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PERFILES DE GENERACIÓN EÓLICA PARA LA SIMULACIÓN DE MEDIANO Y 

LARGO PLAZO DE SISTEMAS ELÉCTRICOS DE POTENCIA 
 
La necesidad de incluir energías renovables dentro de la matriz energética mundial 
es cada vez más apreciable. Chile no es ajeno a esta tendencia, observándose una 
penetración creciente de las Energías Renovables No Convencionales (ERNC), en 
particular a partir de la promulgación de la Ley 20.257 del año 2008. La energía 
eólica ha liderado en estos primeros años la penetración ERNC en los sistemas 
eléctricos nacionales. En este contexto, se reconoce la necesidad de disponer de 
modelos que permitan predecir la generación eléctrica de un parque eólico.  
 
En este contexto, el objetivo general del presente documento es la propuesta 
conceptual y práctica de una metodología para estimar perfiles de generación de un 
parque eólico, que permita su simulación en el mediano y largo plazo dentro de un 
sistema eléctrico de potencia.  
 
Dentro de un parque eólico hay tres efectos importantes a considerar al momento de 
analizar su generación: la topografía del terreno, el efecto estela y la turbulencia del 
viento. Son éstos, los que basándose en metodologías de referencia, permiten un 
cálculo más realista de la potencia generada en un parque eólico. Dada una 
medición de la velocidad del viento, el diseño del parque y la curva de potencia 
teórica de los aerogeneradores, es posible incluir los efectos antes mencionados en 
forma analítica. 
 
La validación del modelo se realiza a través de datos reales de viento y generación 
pertenecientes al parque Canela I, de la empresa Endesa Chile. Dichos datos 
corresponden a un período entre septiembre del 2009 y abril del 2010. Dado el 
modelo, se obtiene un error relativo del 7,81% según la energía total generada en 
ese período, y de un 11,79% según el error cuadrático medio de la potencia 
generada. 
 
Las simulaciones corresponden al análisis de tres eventos distintos a considerar: la 
topografía,  el efecto estela y la turbulencia. Para cada evento se analizan distintos 
escenarios, los cuales contemplan el considerar y despreciar dichos efectos. Se 
obtiene que el efecto más significativo al momento de predecir la operación de un 
parque es la topografía del terreno. Lo anterior se debe al emplazamiento sobre 
colinas o valles de los aerogeneradores, en donde la velocidad del viento cambia. El 
efecto menos significativo es la turbulencia, obteniéndose una diferencia de 0,05% al 
no considerarla. Es importante destacar que la operación de un parque dista de ser 
el simple producto de los aportes individuales de una turbina genérica, aumentando 
su error relativo a un 10,12% con respecto a la energía, si se realiza dicha 
consideración. 
 
Como trabajo futuro se propone mejorar la modelación de la topografía y de la 
velocidad del viento. Así mismo, se sugiere extender el modelo a una versión 
estocástica.   
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1 Capítulo 1 

 
 
 
 
 

Introducción	
  
 
 
 
 

1.1 Motivación 

Se hace cada vez más necesario la utilización de energías renovables dentro de la 
matriz energética mundial. La generación a través de fuentes térmicas y la 
industrialización a nivel mundial, han contribuido al aumento de las emisiones de 
gases de efecto invernadero (GEI). 
 
Así mismo en Chile, cada vez se hace más importante el uso de Energías 
Renovables No Convencionales (ERNC). Lo anterior se enmarca principalmente en 
un ámbito económico y medioambiental, especialmente por la promulgación de la 
Ley 20.257 el año 2008. Un aspecto importante de la Ley es la motivación a 
diversificar la matriz energética del país a través de las ERNC. Dicha diversificación 
no sólo ayuda en el tema medioambiental, a su vez potencia el aspecto económico 
(baja el precio de la energía) y la no-dependencia de combustibles fósiles.  
 
La energía eólica, específicamente, esta tomando gran fuerza debido a su madurez 
tecnológica (una de las ERNC con mayor crecimiento en el último tiempo) y costos 
asequibles. En Chile, la penetración de energía eólica hacia fines del 2011 fue del 
1,2%. Se espera que en los próximos años haya un incremento de casi 4.000 [MW] 
ya que, a la fecha, se encuentran 1.484 [MW] en calificación y 2.436 [MW] 
aprobados. Por otro lado, recientes proyectos en Chile se han dedicado a investigar 
la alta penetración de energía eólica y cómo poder compensar su alta variabilidad.  
 
