las centrales consideradas representan la capacidad instalada
del sistema a junio de 2021, incluyendo además los proyectos que a la fecha de realización
de este documento se encuentran en fase de atraso, más los proyectos que tienen planificada
su puesta en servicio antes del inicio del año 2022 (detallados en [9]). El parque generador
inicial del modelo es el que se muestra en la Figura 3.1.

40 Suponiendo que el sistema no requiera niveles adicionales de reserva.
41 Medios de generación cuyos excedentes de potencia son menores o iguales a 9 MW y que están conectados

al sector de distribución.
42 Dado que este modelo considera centrales equivalentes para todas las ERNC (las cuales ya incluyen en su

capacidad el aporte de las PMGD), no es necesario tratar por separado las PMGD del tipo ERNC.
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Figura 3.1: Parque generador inicial del modelo, año 2022.

Es importante destacar que dicho parque generador cambiará durante los primeros años
de ejecución del modelo. Concretamente, se le irán adicionando las centrales (en su mes y
año correspondiente) que tienen confirmada su entrada en operación para fechas posterio-
res al 2022 y se le irán restando las unidades de carbón que salgan conforme al plan de
descarbonización modelado (ver sección 3.4.2).

3.2.4. Expansión del parque de generación
El modelo desarrollado en el presente trabajo considera la puesta en servicio de diversos

tipos de plantas (fotovoltaicas, eólicas, hidroeléctricas de pasada o algunas tecnologías de
generación térmica) desde el comienzo del horizonte de planificación del modelo (2022) hasta
finales del tercer año de simulación (2024). Concretamente, se considera la entrada (en su
momento respectivo) de los proyectos que ya están declarados en construcción por la CNE[9]
a la fecha de la elaboración de este documento, dejando entonces fuera la incorporación de
nuevas centrales (expansión de generación).

Es necesario resaltar que, dada la no incorporación de nuevos proyectos de generación,
este problema se centrará en resolver un problema de operación, lo que significa que no se
está analizando si el aumento de costos marginales en los distintos casos de estudio (discuti-
dos en la sección 3.4) provocará el ingreso de nuevas unidades generadoras (dado que dichos
costos marginales podrían pagar eventualmente el costo de desarrollo de tales unidades). De
este modo, los resultados del presente trabajo son una cota superior a los costos reales que
enfrentará el sistema en el futuro.

Sin perjuicio de lo anterior, la evolución del parque de generación modelado es idéntica
en todos los casos de estudio (sin considerar los efectos de descarbonización), lo que per-
mitirá hacer comparaciones adecuadas entre estos mismos, permitiendo, además, encontrar
conclusiones válidas y realistas en cada uno de ellos.
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3.2.5. Construcción del perfil eólico y solar

A partir de la operación diaria43 de las centrales generadoras del SEN al año 2020, se
puede extraer el factor de planta anual de las plantas solares y eólicas, el cual corresponde
a la razón entre la energía anual generada por una central y la energía anual que generaría
funcionando a capacidad máxima. Este factor permite indicar la utilización real de la capa-
cidad instalada y puede usarse para la construcción de las centrales equivalentes.

Si se promedian los factores de planta de las centrales fotovoltaicas y eólicas, ponderando
por la capacidad de generación de cada planta, entonces se pueden obtener los factores de
planta promedio del SEN para estas dos tecnologías. Desde luego, se ha considerado la inclu-
sión en este promedio solo a aquellas centrales del sistema que tuvieron su puesta en servicio
al menos un año antes a la fecha de realización del cálculo (5 de noviembre de 2021). Esto
con el fin de considerar ventanas de tiempo que capturen todas las variabilidades estacio-
nales que se presentan a lo largo de un año y dar un valor más realista a los factores de planta.

Los perfiles solares y eólicos fueron escogidos teniendo en cuenta las centrales44 que posean
el factor de planta más cercano al factor de planta promedio del SEN. Esto con el fin de captar
de buena manera el uso promedio del recurso solar y eólico. En la Tabla 3.1 se pueden apreciar
las centrales que cumplen lo anteriormente mencionado en conjunto con algunos parámetros
referenciales.

Tabla 3.1: Parámetros de las centrales representativas: eólica y fotovoltaica.

Tecnología Central
representativa

Capacidad
(MW)

Factor de planta
central representativa

Factor de planta
promedio SEN

Eólica Cuel 32,49 0,2968 0,2977
Solar fotovoltaica Finis Terrae 137,31 0,2817 0,2834

Una vez conocidas las centrales que representarán la generación fotovoltaica y eólica,
se toman los perfiles reales de energía disponible en las zonas de emplazamiento de dichos
proyectos (para un año fijo) y se escalan por la razón entre la capacidad instalada de la
tecnología eólica (o fotovoltaica) a nivel nacional y la capacidad de la central representativa.
Esto con el fin de obtener la energía aprovechable de las centrales equivalentes del SEN45.
Este proceso se hace más claro observando las ecuaciones (3.2) y (3.3), cuya simbología puede
ser consultada en la Tabla 3.2.

Eeol
a,m,d,h =

Capeol
a,m

32, 49 · ECuel
m,d,h (3.2)

Efv
a,m,d,h =

Capfv
a,m

137, 31 · EF inis T errae
m,d,h (3.3)

43 Coordinador Eléctrico Nacional. Operación real. [En línea]. Disponible en: https://www.coordinador.cl/o
peracion/graficos/operacion-real/

44 Solo para las centrales de alta capacidad (que no son PMGD), para que el escalamiento de capacidad
instalada sea adecuado al construir la central representativa.

45 Desde luego, también es posible tomar el perfil real a nivel nacional considerando la suma de los perfiles
de cada central, labor que, a priori, resulta compleja si no se disponen de todos los perfiles.
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Tabla 3.2: Descripción de simbología de las ecuaciones (3.2) y (3.3).

Símbolo Descripción
Eeol

a,m,d,h Energía disponible de la central eólica equivalente en la hora h, del día d, del mes m, del año a.
Efv

a,m,d,h Energía disponible de la central fotovoltaica equivalente en la hora h, del día d, del mes m, del año a.
ECuel

m,d,h Energía disponible del parque eólico Cuel en la hora h, del día d, del mes m.
EF inis T errae

m,d,h Energía disponible del parque fotovoltaico Finis Terrae en la hora h, del día d, del mes m.
Capeol

a,m Capacidad eólica instalada a nivel nacional en el mes m, del año a.
Capfv

a,m Capacidad fotovoltaica instalada a nivel nacional en el mes m, del año a.

Desde luego, al hacer la división de estas energías por un intervalo de tiempo de una
hora, se puede obtener, fácilmente, el perfil de potencia aprovechable46 en cada hora para las
centrales equivalentes.

3.2.6. Construcción de los perfiles hidrológicos
Lo que se está resolviendo en este trabajo es un modelo de despacho uninodal con una

central representativa para la tecnología de embalse y de pasada. La capacidad de cada una
de estas centrales corresponde, respectivamente, a la suma de las capacidades individuales
de las centrales de embalse y pasada. De forma similar, también ocurre lo mismo con los
afluentes que llegarán a cada una de estas centrales equivalentes (suma de afluentes).

Es importante destacar que estos afluentes equivalentes corresponden a una subestima-
ción de los afluentes reales del SEN, pues este posee algunas centrales hidroeléctricas que se
encuentran conectadas en serie47 cuyos afluentes no han sido considerados en el modelo de
centrales equivalentes por simplicidad en la aplicación del algoritmo SDDP. De esta manera,
se tiene que los afluentes recibidos por las centrales hidroeléctricas equivalentes de embalse
y pasada son únicamente los producidos por deshielos.

Los afluentes anteriormente mencionados han sido utilizados para construir series hidroló-
gicas, con las cuales se ha emulado la estocasticidad en los afluentes del problema (escenarios
hidrológicos equiprobables). Cabe destacar que estas series consisten en una selección de
afluentes reales comprendidos entre un año inicial y uno final, los cuales se van escogiendo
de forma cronológica y en loop (entre el año inicial y el final) hasta construir un vector de
afluentes con la cantidad de años deseada.

Las series hidrológicas utilizadas han sido generadas a partir de los afluentes de deshielo
históricos del SEN, de tal modo que el primer escenario hidrológico corresponde a la serie
de afluentes de 2010-2019, el segundo escenario hidrológico a la serie de afluentes de 2009-
2018, y así, consecutivamente hasta el vigésimo escenario hidrológico, que corresponde a la
serie de afluentes de 1991-200048. La elección de dichos años busca captar la tendencia de
sequía por la que ha estado atravesando el país en el último tiempo, dejando la posibilidad
de la existencia de años húmedos. En la Figura 3.2 se muestra el registro histórico de energía

46 Que, dadas las ecuaciones (3.2) y (3.3), no es mayor que la capacidad instalada de sus respectivas centrales
representativas.

47 Centrales que reciban como afluentes el agua turbinada por centrales aguas arriba.
48 Así entonces, este modelo cuenta con 20 series hidrológicas, cada una de las cuales, contempla un registro

de 10 años cronológicos de afluentes.
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afluente del SEN, cuyas barras naranjas corresponden a las hidrologías consideradas en el
modelo.

Figura 3.2: Energía afluente histórica del SEN ordenada según probabilidad
de excedencia, elaboración propia a partir de [8].

Adicionalmente, es necesario mencionar que el problema de despacho resuelto en este
trabajo incluye años de holgura, los cuales son necesarios para evitar que el algoritmo SDDP
vea costos futuros nulos en el último año de planificación de despacho y vacíe totalmente
el embalse (evento no creíble). Dichos años de holgura también fueron considerados en la
duración de las series hidrológicas construidas.

3.2.7. Construcción del perfil de demanda
Este trabajo aborda un problema de despacho hidrotérmico para un horizonte de diez

años, teniendo como punto de partida el año 2022 (incluido en el horizonte). Puesto que la
demanda para dichos años es desconocida, se utiliza como base la demanda del año 2020,
la cual es escalada energéticamente para obtener la del año 2022, de acuerdo a las tasas
compuestas de crecimiento utilizadas por la CNE en su informe de precio de nudo de corto
plazo [8].