Es en este ámbito donde se desarrolla el presente trabajo de memoria. Hay una gran 
cantidad de proyectos eólicos aprobados y en proceso de aprobación por el Servicio 
de Evaluación Ambiental, para los cuales es muy importante poseer una estimación 
fidedigna de la cantidad de potencia y energía eléctrica que dicho parque podrá 
generar en un período de tiempo dado - desde ahora operación del parque. De ahí la 
importancia de crear un modelo que ayude a predecir de la mejor forma posible la 
operación de un parque eólico. 
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Gran cantidad de modelos intentan predecir la generación de un parque, sin 
embargo no todos unen en un mismo modelo los tres fenómenos más relevantes 
que se producen en un parque: El efecto estela, la turbulencia del aire y la topografía 
del terreno. Es así como el siguiente documento busca considerar en un mismo 
modelo dichos fenómenos, para la predicción de la generación eléctrica de un 
parque eólico en el mediano y largo plazo. 

1.2 Objetivo general 

El objetivo general del presente documento, es la propuesta conceptual y posterior 
aplicación de una metodología para entregar de forma confiable perfiles de 
generación eólica, para la simulación en el mediano y largo plazo de sistemas 
eléctricos de potencia.  

1.3 Objetivos específicos 

Dentro de los objetivos específicos que persigue el siguiente trabajo, se listan: 
 

• Entender el comportamiento de las máquinas eólicas ante distintos escenarios 
de viento. 

 
• Entender el comportamiento del viento dentro de un parque eólico. 

 
• Proponer un método que represente de buena manera la posición de las 

turbinas dentro de un parque, así como el tipo -modelo- de aerogenerador 
usado. 

 
• Comprender el efecto de una turbina sobre el resto de las turbinas de un 

parque eólico. 
 

• Proponer un método que represente en forma fehaciente el efecto de la 
topografía del terreno dentro de un parque eólico. 

 
• Proponer un modelo que estime la generación eléctrica de un parque eólico, y 

comprenda los distintos fenómenos dentro de éste. 
 

• Validar dicho modelo con datos reales de viento y generación. 

1.4 Alcances 

Dentro de los alcances del presente trabajo se encuentra la revisión bibliográfica de 
los distintos modelos que estiman la generación de un parque eólico. Lo anterior 
involucra revisar el comportamiento que poseen los parques eólicos ante distintas 
velocidades de viento, cómo se comporta el viento dentro de un mismo parque y 
cómo afecta la posición de las turbinas (topografía), así como la interacción entre las 
mismas en un parque eólico. 
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Se contempla el desarrollo de un modelo computacional que permita crear un perfil 
de generación para parques existentes en Chile y su extrapolación en parques 
ficticios. 
 
Este trabajo contempla, como dato de entrada, medidas reales de viento o 
estimaciones dentro del parque eólico en estudio. No está dentro del alcance realizar 
dicha estimación, este dato se supone conocido históricamente para tiempos 
pasados o bien de estimaciones meteorológicas para el futuro. 

1.5 Estructura de la memoria 

El siguiente documento se divide en seis capítulos. A continuación se describen 
dichas divisiones. 
 
El capítulo 2 entrega las bases teóricas del presente trabajo. Parte con un estado del 
arte sobre la energía eólica: cómo ha evolucionado, en qué está a nivel mundial y 
cómo se ha desarrollado en Chile. Luego se describen los distintos fenómenos que 
afectan la operación de un parque eólico, así como las variables a considerar: efecto 
estela, turbulencias, topografía del terreno y el viento dentro de un parque. 
 
El capítulo 3 parte presentando el problema a solucionar y la importancia de un 
modelo correcto de estimación de energía eólica. Luego se presenta la metodología 
a usar, los distintos pasos a seguir y como están concatenados unos con otros para 
la posterior formulación del modelo. Éste se basa en los datos de generación real y 
mediciones reales de viento del parque eólico Canela I, perteneciente a la empresa 
Endesa Chile. Una vez que se formula el modelo es necesaria su validación. 
Utilizando los datos de Canela I se valida el modelo realizado. 
 
En el capítulo 4 se implementa el modelo desarrollado. Para ello se simula un 
parque virtual y se utilizan datos de viento obtenidos a través de una herramienta 
creada por el departamento de Geofísica de la Universidad de Chile. Se realizan 
distintas simulaciones, las cuales están pensadas para poder ser analizadas y 
comparadas según cómo influyen en la generación del parque. Lo anterior se 
traduce en la consideración de la topografía, el efecto estela y la turbulencia del aire. 
 
En el capítulo 5 se presentan los resultados obtenidos para cada una de las 
simulaciones efectuadas, para luego realizar el análisis respectivo de cada 
simulación. Se incluye también un análisis de sensibilidad del modelo, en donde se 
utiliza como datos de entrada  las mediciones en las distintas turbinas 
pertenecientes al parque eólico Canela I. 
 
Finalmente el capítulo 6 muestra las conclusiones obtenidas del trabajo realizado, 
así como el trabajo a futuro que es posible realizar con este estudio. 
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2 Capítulo 2 

 
 
 
 
 

Integración de la energía eólica 
 
 
 
 

2.1 Desarrollo mundial 

El uso de energías renovables a nivel mundial va en aumento. La generación a 
través de fuentes térmicas y la industrialización a nivel mundial, han contribuido en 
un aumento de las emisiones de gases de efecto invernadero (GEI), los cuales están 
provocando, hoy en día, un cambio climático a nivel internacional. El aumento de la 
temperatura en la tierra trae consigo eventos inusuales para ciertos sectores 
geográficos, como tormentas, la disminución de los glaciares, inundaciones, sequías, 
etc., además de un aumento global del nivel mar y su acidificación. Lo anterior, trae 
consigo efectos secundarios a largo plazo como es el descenso en las cosechas en 
la mayor parte de las áreas, descenso en las reservas de agua (incluyendo el 
Mediterráneo y el sur de África), aumento de las especies en peligro de extinción, 
pérdida del 30% de los humedales costeros mundiales e incluso efectos en la salud 
de la población como el aumento de la carga de malnutrición, mayor mortalidad por 
olas de calor, crecidas y sequías, y mutaciones de enfermedades [1]. 
 
Las emisiones de GEI han ido en aumento en las últimas décadas, llegando a 
28.999,4 [Mt] de CO2 el 2009, de las cuales un 43% de las emisiones pertenecen a 
carbón, el 37% a petróleo y un 20% a gas [2].  
 
Una de las alternativas más adoptadas por los países para la reducción de los GEI, 
es la generación de energía eléctrica a través de recursos renovables como lo son el 
viento, el sol, la geotermia, la biomasa y el agua. Dentro de estas distintas 
alternativas de generación, una de las que ha tenido mayor desarrollo en últimos 
años es la energía eólica, siendo la segunda tecnología renovable de mayor 
capacidad instalada en la Unión Europea (UE) en el 2001 [3].  
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Fig. 2.1: Instalación de energías renovables en la Unión Europea el 2011, en MW. 
Fuente: EWEA 

 
 
En diciembre de 2008, la UE adoptó una ambiciosa posición: “Climate Change and 
Energy Package”, la cual compromete a los países de la UE-27 a realizar los 
siguientes objetivos [4]: 
 

• Reducir las emisiones de gases de efecto invernadero en al menos un 20% 
para el 2020 en comparación con los niveles de 1.990 (aumentando al 30% si 
otros países desarrollados hacen esfuerzo similares para la reducción de 
dichos gases). 

 
• Aumentar el uso de fuentes renovables al 20% del consumo total de Europa 

para el 2020. 
 

• Reducir el consumo proyectado para el 2020 en un 20%, mediante la mejora 
de eficiencia energética.  

 
Siendo la energía eólica una fuente limpia y renovable, la cual ha contribuido en gran 
medida al desarrollo energético mundial en los últimos años, se espera que lo siga 
haciendo para poder lograr dicho propósito. 
 
La energía eólica en Europa ha crecido rápidamente durante la última década. En el 
2008 fue responsable de aproximadamente el 4,8% de la generación total de 
electricidad de la UE. Se espera que esta proporción al menos se triplique para el 
2020 [4].  
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A nivel mundial, Asía es el continente con mayor desarrollo eólico en el 2011, 
impulsado principalmente por China e India, el cual a doblado la capacidad instalada 
de Europa para el mismo año. A la vez, Brasil y México no se han quedado atrás en 
la implementación de energía eólica, siendo los países americanos que pronostican 
mayor crecimiento en esta materia. La potencia total instalada a fines del 2011 a 
nivel mundial es de 237,6 [GW], lo que representa un crecimiento acumulado de más 
del 20% [5].  
 