Dicha tasa se calcula a partir del valor esperado de la demanda para los años 2022 y
2031, de donde se obtiene que equivale a un 2,25 % anual. Cabe destacar que, mediante
la aplicación de la fórmula del interés compuesto, es posible calcular la demanda dentro de
cualquier momento del horizonte de planificación de despacho, usando la ecuación (3.4), cuya
simbología está descrita en la Tabla 3.3.

Da,m,d,h = (1 + 0, 0235)n · D2020,m,d,h (3.4)
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Tabla 3.3: Descripción de la simbología del problema (3.4).

Símbolo Descripción
Da,m,d,h Demanda de la hora h, del día d, del mes m, del año a.
D2020,m,d,h Demanda de la hora h, del día d, del mes m, del año 2020.
n Cantidad de años transcurridos desde 2020 al año a.

De esta forma, el perfil anual de demanda que es satisfecho durante todo el horizonte de
planificación del problema de despacho del presente trabajo, es el que se muestra en la Figura
3.3. Es importante destacar que las barras marcadas en naranja corresponden a los años de
holgura considerados en el modelo, los cuales no se encuentran escalados debido a que están
diseñados solo para la correcta estabilización del volumen del embalse simulado.

Figura 3.3: Perfil anual de demanda considerado para la resolución del mo-
delo.

3.2.8. Modelamiento de las semanas representativas
Se ha mencionado anteriormente que este trabajo simula un horizonte de planificación del

despacho de varios años. Cada uno de estos está compuesto por doce meses, los que, a su
vez, están conformados por una semana representativa de 7 días, cuyo comportamiento se
escala por un factor de 4 veces tanto en la función objetivo como en algunas restricciones del
problema, con el fin de simular el efecto de un mes completo.

Como ejercicio de refuerzo para lo anteriormente explicado, si al final de la primera semana
de diciembre de un año cualquiera se decide que los embalses deben almacenar 89 hm3 de
agua (diferencia entre el volumen al inicio y al final de la semana), entonces al final del mes
se habrán almacenado 356 hm3 de agua en los embalses (356 = 4 · 89), tal y como se ilustra
en la Figura 3.4 de la página siguiente.
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(a) Semana representativa.

(b) Construcción del mes completo.

Figura 3.4: Ejemplo del funcionamiento de las semanas representativas.

Puesto que un mes real está constituido por más de una semana, los datos de entrada49 del
modelo de semanas representativas han sido adecuados para representar al mes en una sola
semana. Para ello, se ha supuesto que las semanas representativas son en realidad una semana
promedio del mes50. Así, el día 1 de la semana representativa de un mes dado corresponde al
promedio de todos los días lunes de ese mes, el día 2 el promedio de todos los días martes y,
así, consecutivamente, hasta completar el día 7 de la semana representativa.

49 Perfiles de demanda, afluentes, radiación solar y viento.
50 También es posible crear semanas representativas mediante algoritmos como K-means, K-medoids u otros,

de modo que el mes en cuestión quede mejor representado.
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A modo de ejemplo, en la Figura 3.5, se ilustra el miércoles promedio que conforma la
semana representativa de diciembre de 2020 para la demanda del SEN51.

Figura 3.5: Ejemplo de la obtención del miércoles promedio de la semana
representativa.

Con esta metodología de semanas representativas, se pueden disminuir los tiempos de
cómputo y la complejidad del modelo en 4 veces, reducción que cobra mucha importancia si
se quiere dar mayor granularidad en el modelamiento de cada día, incrementar los años de
simulación o utilizar un modelo multinodal en un trabajo posterior.

3.2.9. Modelamiento de los bloques
En adición a la simplificación de las semanas representativas, este trabajo considera que

cada uno de los 7 días que las conforman están divididos en bloques cronológicos, con una de-
terminada cantidad de horas de duración cada uno. Lo que se busca con esta idea es estudiar
cuanto se van subestimando los costos de operación del sistema y la solución del despacho,
en la medida que los cambios horarios de la demanda se modelan con menor precisión (para
ahorrar tiempos de cómputo).

Los bloques han sido construidos siguiendo los cambios en la demanda neta52 del sistema,
pues es esta quien indica cuanta energía debe suministrarse con combustibles fósiles y el
embalse, por ende, es la responsable de marcar los costos marginales del sistema. A continua-
ción, se detallará la metodología para obtener dichos bloques, la cual se encuentra basada en
[34].

51 Bajo esta metodología, el problema puede observar, simultáneamente, la demanda total y la demanda neta
que ve el sistema en un miércoles promedio de ese mes.

52 La demanda que no es suministrada con TGV.
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3.2.9.1. Discretización del perfil de demanda neta

Lo que se busca es discretizar la curva de demanda neta de cada día de las semanas
representativas del año base, considerando n rectángulos de ancho y alto por determinar, de
tal forma que el error cuadrático entre la altura de los rectángulos con la curva de la semana
representativa sea mínima. Un esquema de esta idea puede ser apreciada en la Figura 3.6.

Figura 3.6: Ejemplo de la discretización del perfil de demanda neta.

La optimización de mínimos cuadrados que permite encontrar los valores de la discretiza-
ción y los momentos de transición [34], como los vistos en la Figura 3.6, es la que se muestra
en el problema (3.5). La notación asociada a este problema se aprecia en la Tabla 3.4.

min
24∑

h=1
(Dm,d,h − zm,d,h)2 (3.5)

s.a. zm,d,h − zm,d,h−1 ≤ Dm,d · transm,d,h

zm,d,h − zm,d,h−1 ≥ −Dm,d · transm,d,h

24∑
h=1

transm,d,h = n − 1

Tabla 3.4: Descripción de simbología del problema (3.5).

Símbolo Descripción
Dm,d,h Demanda neta de la hora h, del día d, del mes m.
Dm,d Demanda neta máxima del día d, del mes m.
zm,d,h Valor discreto de la demanda neta de la hora h, del día d, del mes m.

transm,d,h
Variable binaria que indica si hay o no un cambio del valor discretizado en
la hora h, del día d, del mes m. Vale 1 si es el caso, y 0 si no.

n Cantidad de bloques en los que serán divididos los días.
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El problema (3.5) calcula la distancia vertical entre el valor de la demanda neta real y el
valor de la discretización y se encuentra elevada al cuadrado para considerar con el mismo
peso tanto las desviaciones negativas como las positivas. Por otro lado, las primeras dos
restricciones de este problema representan una relajación lineal de una restricción de valor
absoluto, estas garantizan que, en caso de que el problema decida no hacer una transición en
una hora dada, la diferencia de zd,m,h y zd,m,h−1 sea nula y, en caso contrario (cuando ocurre
una transición), pueden tomar cualquier valor inferior a la demanda máxima de ese día. La
última restricción indica que el día debe estar dividido en, exactamente, n rectángulos o
bloques, parámetro que por cierto es proporcionado previamente por el usuario del modelo.

3.2.9.2. Discretización de los otros perfiles

De acuerdo a la solución del problema (3.5), se fija la duración de los bloques de todos
los perfiles, esto con el fin de dar consistencia a los datos de entrada del modelo. Con estas
duraciones en mente, es posible obtener los valores discretos para el perfil eólico, solar y el de
demanda total sin tener la necesidad de volver a resolver el mismo problema. El procedimiento
para la obtención de los valores discretos del perfil solar (análogo para el perfil eólico y el
de demanda total) consiste en tomar el promedio de las horas que abarca cada bloque, tal y
como lo describe la ecuación (3.6), cuya simbología se describe en la Tabla 3.5.

zm,d,h = 1
b − a

b∑
h=a

Pm,d,h ∀i = {1, 2, . . . , n} (3.6)

Tabla 3.5: Descripción de la simbología de la ecuación (3.6).

Símbolo Descripción
Pm,d,h Generación solar disponible en la hora h, del día d, del mes m.
zm,d,h Valor discreto de la generación solar disponible en la hora h, del día d, del mes m.
a Hora en la que comienza el bloque i.
b Hora en la que termina el bloque i.
i i-ésimo bloque del día d del mes m.
n Cantidad de bloques en los que serán divididos los días.

Es interesante notar que al reordenar la expresión anterior, el generable solar (o eólico) de
cada bloque nunca superará al generable real en ese intervalo de tiempo (entre las horas a y
b), puesto que:

zm,d,h · (b − a) =
b∑

h=a

Pm,d,h (3.7)

Por consiguiente, en el modelo de bloques desarrollado, no existen días en los que la
demanda total, la energía solar o eólica, supere o esté por debajo del valor del perfil real. Con
esto, se garantiza que todos los modelos de bloques considerados tengan a su disposición la
totalidad del recurso de los perfiles horarios.
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3.2.10. Sistema de almacenamiento
Dada la escala de tiempo entre los intervalos de decisión del despacho (horas), este trabajo

utiliza sistemas de almacenamiento de larga duración. Considerando este aspecto, la madurez
tecnológica de los sistemas de almacenamiento, sus costos de inversión y sus eficiencias, el
sistema de almacenamiento escogido fue una batería de ión-litio. En particular, un BESS con
una capacidad de carga y descarga de 500 MW, una capacidad de almacenamiento de 2500
MWh y una eficiencia de ciclo completo del 95 % (descrita por la ecuación 3.8).

ηcarga · ηdescarga = 0, 95 (3.8)

Suponiendo que el proceso electroquímico de conversión de energía es totalmente rever-
sible, se tiene que las eficiencias de carga y descarga de la batería son idénticas e iguales al
97,47 %, valor que es utilizado en las ecuaciones de balance del sistema de almacenamiento
descritas más adelante.

Es importante resaltar que, los valores para las capacidades de carga, descarga y almacena-
miento fueron determinados de manera exógena en el modelo, de modo que la capacidad del
sistema de baterías no quede opacada ante el resto de tecnologías de generación del modelo
desarrollado.

3.3. Formulación del problema
Se desea resolver un problema de despacho estocástico uninodal para un horizonte de

planificación de 10 años, el cual representará el comportamiento que tendrá el SEN entre
los años 2022 y 2031 (considerando dos años de holgura después de 2031). Para ello, se han
modelado 168 unidades generadoras, un sistema de baterías de ión-litio y una incertidumbre
hidrológica representada por 20 escenarios hidrológicos equiprobables. Los días contenidos
entre el año inicial y final fueron modelados con bloques cronológicos (de distinta duración),
los cuales serán nombrados en adelante como etapas.

3.3.1. Función objetivo

La función objetivo busca minimizar el costo de operación del sistema de cada etapa53,
considerando el valor esperado (respecto a los escenarios posibles54) del costo de despacho de
los momentos futuros, tal y como se muestra en la ecuación (3.9).

E (min Q1,s + E (min Q2,s + · · · + E (min QT,s))) (3.9)

Concretamente, los costos de cada etapa corresponden al costo de la generación térmica
más un costo de penalización por energía no suministrada, tal y como se aprecia en la ecuación
(3.10), cuya simbología puede apreciarse en la Tabla 3.6.

Qt,s =
 ∑

g ∈ T
CVg · Pg,t,s + CF · P falla

t,s

 · ∆tt · βt (3.10)

53 Instantes de tiempo en los que se está resolviendo el problema de despacho.
54 Escenarios hidrológicos que verá el embalse del modelo.
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Tabla 3.6: Descripción de la simbología de las ecuaciones (3.9) y (3.10).

Símbolo Descripción
Qt,s Costo de despacho en el escenario s de la etapa t.
Pg,t,s Potencia generada por el generador g, en el escenario s, etapa t.
P falla

t,s Potencia no suministrada por el sistema, en el escenario s, etapa t.
CVg Costo variable del generador g.
CF Costo de falla por energía no suministrada.
∆tt Duración en horas del bloque que representa la etapa t.
βt Factor de actualización de precios de la etapa t.
T Conjunto de las centrales térmicas.
T Cantidad de bloques que hay en el horizonte de planificación.

3.3.2. Restricciones
Para modelar de la forma más realista posible al sistema eléctrico chileno, se incluirán

una serie de restricciones que limitan el comportamiento de las variables que participan de
la operación.

3.3.2.1. Restricción de demanda

Dentro de las restricciones que se deben satisfacer en los SEP es el cumplimiento de la
demanda, conocida también como ecuación de balance. Esta puede realizarse con las unidades
generadoras del sistema o por el sistema de baterías. Se incluye, además, un término adicional
para cuantificar la energía no será suministrada por el sistema.∑

g ∈ G
Pg,t,s + P falla

t,s + P descarga
t,s − P carga

t,s = Dt (3.11)

Es interesante notar en la ecuación (3.11), cuya simbología se encuentra disponible en
la Tabla 3.7, que la restricción de balance incluye parte de la modelación del proceso de
carga y descarga de la batería. Concretamente, el sistema eléctrico puede ver al BESS como
un consumo adicional en los momentos de carga y como una central generadora más en los
momentos de descarga.

Tabla 3.7: Descripción de la simbología de la ecuación (3.11).

Símbolo Descripción
Pg,t,s Potencia generada por el generador g, en el escenario s, etapa t.
P falla

t,s Potencia no suministrada por el sistema, en el escenario s, etapa t.
P descarga

t,s Potencia inyectada por la batería en el escenario s, etapa t.
P carga

t,s Potencia retirada por la batería en el escenario s, etapa t.
Dt Demanda total durante la etapa t.
G Conjunto de todas las centrales generadoras.
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3.3.2.2. Restricción de inventario para central de pasada

Las centrales hidroeléctricas de pasada no pueden almacenar agua, en consecuencia, la
potencia que pueden despachar o verter es simplemente función del afluente que llega a ellas
en cada instante de tiempo, tal y como se aprecia en la ecuación (3.12), cuya simbología se
encuentra presentada en la Tabla 3.8.(

aflp
t,s − Pp,t,s

ηp

− verp
t,s

)
· ∆tt · 3.600 = 0 (3.12)

Tabla 3.8: Descripción de la simbología de la ecuación (3.12).

Símbolo Descripción
aflp

t,s Afluentes que llegan a la central de pasada en el escenario s, etapa t.
Pp,t,s Potencia turbinada por la central de pasada en el escenario s, etapa t.
verp

t,s Potencia vertida por la central de pasada en el escenario s, etapa t.
∆tt Duración en horas del bloque que representa la etapa t.
ηp Rendimiento hidráulico de la central de pasada, medido en MW/caudal

Cabe hacer mención que la ecuación anterior está multiplicada por 3.600 debido a que
los términos dentro del paréntesis representan caudales medidos en m3/s y el modelo ve
sus etapas en una resolución de horas. Por otro lado, también es menester remarcar que el
rendimiento hidráulico utilizado para este tipo de central fue calculado a partir del promedio
ponderado (según capacidad instalada) de los rendimientos hidráulicos de las centrales de
pasada del SEN55.

3.3.2.3. Restricción de inventario para central de embalse

Las centrales hidroeléctricas de embalse tienen la capacidad de almacenar agua y despa-
charla en cualquier otro periodo de tiempo. Como los meses modelados no forman un continuo
(pues están compuestos solamente por una semana representativa), el inicio de cada mes con-
siderará estas discontinuidades para determinar cuánto volumen se encuentra almacenado en
el embalse.

El volumen almacenado al comienzo de una semana representativa corresponde al volu-
men del año base del embalse, más 4 veces la variación (lo que se adicionó menos lo que
se sustrajo) de volumen generada en las etapas anteriores durante la operación del sistema.
En cambio, cuando no se está al inicio de una semana representativa, los bloques forman un
continuo, por lo que el volumen al comienzo de la etapa es, simplemente, el volumen que
resultó al final de la operación de la etapa anterior.

De esta forma, al inicio de una semana representativa el volumen debe cumplir la relación
(3.13), cuya simbología puede ser consultada en la Tabla 3.9. En esta ecuación es importante
destacar que el segundo sumando corresponde a la variación de volumen de agua desde el
comienzo del periodo de planificación de despacho hasta la etapa t − 1, amplificada por un

55 Modelo PLP, 2021. Coordinador Eléctrico Nacional. [En línea]. Disponible en: https://www.coordinador.
cl/operacion/documentos/programas-de-operacion-2021/
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factor de 4 para emular que el comportamiento del embalse se fue repitiendo 4 veces en cada
mes.

volt,s = volini + 4 ·
t−1∑
j=0

(
afle

j,s − Pe,j,s

ηe

− vere
j,s

)
· ∆tj · 3.600 (3.13)

+
(

afle
t,s − Pe,t,s

ηe

− vere
t,s

)
· ∆tt · 3600

Teniendo en consideración la ecuación anterior, para cualquier otro momento el volumen
debe cumplir la relación (3.14), cuya simbología también puede ser consultada en la Tabla
3.9. Se debe destacar que en este caso no hace falta incluir el sumando del caso anterior
debido a que en este caso si continuidad entre las etapas.

volt,s = volt−1,s +
(

afle
t,s − Pe,t,s

ηe

− vere
t,s

)
· ∆tt · 3.600 (3.14)

Tabla 3.9: Descripción de la simbología de las ecuaciones (3.13) y (3.14).

Símbolo Descripción
volt,s Volumen almacenado en el embalse en el escenario s, al final de la etapa t.
volini Volumen almacenado en el embalse al inicio del año 2022.
afle

t,s Afluentes que llegan a la central de embalse en el escenario s, etapa t.
Pe,t,s Potencia turbinada por la central de embalse en el escenario s, etapa t.
vere

t,s Potencia vertida por la central de embalse en el escenario s, etapa t.
∆tt Duración en horas del bloque que representa la etapa t.
ηe Rendimiento hidráulico de la central de embalse, medido en MW/caudal

Se asumirá que el volumen al inicio del año 2022 es igual al volumen de agua total al-
macenado en el SEN a enero del año 2020, es decir, un 40,86 % de la capacidad total de
almacenamiento simulada en el modelo. Además, como fue mencionado antes, se asumirán
dos años de holgura para dar continuidad al modelo, en los cuales se impone que el volumen
final del embalse sea igual al volumen inicial.

Por otro lado, y de forma análoga a la central de pasada, el rendimiento hidráulico utiliza-
do para este tipo de central fue calculado a partir del promedio ponderado (según capacidad
instalada) de los rendimientos hidráulicos de las centrales de embalse del SEN56.

También es necesario mencionar que, al igual que en el caso de la ecuación de inventario
de la central de pasada, la multiplicación por 3.600 se debe a que el modelo ve sus etapas en
ventanas de horas.

56 Modelo PLP, 2021. Coordinador Eléctrico Nacional. [En línea]. Disponible en:
https://www.coordinador.cl/operacion/documentos/programas-de-operacion-2021/
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3.3.2.4. Capacidad de almacenamiento en el embalse

El embalse modelado debe ser capaz de mantener su volumen dentro de las cotas esta-
blecidas en todo momento, tal y como se aprecia en la ecuación (3.15), cuya simbología está
disponible en la Tabla 3.10.

volmin ≤ volt,s ≤ volmax (3.15)

Tabla 3.10: Descripción de la simbología de la ecuación (3.15).

Símbolo Descripción
volt,s Volumen almacenado en el embalse en el escenario s, al final de la etapa t.
volmin Cota mínima de almacenamiento de volumen del embalse.
volmax Cota máxima de almacenamiento de volumen del embalse.

Las cotas de volumen son obtenidas a partir de las cotas reales de los embalses del SEN
mediante una suma simple. Esto debido a que la central de embalse equivalente representa un
estanque correspondiente a la suma de los embalses a nivel nacional. Así entonces, se obtiene
que volmax = 12.056 hm3 y que volmin = 1.557 hm3.

3.3.2.5. Ecuación de inventario para del sistema de baterías

Los sistemas de almacenamiento tienen la capacidad de almacenar energía y despacharla
en cualquier otro momento del día. A diferencia del caso del inventario del embalse, la no
continuidad de los meses no es tan compleja de modelar en el sistema de baterías, ya que las
escalas temporales en las que este mueve energía no son intermensuales.

Con esto, simplemente se puede asumir que el BESS siempre comenzará las semanas
representativas con un estado de carga inicial del 50 % de su capacidad máxima, dado que
podrá mover energía dentro de las semanas no vistas por el modelo para alcanzar ese nivel.
En la ecuación (3.16), se puede apreciar el balance de las inyecciones y retiros con el estado
de carga del BESS, cuya simbología se encuentra detallada en la Tabla 3.11.

soct,s = socini +
(

P carga
t,s · ηb −

P descarga
t,s

ηb

)
· ∆tt (3.16)

Por otro lado, si se está en un momento que no es el inicio del mes, el estado de carga
del almacenamiento forma un continuo y, en consecuencia, se obtiene el balance de energías
mostrado en la ecuación (3.17), cuya simbología se encuentra también detallada en la Tabla
3.11.

soct,s = soct−1,s +
(

P carga
t,s · ηb −

P descarga
t,s

ηb

)
· ∆tt (3.17)
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Tabla 3.11: Descripción de la simbología de las ecuaciones (3.16) y (3.17).

Símbolo Descripción
soct,s Estado de carga del BESS en el escenario s, al final de la etapa t.
socini Estado de carga del BESS al inicio de cada semana
P carga

t,s Potencia retirada por la batería en el escenario s, etapa t.
P descarga

t,s Potencia inyectada por la batería en el escenario s, etapa t.
ηb Rendimiento de carga y descarga del BESS. Medido en p.u.
∆tt Duración en horas del bloque que representa la etapa t.

Es importante destacar que en esta ecuación de inventario no se están considerando res-
tricciones que impidan que la batería realice cargas y descargas simultáneas, debido a que
resultados en etapas de prueba del modelo desarrollado han mostrado que dicha situación no
ocurre.

3.3.2.6. Capacidad de almacenamiento en el sistema de baterías

El estado de carga del sistema de almacenamiento debe ser capaz de mantenerse dentro
de ciertos margenes para prolongar la vida útil de esta, tal y como se aprecia en la ecuación
(3.18), cuya simbología está disponible en la Tabla 3.12.

socmin ≤ soct,s ≤ socmax (3.18)

Tabla 3.12: Descripción de la simbología de la ecuación (3.18).

Símbolo Descripción
soct,s Estado de carga del BESS en el escenario s, al final de la etapa t.
socmin Cota mínima de almacenamiento de energía del BESS.
socmax Cota máxima de almacenamiento de energía del BESS.

De acuerdo a lo mencionado anteriormente, el BESS modelado puede realizar descargas
de 500 MW durante 5 horas consecutivas, lo que es equivalente a afirmar que socmax =
2.500 MWh. Desde luego, una descarga completa del BESS no es realista, ya que deben
existir límites mínimos de estados de carga para prolongar la vida útil de estos sistemas.
Se considerará en este trabajo un umbral mínimo de estado de carga del BESS del 20 % de
capacidad, con lo que socmin = 500 MWh.

3.3.2.7. Máximos técnicos

Debido al propio diseño de las máquinas eléctricas y la disponibilidad del recurso asociado,
todas tienen asociada una capacidad máxima de generación, la cual según el tipo de tecnolo-
gía, fijará cuanto puede generar cada central en cada instante de tiempo. Estas restricciones
pueden ser apreciadas en la ecuación (3.19), cuya simbología se puede observar en la Tabla
3.13.
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Pg,t,s ≤


fpeol

prom · P eol
t si g ∈ eólica

fpfv
prom · P fv

t si g ∈ fotovoltaica

Capg,t si g ∈ otro caso

(3.19)

Tabla 3.13: Descripción de la simbología de la ecuación (3.19).

Símbolo Descripción
Pg,t,s Potencia generada por el generador g en el escenario s, etapa t.
P eol

t Potencia disponible de la central eólica en la etapa t.
P fv

t Potencia disponible de la central fotovoltaica en la etapa t.
Capg,t Capacidad instalada de la central g en la etapa t.
fpeol

prom Factor de planta eólico promedio.
fpfv

prom Factor de planta fotovoltaico promedio.

Es importante destacar que en el caso de las centrales eólica y fotovoltaica se han con-
siderado variables de holgura (vertimientos) para alcanzar la igualdad en la restricción de
la ecuación (3.19). Esto con el fin de que el modelo siga el perfil dado y en caso contrario,
cuantificar la energía que no ha sido utilizada. Así entonces, las restricciones de capacidad
máxima para la central eólica y fotovoltaica son las que se muestran, respectivamente, en las
ecuaciones (3.20) y (3.21), cuya simbología puede ser consultada en la Tabla 3.14.

Peol,t,s + vereol
t,s = fpeol

prom · P eol
t (3.20)

Pfv,t,s + verfv
t,s = fpfv

prom · P fv
t (3.21)

Tabla 3.14: Descripción de la simbología de las ecuaciones (3.20) y (3.21).

Símbolo Descripción
Peol,t,s Potencia generada por la central eólica en el escenario s, etapa t.
Pfv,t,s Potencia generada por la central fotovoltaica en el escenario s, etapa t.
vereol

t,s Vertimiento de la central eólica en el escenario s, etapa t.
verfv

t,s Vertimiento de la central fotovoltaica en el escenario s, etapa t.
P eol

t Potencia disponible de la central eólica en la etapa t.
P fv

t Potencia disponible de la central fotovoltaica en la etapa t.
fpeol

prom Factor de planta eólico promedio.
fpfv

prom Factor de planta fotovoltaico promedio.

3.3.3. Enfoque metodológico
Para las metodologías anteriormente descritas se ha tomado un enfoque cuantitativo, ya

que el modelo desarrollado ha sido diseñado para capturar el mayor realismo posible del
sistema eléctrico chileno mediante el uso de centrales eléctricas equivalentes, por lo que las
conclusiones del presente trabajo pueden ser extrapolables al caso real durante los primeros
años de simulación. No obstante, debido a que la escala del modelo aún es pequeña (modelo
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uninodal), no serán captados los efectos de algunos aspectos particulares del sistema eléctri-
co, como lo es el modelamiento de las centrales hidroeléctricas en serie, las congestiones de
las líneas o la gestión de los excesos de generación de las TGV para satisfacer demanda de
otras barras.

Además de lo anterior, este modelo no considera la entrada de nuevas centrales (expansión
de generación) lo que en principio se puede interpretar como una desventaja a la hora de lograr
visualizar el valor adquirido de los sistemas de almacenamiento en el largo plazo. Sin embargo,
esto mismo hace que los resultados del modelo puedan representar cotas superiores para
aquello, permitiendo entonces obtener conclusiones realistas sobre las tendencias observadas
en los casos de estudio planteados a continuación.

3.4. Contribución y casos de estudio
Este trabajo busca captar la importancia de las baterías y los embalses en el proceso de

transición a una matriz energética más sostenible (descarbonización) y determinar cuánto
sacrificio se hace en la calidad de las soluciones del problema de despacho (económicas prin-
cipalmente) al modelar los días con diferente cantidad de bloques. Para lograr aquello, se han
implementado los siguientes casos de estudio.

3.4.1. Modelo de bloques
En este estudio se resolvió un problema de despacho hidrotérmico en el que cada día del

horizonte de planificación se ha dividido en bloques. Concretamente, mediante la división de
cada día en 3, 8, 16 y 24 bloques, se buscó cuantificar la subestimación de la función objetivo
del modelo horario (usado como referencia de comparación) al querer introducir reducciones
de tiempo de cómputo mediante la modelación de menos bloques por día.

Tal y como se ha mencionado, el modelo de 24 bloques es el principal punto de com-
paración para los modelos de bloques, pero también lo es para el siguiente caso de estudio
(comentado en breve). Particularmente, se buscó observar con dicho modelo la existencia de
un movimiento de volumen de agua interanual, intermensual u horario y los momentos donde
el sistema decide que es conveniente realizar un almacenamiento o una descarga de agua. Se
buscó estudiar también cómo los movimientos horarios del agua se relacionan con los costos
marginales del sistema y, más concretamente, con la disponibilidad de las TGV.

Respecto a la comparación entre los modelos de bloques, se buscó ver cómo cambia la
representación de los costos marginales del sistema, y como esto va cambiando la forma del
despacho. Adicionalmente, mediante la implementación de un sistema de baterías, se bus-
có observar cómo va cambiando el desempeño de este (en términos de porcentaje de ahorro)
cuando la granularidad con la que se modelan los días es cada vez más gruesa (menor cantidad
de bloques por día) y, también, cómo van cambiando los movimientos de energía brindados
por este tipo de solución.

Todos los estudios anteriormente detallados fueron realizados bajo planes de descarboni-
zación, los cuales permiten asignar el grado de estrés bajo el cual estará sometido el sistema
eléctrico, lo que, a su vez, permite obtener resultados realistas respecto al desafío de descar-
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bonización por el que está y seguirá atravesando el país. Dichos planes de descarbonización
serán explicitados a continuación.

3.4.2. Planes de descarbonización
Debido a que el cronograma de cierre de las centrales de carbón no está totalmente definido,

este trabajo asume su propio calendario, en el cual las unidades de carbón irán saliendo del
sistema de acuerdo a su año de entrada en operación (desde la más antigua a la más nueva).
Estos años pueden ser consultados en la Tabla 3.1557 y corresponden a las unidades de carbón
que aún estarán operativas al 31 de diciembre de 2021.

Tabla 3.15: Unidades de carbón operativas al 21 de diciembre de 2021.

Central Unidad Año de puesta en servicio Capacidad (MW)
Ventanas II No aplica 1977 193,459
Tocopilla U14 1987 127,67
Tocopilla U15 1990 124,06
Guacolda U1 1995 142,31

Nueva Tocopilla U1 1995 136
Guacolda U2 1996 133,83
Mejillones CTM1 1996 146,51

Nueva Tocopilla U2 1997 141
Mejillones CTM2 1998 156,606
Petropower No aplica 1998 20,5
Guacolda U3 2009 140,6
Guacolda U4 2010 142,31

Nueva Ventanas No aplica 2010 243,093
Andina No aplica 2011 160,8

Angamos No aplica 2011 501,55
Hornitos No aplica 2011 161,34

Bocamina II No aplica 2012 319,79
Santa María No aplica 2012 344,52
Campiche No aplica 2013 248,59
Guacolda U5 2015 142,673
Cochrane CCH1 2016 244,86
Cochrane CCH2 2016 244,743

Infraestructura Energética Mejillones No aplica 2019 347,95

Los planes de descarbonización propuestos son dos: descarbonización base y descarboni-
zación acelerada, con los cuales se busca captar el efecto que tiene acelerar un plan de cierre
de las centrales de carbón del país (como el que es discutido en la sección 2.1.3), tanto en
aspectos económicos como en la solución misma del despacho. En el primero de estos planes
(plan de descarbonización base), se impone que el año 2030 sea el último en el que participen
las centrales de carbón en el despacho, mientras que en el plan de descarbonización acelerada
se impone que esto suceda en el año 2025. El estudio de ambos planes se realizará bajo un
modelo horario.

57 Las centrales que tengan como unidad “No aplica”, son aquellas que representan una central equivalente o
porque de plano constan de una unidad generadora única.

64



En ambos planes considerados, la salida de las unidades de carbón es realizada de forma
anual (al inicio de cada año) y lo más equitativa posible en términos de capacidad, tal y
como se ilustra en la Figura 3.7. Particularmente, se irán apagando las unidades de carbón
manualmente, imponiendo que la capacidad de la unidad a apagar sea 0 en la restricción de
la ecuación (3.19) durante la etapa que corresponda.

Figura 3.7: Salida de ls unidades de carbón en planes de descarbonización
diseñados.

Además de comparar los planes de descarbonización entre sí, se desea estudiar la impor-
tancia que cobran los sistemas de almacenamiento cuando se tiene un sistema eléctrico con
una demanda neta creciente producto de la descarbonización y el ingreso de las ERNC (al
menos durante los primeros años). En particular, se busca observar que la inclusión de un
sistema de baterías permite abaratar costos, y que, conforme este tenga una mayor capacidad
de almacenamiento y de carga/descarga, se puede afrontar una descarbonización acelerada
de mejor manera.

Respecto a lo último señalado, el efecto de la inclusión de un sistema de baterías es
estudiado en ambos planes de descarbonización. No obstante, el efecto de la inclusión de
un sistema de baterías de mayor almacenamiento (doble respecto al caso base) y mayor
capacidad de carga/descarga (doble respecto al caso base) solo será estudiado en el caso de
la descarbonización acelerada.
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Capítulo 4

Resultados

4.1. Caracterización del modelo implementado
Como ha sido anunciado en capítulos previos, el algoritmo de programación dinámica dual

permite la resolución de problemas de despacho hidrotérmico, descomponiendo el problema
original (aquel que no utiliza procesos iterativos para la construcción de la curva de costos
futuros) en una serie de subproblemas, de modo que se evita la maldición de dimensionali-
dad58. A continuación se discutirán los resultados que permiten justificar la implementación
de este algoritmo en el modelo desarrollado.

4.1.1. Versión determinista del modelo
Con el fin de garantizar una correcta implementación del algoritmo DDP (versión no

estocástica del SDDP) en el modelo (planteamiento de los subproblemas, manejo de los cortes
de benders, soluciones iterativas, etc.), se procedió a resolver una versión modificada del
problema de la sección 3.3, de modelo horario, escenario hidrológico único (correspondiente
a la serie hidrológica comprendida entre los años 2010 y 2019) y con incorporación de un
sistema de baterías. Los resultados obtenidos en la resolución de este problema, con y sin la
implementación del algoritmo DDP, son los que se muestran en la Tabla 4.1.

Tabla 4.1: Resultados computacionales para el problema determinista.

Método de resolución Valor de la función objetivo (MUSD) Tiempo de cómputo (min)
Sin algoritmo 7.215 22,2

Con DDP 7.215 25,3

De la Tabla 4.1 es posible observar que el valor de la función objetivo del problema es
el mismo con ambos métodos de resolución, lo que garantiza una correcta implementación
del algoritmo. Por otro lado, es posible observar que el tiempo de cómputo del algoritmo
DDP no es reducido (respecto a la resolución bruta del problema), lo cual puede deberse a
varios factores: presencia de un solo embalse, elevado número de variables por subproblema,
implementación poco eficiente de resolución de problemas de optimización anidados en el
software usado, etc.

58 El problema de despacho se puede resolver en su forma original en la medida que el tamaño de este no
crezca (en caso contrario los problemas de dimensionalidad aparecen).
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4.1.2. Efectos de modelación intra-etapa del modelo
Anteriormente, se ha hecho mención de que el BESS implementado comenzará con un

nivel de carga determinado durante el inicio de cada semana representativa del modelo,
desacoplando así los meses que observa el sistema de baterías. Para evaluar el desempeño de
este supuesto, se procedió a simular dos versiones del modelo: la ya comentada anteriormente
y, otra, donde el sistema de almacenamiento fuese capaz de observar todo el horizonte de
planificación (el nivel de carga al inicio de cada semana lo define el modelo). Los resultados
de estas simulaciones, en la versión determinística del modelo, son los que se muestran en la
Tabla 4.2.

Tabla 4.2: Comparativa del desempeño del modelo para el modelamiento
intra-etapa.

Modelo Valor de la función objetivo (MUSD) Tiempo de cómputo (min)
BESS mirando todo el horizonte 7.193 27,1
BESS con meses desacoplados 7.215 25,3

Lo que llama la atención de la Tabla 4.2 es que es posible disminuir en un 6,7 % los tiempos
de cómputo del problema al considerar que el sistema de baterías observa meses desacoplados,
encareciéndose, a su vez, un 0,3 % la función objetivo. Desde luego, este leve encarecimiento
de la función objetivo tiene que ver con que el sistema de baterías no actúa sobre escalas de
tiempo tan grandes (solo se puede hacer movimiento de energía para etapas intradiarias y
a escalas mensuales), por lo que dicho ahorro se debe, simplemente, al traspaso de energía
entre el último día de una semana representativa dada y el primer día de la siguiente. De este
modo, la simplificación considerada permite acelerar la resolución del problema de despacho
(casi sin perturbar la función objetivo), aspecto que cobra mucha relevancia en la versión
estocástica del modelo.

4.1.3. Versión estocástica del modelo
Una vez verificada la correcta implementación del algoritmo DDP y realizada su extensión

a su versión estocástica (SDDP), se resolvió el problema de la sección 3.3 aumentando el
número de escenarios considerados (aumento de dimensión del problema) y considerando la
inclusión del sistema de baterías en cada caso. Los resultados obtenidos para el problema
original (sin proceso iterativo) y el problema resuelto con SDDP, se muestran en la Tabla 4.3
que sigue a continuación.

Tabla 4.3: Resultados computacionales para el problema estocástico.

Tiempo de cómputo (min)
Número de escenarios Sin algortimo Con algoritmo SDDP

3 480,3 78,6
5 No aplica 130,7
10 No aplica 265,4
15 No aplica 383,2
20 No aplica 499,5
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Los resultados de la Tabla 4.3 muestran una explosión computacional del problema de
despacho hidrotérmico estocástico que es resuelto sin el algoritmo SDDP, lo cual se debe fun-
damentalmente a la incorporación de los acoples temporales en las restricciones de inventario
de la central de embalse y del sistema de baterías. Adicionalmente, se observa que a partir de
los 3 escenarios hidrológicos la resolución del problema estocástico sin el algoritmo SDDP se
vuelve impracticable, lo cual justifica la adopción del SDDP para el desarrollo del presente
trabajo.

Adicionalmente, de estos resultados se puede apreciar que si bien el algoritmo SDDP
permite disminuir los tiempos de cómputo (respecto al caso donde no se aplica el algoritmo),
estos seguirán creciendo (linealmente) en la medida que la complejidad del modelo aumente,
razón por la cual una prueba de estrés de este estilo resulta útil para escoger una cota
para la complejidad del modelo. Es por el motivo anterior que el presente trabajo (mediante
la aplicación de simplificaciones pertinentes59) busca estudiar el desempeño de los modelos
de bloques, lo cual permitirá explorar los aspectos limitantes o explotables del modelo que
podrían ser considerados en trabajos posteriores a este.

4.2. Modelo de bloques
En este caso de estudio se discutirán las soluciones obtenidas para el problema de despacho

hidrotérmico con un plan de descarbonización base para los distintos modelos de bloques.
Particularmente, este estudio busca comparar cómo cambiará la solución del problema de
despacho según la granularidad con la cual es modelada la demanda diaria (modelos de 3, 8,
16 y 24 bloques).

A continuación, en la Figura 4.1 se puede apreciar una instantánea de la demanda en la
semana representativa de enero del año 2022 para los distintos modelos de bloques consi-
derados, la cual puede ser obtenida resolviendo el problema de discretización de la sección
3.2.9.

59 Modelo de despacho es uninodal y contiene semanas representativas.
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Figura 4.1: Representación de la demanda del sistema en los distintos mo-
delos de bloques considerados.

4.2.1. Resultados económicos
A continuación se mostrará la subestimación económica incurrida con la modelación por

bloques y como estos afectan el comportamiento del sistema de baterías.

4.2.1.1. Valor de la función objetivo

Cuando se modelan los días en bloques se pierde información sobre los costos marginales
del sistema, debido a que los valles y puntas de demanda corresponden a un valor promedio
que no necesariamente debe coincidir con los valles y puntas de la demanda horaria (modelo
de 24 bloques), tal y como se puede observar en la Figura 4.1. Esto se debe tener como
precedente para los resultados presentados en la Tabla 4.4, la cual muestra el valor de la
función objetivo del problema para los distintos modelos de bloques utilizados, junto con el
porcentaje de ahorro cuando se incluye un sistema de almacenamiento por baterías, siendo
la fila resaltada el punto de comparación.

Tabla 4.4: Valor esperado de la función objetivo según modelo de bloques
considerado.

Cantidad de bloques por dia Valor función objetivo sin BESS
(MUSD)

Valor función objetivo con BESS
(MUSD)

Ahorro con BESS
( %)

3 6.824 6.703 1,77
8 7.215 7.033 2,52
16 7.558 7.322 3,12
24 7.672 7.421 3,27
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Lo primero que llama la atención de la Tabla 4.4 es que el valor de la función objetivo
decrece en la medida que los días son modelados con una cantidad de bloques menor. Esto
está en concordancia con lo anteriormente expuesto: los costos de generación de energía están
siendo subestimados porque en los modelos de bloques se está perdiendo información rele-
vante de los momentos valle y punta de la demanda. Dicho de otro modo, la función objetivo
es menor en los modelos de bloques porque durante los momentos de demandas punta se
están despachando tecnologías más baratas de lo que correspondería en el caso horario.

Es por este mismo motivo que tampoco es de extrañar que disminuyan los ahorros con
el BESS cuando se disminuye la cantidad de bloques simulados, ya que la energía que debe
suministrar el BESS en las puntas de demanda será menor que en el caso horario. Para
apreciar mejor la subestimación de costos en la que incurren los modelos de bloques, en la
Figura 4.2 se ilustra la razón entre las funciones objetivo de los modelos de bloques con la
del modelo horario.

Figura 4.2: Porcentajes de subestimación de costos de los modelos de bloque
respecto al modelo horario.

Se puede interpretar de la Figura 4.2 que, si se desea trabajar con una complejidad del 13 %
(correspondiente a un modelo de 3 bloques diarios) del modelo horario, entonces se cometerá
un error económico cercano al 10 %, mientras que si se quiere trabajar con una complejidad
del 67 % (correspondiente a un modelo de 16 bloques diarios) del modelo horario, entonces
se cometerá un error económico de aproximadamente un 1 %.

Es importante tener en cuenta los porcentajes anteriores a la hora de simular un sistema
eléctrico, ya que los tiempos de cómputo del algoritmo SDDP crecen linealmente con la
cantidad de intervalos de decisión considerados en el despacho. Así entonces, se genera un
trade-off entre la reducción de la complejidad computacional deseada versus la calidad de la
solución obtenida, el cual puede ser observado en la Tabla 4.5.
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Tabla 4.5: Trade-off de los modelos de bloques (con BESS).

Cantidad de bloques por dia Complejidad del modelo
( %)

Tiempo de cómputo
(min)

Subestimación de costos
( %)

3 12,5 81,3 9,67
8 33,33 176,5 5,23
16 66,67 342,7 1,33
24 100 499,6 0

4.2.1.1. Costos marginales

Para ver el detalle de la subestimación de costos con los modelos de bloques presentada
anteriormente, se puede estudiar primeramente la distribución anual de los costos marginales
con inclusión del sistema de almacenamiento. En particular, se puede observar en la Figura
4.3 que el promedio anual de los costos marginales esperados60 no varía significativamente
según el modelo de bloques que está siendo utilizado.

Figura 4.3: Evolución del costo marginal esperado anual para los distintos
modelos de bloques (con BESS).

Esto motiva a estudiar más concretamente las densidades de distribución de estos costos
marginales esperados (considerando el sistema de almacenamiento), las cuales permitirán
dilucidar los valores específicos que está viendo cada modelo de bloques. La distribución de
los costos marginales esperados para los modelos de bloques durante todo el horizonte de
planificación y para algunos años específicos puede ser vista en la Figura 4.11.

60 Costos marginales para la solución promedio/esperada del despacho.
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(a) Distribución para el horizonte completo.

(b) Distribución para el año 2026.

Figura 4.4: Distribución de costos marginales esperados para los modelos
de bloques.
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(c) Distribución para el año 2030.

Figura 4.4: Distribución de costos marginales esperados para los modelos
de bloques.

En la captura del horizonte completo se pueden apreciar distintas zonas donde los costos
marginales esperados se van concentrando, algunas de las cuales son producto de la descar-
bonización presente en el sistema (estudiada más adelante). En dicha figura, se aprecia que
la zona de concentración de 30 USD/MWh es mejor captada por los días modelados con una
cantidad baja de bloques, mientras que para las zonas de 60 y 90 USD/MWh se aprecia que
los días con una mayor cantidad de bloques modelados presentan un corrimiento hacia la
derecha (zonas más caras), respecto a los días con menos bloques. Lo anterior se debe a que
los días con más bloques pueden representar de mejor manera la demanda (y por consiguiente
la demanda neta), lo que implica que los costos marginales vistos por estos modelos serán
más altos.

Con el fin de garantizar que el análisis anterior no está perturbado por el plan de des-
carbonización utilizado, en la Figura 4.11 se incluyen las distribuciones para algunos años
específicos. Esto con el fin de eliminar el efecto de los desplazamientos hacia la derecha de
las concentraciones de los costos marginales que ocurren año a año debido a la salida de
unidades de carbón. Así, al observar las zonas de mayor concentración de costos marginales
en los años 2026 y 2030, es posible observar que en todos los casos el modelo de 3 bloques
capta costos más bajos (presenta corrimiento hacia la izquierda), mientras que los modelos
de 16 y 24 bloques captan los costos más altos (presentan corrimiento hacia la derecha),
siendo el modelo de 8 bloques un punto intermedio de ambos comportamientos, tal y como
el razonamiento anterior aseguraba.

Se ha dejado pendiente en el análisis anterior la razón de porqué (tanto en la distribución
completa como en la de algunos años particulares) los costos marginales esperados nulos se
encuentran más concentrados en los modelos con menor cantidad de bloques. Esto se debe
a que hace falta presentar la evolución de los costos marginales esperados en una escala
temporal mucho menor, como la que es mostrada en la Figura 4.5. En ella se puede observar
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que hay momentos del día (mediodía) en el que los costos marginales esperados son nulos,
sobre todo en los modelos de mayor cantidad de bloques (16 y 24 para ser exactos).

(a) Semana representativa de enero del año 2022.

(b) Semana representativa de enero del año 2026.

Figura 4.5: Resolución semanal de los costos marginales esperados para los
modelos de bloques, enero de distintos años.
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(c) Semana representativa de enero del año 2030.

Figura 4.5: Resolución semanal de los costos marginales esperados para los
modelos de bloques, enero de distintos años.

Tal y como será visualizado en la sección que sigue a continuación, esta nulidad de los
costos marginales en las horas de mediodía (que explican entonces las concentraciones en
el valor de 0 en las distribuciones anuales), se debe a que justo en ese momento del día la
demanda del sistema es abastecida completamente con recursos renovables (momento coincide
con la generación solar máxima), cosa que también permite explicar porqué los modelos de
mayor cantidad de bloques tienen una mayor concentración de costos marginales esperados
nulos, pues estos pueden representar de mejor manera la demanda real del sistema y, por
ende, captar mejor la demanda neta, sobre todo en los momentos que esta es nula.

4.2.2. Solución del despacho y comportamiento del BESS
Anteriormente, se ha hecho mención que los sistemas de almacenamiento por baterías

pueden mover energía dentro de rango de horas, razón por la cual el presente análisis se
restringirá a una visualización semanal del despacho, puesto que una escala mensual o anual
impediría observar los movimientos de energía del BESS, anteriormente mencionados.

En la Figura 4.6, es posible apreciar una resolución semanal del despacho esperado61

para la semana representativa del mes de enero del año 2022, en donde se puede ver que la
representación de la demanda (y por ende, de los costos marginales del sistema) mejora en
la medida que el número de bloques considerados por día crece.

61 Haciendo referencia a la solución promedio/esperada del despacho.
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(a) Modelo de 3 bloques diarios.

(b) Modelo de 8 bloques diarios.

Figura 4.6: Resolución semanal del despacho esperado para los modelos de
bloques (con BESS), enero del año 2022.
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(c) Modelo de 16 bloques diarios.

(d) Modelo de 24 bloques diarios.

Figura 4.6: Resolución semanal del despacho esperado para los modelos de
bloques (con BESS), enero del año 2022.

Lo que puede llamar la atención en el comportamiento del despacho esperado de los
distintos modelos de bloques, es que aún con una cantidad de bloques reducida, el embalse y
el BESS pueden dar la flexibilidad del sistema para apoyar la generación ERNC, descargando
energía en las horas de noche y almacenándola durante el día. En particular, se tiene que en
los modelos de pocos bloques, las descargas del BESS son de alta densidad energética, pero
de poca densidad de potencia, tal y como se ilustra en la Figura 4.7.
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(a) Modelo de 3 bloques diarios.

(b) Modelo de 8 bloques diarios.

(c) Modelo de 16 bloques diarios.

Figura 4.7: Resolución semanal del comportamiento esperado del BESS para
los modelos de bloques, enero del año 2022.
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(d) Modelo de 24 bloques diarios.

Figura 4.7: Resolución semanal del comportamiento esperado del BESS para
los modelos de bloques, enero del año 2022.

Lo anterior es sumamente importante, porque dependiendo de las ventanas de tiempo que
se quieran considerar en un problema de despacho hidrotérmico, puede resultar conveniente
modelar otros tipos de almacenamiento. A modo de ejemplo, si se consideran bloques de un
día de duración (o más), no sería viable simular un BESS (por la baja densidad de potencia
que este entregaría y porque su tiempo de actuación es solo horario).

Otro aspecto importante que no ha sido comentado (debido a la escala temporal del análisis
anterior), es el efecto del BESS en la minimización de los costos de operación del sistema.
Para ello, se presenta en la Figura 4.8 el despacho esperado para la semana representativa
de enero del año 2022 cuando no se incluye el BESS.

(a) Modelo de 3 bloques diarios.

Figura 4.8: Resolución semanal del despacho esperado para los modelos de
bloques (sin BESS), enero del año 2022.
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(b) Modelo de 8 bloques diarios.

(c) Modelo de 16 bloques diarios.

Figura 4.8: Resolución semanal del despacho esperado para los modelos de
bloques (sin BESS), enero del año 2022.
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(d) Modelo de 24 bloques diarios.

Figura 4.8: Resolución semanal del despacho esperado para los modelos de
bloques (sin BESS), enero del año 2022.

Haciendo el contraste entre las figuras 4.6 y 4.8, es posible observar que el BESS permite
mover energía en momentos de demanda valle (carga) a momentos de demanda punta (des-
carga) en todos los modelos de bloques, permitiendo la carga de energía con generación que
es más barata y la descarga de energía cuando la generación del sistema se torna más cara,
que es lo que, finalmente, explicaría el abaratamiento del costo de operación del sistema visto
en la Tabla 4.4.

4.3. Planes de descarbonización
En este caso de estudio se discutirán las soluciones obtenidas para el problema de despacho

hidrotérmico ante distintos planes de descarbonización, los cuales supondrán una salida total
del carbón al año 2026 (plan de descarbonización acelerado) y al 2031 (plan de descarboni-
zación base), respectivamente. Particularmente, se busca comparar la evolución de los costos
marginales en ambos casos y seguir desglosando el análisis del comportamiento del agua en
un modelo de 24 bloques (modelo horario).

4.3.1. Resultados económicos
A continuación se mostrarán los resultados económicos de los planes de descarbonización,

comparándolos entre sí, y evidenciando el rol del BESS durante este proceso.

4.3.1.1. Valor de la función objetivo

En la Tabla 4.6 es posible ver los efectos económicos de la inclusión de un sistema de
baterías para ambos planes de descarbonización diseñados, ante distintos grados de estrés
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hidrológicos62. En dicha tabla es posible observar que el porcentaje de ahorro del BESS crece
en la medida que las hidrologías seleccionadas son más secas, mientras que disminuye en el
caso contrario. Esto se puede deber a que en las hidrologías secas el movimiento del agua de
los embalses es más restrictivo, por lo que el BESS actuará moviendo más energía dentro del
día para lograr compensar parte de dicho efecto.

Tabla 4.6: Porcentajes de ahorro con la inclusión de un BESS según estrés
hidrológico.

Escenarios considerados Ahorro en descarbonización base
( %)

Descarbonización acelerada
( %)

10 % más secos 3,46 3,90
Esperado 3,27 3,63

10 % más húmedos 3,15 3,52

También puede resultar de interés un desglose más detallado del porcentaje63 de ahorro
esperado del BESS respecto a cada plan de descarbonización, los cuales se muestran en la
Tabla 4.6. En ella se logra dilucidar, tanto en porcentaje como en términos absolutos, una
de las prestaciones más destacadas de los sistemas de almacenamiento: la disminución de los
costos de operación del sistema. Como ya ha sido comentado en el caso de estudio anterior,
este abaratamiento de costos se debe a que el BESS mueve energía barata a los momentos
de mayor requerimiento de potencia del sistema (cuando la energía es más cara), logrando
disminuir así los costos de operación en los momentos que el sistema estime pertinentes.

Tabla 4.7: Comparativa del valor esperado de la función objetivo para los
dos planes de descarbonización.

Descarbonización base Descarbonización acelerada

Configuración Funcion objetivo
(MUSD)

Ahorro del BESS
( %)

Función objetivo
(MUSD)

Ahorro del BESS
( %)

Sin BESS 7.672 0,00 9.122 0,00
Con BESS 7.421 3,27 8.791 3,63

Con BESS de capacidad doble - - 8.499 6,83

Además de lo anterior, es posible apreciar en la Tabla 4.7 que la inclusión del sistema
de baterías produce ahorros más significativos en (términos de porcentaje) en el plan de
descarbonización acelerado que en el base. Más aún, al incrementar la capacidad de almace-
namiento del BESS, el ahorro se vuelve más significativo, lo cual podría volver a los sistemas
de almacenamiento de gran capacidad muy atractivos desde el punto de vista del operador
del sistema, incentivando posibles inversiones en esta tecnología.

62 Costos calculados a partir del conjunto de 20 escenarios modelados.
63 Porcentaje de ahorro medido respecto al plan de descarbonización respectivo sin almacenamiento y no

entre los planes de descarbonización.
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Otro aspecto interesante de comentar, es que en todos los casos la descarbonización ace-
lerada resulta más cara que la descarbonización base. Concretamente, los porcentajes de
encarecimiento del plan de descarbonización acelerada respecto a la descarbonización base,
pueden ser consultados en la Figura 4.9.

Figura 4.9: Porcentajes de encarecimiento del plan de descarbonización ace-
lerado respecto al base.

En dicha figura se aprecia que, por más que se realice una inclusión de sistemas de ba-
terías de alta capacidad, el plan de descarbonización acelerado será al menos un 10 % más
caro que el plan de descarbonización base (con BESS o sin BESS). Esto tiene sentido si
se considera que durante el plan de descarbonización acelerado no habrá carbón actuando
como generación base al 2026, mientras en el plan de descarbonización normal si lo habrá.
Así entonces, el efecto y capacidad de la batería resultarían insuficientes para cubrir toda
la salida de carbón a esa fecha (más de 4.500 MW), obligando a despachar tecnologías más
caras en el corto plazo en el caso de la descarbonización acelerada, lo que encarece a su vez
los costos de operación del sistema.

Es importante destacar que este incremento de costos marginales también se debe a que
el modelo no está considerando la entrada de generación adicional en el sistema (no se está
modelando un problema de expansión de generación). Sin embargo, aún teniendo esto en
cuenta, se puede observar que en el corto plazo (que si considera la entrada de generación)
existe una tendencia al encarecimiento de los costos marginales, lo cual puede volver rentable
el ingreso de generación ERNC adicional al sistema.

4.3.1.2. Costos marginales

Para entender de forma más detallada los resultados anteriormente expuestos, se procede
a estudiar la distribución de costos marginales con la inclusión de sistemas de baterías.
Para ello, se grafica el promedio anual de los costos marginales esperados para cada plan de
descarbonización considerado (ver Figura 4.10). En dicha figura se puede observar que en
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ambos planes de descarbonización la inclusión de baterías provoca una ligera disminución del
costo marginal promedio de los años en los que la descarbonización se hace notoria, mientras
que en el primer par de años, tiende a ser lo contrario. Dicho comportamiento puede deberse
a la preparación del sistema (en ahorro de agua) para abastecer los años venideros sin carbón.

(a) Descarbonización base.

(b) Descarbonización acelerada.

Figura 4.10: Evolución del costo marginal esperado anual para los planes de
descarbonización.

Se aprecia también en la Figura 4.10 el efecto ya comentado: el plan de descarbonización
acelerado es más caro porque las plantas de carbón marcan su salida mucho antes de que
lo haga el plan de descarbonización base. En consecuencia, en el plan de descarbonización
acelerado se estarán despachando tecnologías mucho más caras (incremento importante del
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costo marginal a partir de 2025) mucho antes de que el de descarbonización base lo haga
(incremento importante del costo marginal a partir de 2028).

Dado este comportamiento de los costos marginales, el aumento de los costos marginales
en la descarbonización base puede fomentar la entrada de generación renovable al sistema a
partir de 2028 (precios de las últimas licitaciones muestran que los costos de desarrollo de
proyectos eólicos y solares son inferiores a los valores de los costos marginales obtenidos a
partir de ese año), mientras que en el caso de la descarbonización acelerada este incentivo
podría ser aún más acelerado.

Para seguir dando comparativas entre los planes de descarbonización, en la Figura 4.11
se ilustra la distribución de los costos marginales durante todo el horizonte de planificación
de despacho, cuando los sistemas de almacenamiento están incluidos en el sistema. En parti-
cular, es evidente que en la descarbonización normal hay una mayor concentración de costos
marginales bajos (30 USD/MWh) y una menor concentración de costos marginales altos (90
USD/MWh), todo lo contrario al plan de descarbonización acelerado, lo cual se debe a la
rapidez con la que los costos marginales se van desplazando hacia zonas más caras, tal y
como se evidencia al comparar los años 2026 y 2030.

(a) Distribución para el horizonte completo.

Figura 4.11: Distribución de costos marginales esperados para los planes de
descarbonización.
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(b) Distribución para el año 2026.

(c) Distribución para el año 2030.

Figura 4.11: Distribución de costos marginales esperados para los planes de
descarbonización.

Por último, y para dar más peso a los argumentos que seguirán a continuación, se presen-
tará en la Figura 4.12 la evolución de la resolución semanal de los costos marginales esperados
de la barra cuando se considera la inclusión de un BESS en ambos planes de descarboniza-
ción. Con lo cual se busca mostrar que es en las horas de día cuando los costos marginales
son mínimos (algunas veces de valor nulo) y que en las horas de noche son máximos, lo cual
respaldará el comportamiento observado en el embalse y el BESS.
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(a) Semana representativa de enero del año 2022.

(b) Semana representativa de enero del año 2026.

Figura 4.12: Resolución semanal de los costos marginales esperados para los
planes de descarbonización.
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(c) Semana representativa de enero del año 2030.

Figura 4.12: Resolución semanal de los costos marginales esperados para los
planes de descarbonización.

4.3.2. Solución del despacho y comportamiento del BESS
Se ha mostrado que los costos marginales del sistema se incrementan en la medida que

pasan los años porque se comenzarán a usar tecnologías mucho más caras cuando el sistema se
vaya quedando sin plantas de carbón. Si se observa la resolución anual esperada del despacho
para los planes de descarbonización de la Figura 4.13, esto se hace mucho más evidente, ya
que en la medida que el sistema se queda sin carbón con el paso de los años, se comienzan a
despachar cada vez en mayor cantidad las centrales de gas y diésel, las cuales presentan un
costo variable promedio mucho más elevado que el carbón, tal y como fue visto la Tabla 2.3
del marco teórico.
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(a) Descarbonización base.

(b) Descarbonización acelerada.

Figura 4.13: Resolución anual del despacho esperado (con BESS) para los
planes de descarbonización.

Resulta interesante observar de estas figuras que los efectos de la inclusión de un sistema
de baterías en esta escala temporal no pueden apreciarse, pues como se ha señalado en otras
oportunidades, los sistemas de baterías solo pueden mover energía durante momentos del
día y no de forma anual. Por otro lado, es posible apreciar en esta escala un aumento de la
potencia despachada esperada por el embalse en los años centrales, justo cuando los efectos
de las descarbonizaciones se hacen presentes. Más detalles del uso del agua serán discutidos
en la sección 4.3.3.
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Si se desea estudiar el comportamiento esperado del despacho una escala temporal mensual
como la de la Figura 4.14, tampoco será posible apreciar los efectos de la inclusión del sistema
de baterías, justamente por el mismo motivo anterior. Por otro lado, en esta escala temporal
si es posible apreciar variaciones mensuales de demanda y de los perfiles eólico y solar, por
lo que el embalse debe tener un papel clave. No obstante, este gráfico no es el adecuado
para representar dicho papel (ahorro o gasto de agua), aunque quedará como precedente
para entender el comportamiento intermensual del embalse que será presentado en la sección
4.3.3.

(a) Descarbonización base.

(b) Descarbonización acelerada.

Figura 4.14: Resolución mensual del despacho esperado (con BESS) para
los planes de descarbonización, año 2022.
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Para observar los efectos del BESS en el despacho del sistema, hace falta mirar el despacho
horario durante una semana representativa completa. Se puede observar en la comparación
de las figuras 4.15 y 4.16 que, para ambos planes de descarbonización, la inclusión del sistema
de almacenamiento permite realizar movimientos de energía barata hacia los momentos de
máximo requerimiento de demanda. La razón de la elección de dicho año en ambas figuras
ha sido realizada con el fin de ilustrar lo distintas que son las soluciones de despacho ante
dos planes de descarbonización.

Concretamente, cuando la demanda alcanza su valor valle (durante las horas de sol) el
sistema de almacenamiento se carga (razón por la cual la generación sobrepasa la demanda),
mientras que en los momentos de demanda punta (durante las horas de noche, el sistema de
almacenamiento se descarga.

(a) Descarbonización base.

Figura 4.15: Resolución semanal del despacho esperado (sin BESS) para los
planes de descarbonización, enero del año 2026.
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(b) Descarbonización acelerada.

Figura 4.15: Resolución semanal del despacho esperado (sin BESS) para los
planes de descarbonización, enero del año 2026.

(a) Descarbonización base.

Figura 4.16: Resolución semanal del despacho esperado (con BESS) para
los planes de descarbonización, enero del año 2022.
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(b) Descarbonización acelerada.

Figura 4.16: Resolución semanal del despacho esperado (con BESS) para
los planes de descarbonización, enero del año 2022.

Respecto al marcado comportamiento del agua embalsada, tanto con la incorporación del
sistema del batería, como sin estas, realiza las descargas de agua por la noche, mientras que
en las horas de día tiene una participación nula. Esto se debe a que actúa de forma similar a
una batería, se carga cuando hay más generación renovable disponible y se descarga cuando
no. Esto, en conjunto con la visualización mensual y anual del despacho, permite aseverar
que, efectivamente, los embalses realizan movimientos de energía entre los años, entre los
meses, entre las semanas, y también dentro de los mismos días que la componen. Situación
que por cierto queda perfectamente recogida en un modelo horario.

4.3.3. Comportamiento del embalse y flexibilidad
Tal y como ha sido mencionado previamente, los embalses pueden dar flexibilidad al siste-

ma de forma anual, mensual y diaria. Tomando como antecedentes la forma de las soluciones
del despacho anteriormente presentadas, en sus respectivas escalas temporales, la variación
anual esperada del embalse es la que se muestra en la Figura 4.17.
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(a) Descarbonización base.

(b) Descarbonización acelerada.

Figura 4.17: Resolución anual del comportamiento esperado del embalse
(con BESS) para los planes de descarbonización.

En estas figuras se puede apreciar que, efectivamente, el embalse se anticipa a la carencia
de capacidad instalada producto de la descarbonización (en cualquiera de los dos planes),
almacenando agua durante los primeros años y, luego, descargándola cuando hace falta.

Por otro lado, si se hace un zoom a uno de estos años en particular (como el que puede
ser apreciado en la Figura 4.18), también es posible apreciar el movimiento intermensual
del volumen esperado del agua. Concretamente, se puede observar una acumulación de agua
durante las estaciones de invierno y primavera para, posteriormente, ser usada durante las
estaciones de verano y otoño. Se observa, además, que la descarbonización acelerada obliga
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al embalse a mantener mayores niveles de agua almacenada para poder seguir satisfaciendo
la demanda en el futuro (se sugiere tener cuidado con la escala de los gráficos).

(a) Descarbonización base.

(b) Descarbonización acelerada.

Figura 4.18: Resolución mensual del comportamiento esperado del embalse
(con BESS) para los planes de descarbonización, año 2022.

Sin perjuicio de lo anteriormente comentado, en la medida que se va reduciendo la es-
cala temporal con la que se mira el comportamiento del volumen almacenado esperado, la
tendencia de dicha curva (independientemente de los altibajos intermedios observados), no
necesariamente pueden indicar un ahorro o gasto de agua para esta ventana temporal. Más
concretamente, puede ocurrir que el almacenamiento de agua visto en los últimos meses de la
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Figura 4.18, se deba simplemente a que al año siguiente se requiera una mayor participación
del embalse.

Al mirar una ventana temporal más pequeña, como lo es la semana representativa ilus-
trada en la Figura 4.19, se pueden observar dos movimientos simultáneos de agua (en ambos
planes de descarbonización). Las variaciones horarias corresponden a aquellas necesarias pa-
ra satisfacer la demanda en las horas de noche, mientras que la tendencia a la baja de las
curvas representa, simplemente, la tendencia mensual observada anteriormente en escalas
temporales más grandes.

(a) Descarbonización base.

(b) Descarbonización acelerada.

Figura 4.19: Resolución semanal del comportamiento esperado del embalse
(con BESS) para los planes de descarbonización, enero del año 2022.

Para comprender si efectivamente el BESS puede condicionar el comportamiento del em-
balse, se puede observar la Figura 4.20, la cual corresponde a la solución semanal del com-
portamiento esperado del embalse, pero sin el BESS. Al realizar el contraste entre las figuras
4.19 y 4.20 se podría argumentar que la respuesta es negativa, ya que la forma de las cur-
vas de carga/descarga de volumen del embalse y del volumen almacenado de este mismo,
son bastante similares en ambos casos. Esto puede deberse a que estos sistemas realmente
no compiten entre sí por realizar almacenamientos de energía, sino que actúan de forma
independiente.
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(a) Descarbonización base.

(b) Descarbonización acelerada.

Figura 4.20: Resolución semanal del comportamiento esperado del embalse
(sin BESS) para los planes de descarbonización, enero del año 2022.
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Capítulo 5

Conclusiones

El ejercicio de despacho hidroeléctrico es un problema altamente complejo, pues se debe
lidiar con la incertidumbre asociada al recurso hidráulico y al de las tecnologías de generación
variable, cuya entrada será cada vez mayor (incrementando la incertidumbre). En particular,
una de las principales dificultades radica en la cantidad de escenarios escogidos para modelar
la incertidumbre ya comentada. Tal y como fue visto en las ejecuciones del algoritmo SDDP,
incluso para un número bajo de escenarios, los tiempos de cómputo siguen siendo elevados
(porque el número de variables y restricciones también lo son), razón por la cual no es posible
resolver este tipo de problemas sin la aplicación de algoritmos estratégicos (como SDDP) o
alguna simplificación importante que reduzca el número de variables o restricciones del pro-
blema.

De los problemas resueltos durante este trabajo es posible evidenciar que, aún sin la in-
corporación de centrales térmicas o de cualquier otro tipo a la matriz energética chilena, es
posible abastecer completamente en el corto plazo a la demanda eléctrica en los momentos
donde la generación renovable es baja (meses de invierno) o nula (horas de noche). Más
aún, los embalses del país tienen la capacidad instalada suficiente para dar la flexibilidad al
sistema por sí mismos, aunque también la adopción de sistemas de almacenamiento puede
contribuir en la reducción de los costos de operación del sistema y favorecer la integración
de las tecnologías de generación variable.

En la misma línea de lo anterior, el modelo horario desarrollado muestra que los embalses
pueden realizar movimientos de energía entre años, meses y dentro del día. Siendo estos ca-
paces de anticiparse, por ejemplo, a la carencia de capacidad instalada producto de un plan
de descarbonización, almacenando agua en el corto plazo y descargándola cuando haga falta.
Por otro lado, los movimientos de agua intradiarios observados, permiten observar la gran
relevancia que tienen y tendrán los embalses en la adopción de las ERNC, principalmente
durante las horas de noche, donde el agua es usada intensivamente para compensar la nula
generación solar.

También se pudo dilucidar de los resultados del presente trabajo, que un plan de descar-
bonización total en un intervalo de tiempo corto (un par de años) puede suponer un estrés
para el sistema, en el sentido de que será más dificultoso para el sistema embalsar agua en los
años venideros si se considera la gran sequía por la que está pasando el país. Además de esto,
los costos marginales del sistema responden rápidamente a la salida de carbón, tendiendo
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al alza. Esta alza es por cierto una cota superior del incremento real de costos marginales
que experimentaría el sistema producto de la descarbonización, producto de que no se está
considerando la entrada de generación a lo largo del tiempo, sobre todo la renovable, la cual
vería fuertes incentivos para ingresar al sistema a partir del 2028 o antes (según que tan
rápido sea implementada la descarbonización en el país).

Se pudo observar también que la simplificación por bloques permite relajar linealmente el
costo computacional del modelo con bajas pérdidas de optimalidad en la función objetivo.
En general, el peor modelamiento realizado, que consideraba tres bloques diarios, mostró un
error inferior al 11 % en la captación de costos, tanto en el caso de inclusión como ausencia del
sistema de baterías. Motivo por el cual existe un gran potencial en el modelo de bloques para
incluir restricciones extras al modelo, ya sea más barras, pérdidas en líneas de transmisión,
reservas, etc.

5.1. Trabajo futuro
En este trabajo se utilizaron estrategias de programación y modelación que permitieron

disminuir la complejidad del problema a resolver, tales como la implementación del algoritmo
SDDP y la consideración de un modelo uninodal con incorporación de semanas representa-
tivas y días divididos por bloques. Se espera que trabajos futuros a este puedan incorporar
dichas simplificaciones y estrategias de modelación para resolver un problema de despacho
mucho más realista (como lo es el caso del despacho multinodal) de modo que no se incurra
en grandes costos computacionales.
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