A continuación, se muestra la evolución por continente de la capacidad instalada de 
energía eólica entre el 2010 y 2011. 
 

 
	
   Final 2010 

[MW] 
Instalada 2011 

[MW] 
Total final 2011 

[MW] 
África y Medio Oriente 1.065 31 1.093 

Asia 61.106 20.929 82.029 
Europa 86.647 10.281 96.606 

Latinoamérica y Caribe 1.478 852 2.330 
América del Norte 44.825 8.127 52.753 

Región del Pacífico 2.516 343 2.859 
Total Mundial 197.637 40.564 237.669 

 
Tabla 2.1: Crecimiento mundial de energía eólica 2010-2011. 

Fuente: GWEC 
 

2.2 Desarrollo en Chile 

En Chile, los GEI representaron el 0,26% de las emisiones a nivel mundial al año 
2008. Por otro lado, entre los años 1984 y 2006 las emisiones de dichos gases 
subieron de 6 a 59 [Mt]. Hoy en día los principales sectores que contribuyen en la 
dinámica son [1]: 
 

• Energía (emite cerca de 57 [Mt]) 
 

• Agricultura (emite un poco más de 13 [Mt]) 
 

• Sector forestal (captura cerca de 20 [Mt]) 
 
Gracias a las distintas conferencias sobre el cambio climático de la Organización de 
las Naciones Unidas (ONU), Chile se compromete a tomar medidas de mitigación 
para alcanzar una disminución del 20% en las emisiones para el año 2020, según 
las proyecciones del 2007. Para poder lograr dicho objetivo Chile ha implementado 
una serie de iniciativas, entre las que destacan [1]: 
 

• Programa Nacional de Eficiencia Energética 
 

• Ley 20.257 fomento de Energías Renovables No Convencionales (ERNC)  
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• Sistema permanente de inventario nacional de GEI 
 
Por otro lado Chile ha sufrido una serie de crisis de abastecimiento en las últimas 
décadas. La primera, entre los años 1997 y 1999 producto de una sequía extrema y 
prolongada, lo que produjo una fuerte disminución en la capacidad de generación 
hidráulica en dichos años [6]. La segunda ocurre el 2004, en donde el Gobierno 
argentino impone una serie de restricciones para la exportación de gas natural hacia 
Chile. Este acontecimiento obliga a pensar en una solución a corto plazo para el 
abastecimiento de la demanda en Chile, la cual finalmente es suplida a través de 
centrales térmicas.  
 
Dada las restricciones anteriores, es necesario que Chile diversifique su matriz 
energética, en particular con recursos propios. La ley 20.257, ha dado pie para que 
los recursos naturales renovables de Chile sean aprovechados de mejor forma, ya 
que  establece que comenzando en el año 2010, el 5% de la energía demandada 
debe provenir de una fuente ERNC, estableciendo una tasa de incremento de 0,5% 
anual hasta alcanzar un 10% en 2024.  
 
Lo anterior ha implicado un aumento en la generación de energía a partir de fuentes 
renovables. Si bien Chile posee todos los recursos renovables para la generación de 
electricidad, los únicos implementados hasta la fecha son a través de generación 
eólica e hidráulica de pasada. 
 
 

Tipo de central Potencia neta total 
[MW] 

Potencia neta  
total [%] 

Termoeléctrica 10.392 63,00 
Hidroeléctrica 5.874 35,60 
Hidráulica Pasada 20 0,10 
Eólica 199 1,20 
Potencia Total Instalada 16.485 100,00 

 
Tabla 2.2: Potencia instalada según el tipo de central para el 2011.  

Fuente: CDEC-SIC 
 
Se puede observar que la energía eólica en Chile es la más explotada hoy en día. Si 
bien su penetración hasta fines del 2011 es de sólo un 1,2%, se espera un 
incremento de casi 4.000 [MW] en los próximos años tomando en cuenta los 
proyectos en clasificación y aprobados por el servicio de impacto ambiental [7].  
 
 

 Proyectos 
en calificación [MW] 

Proyectos 
aprobado [MW] 

Eólica 1.484 2.436 
 

Tabla 2.3: Proyectos eólicos en calificación y aprobados (EIA).  
Fuente: SEA 

 
Dado el gran crecimiento previsto para la energía eólica a nivel mundial (visto en 
2.1) y en Chile, es necesario realizar un estudio completo del comportamiento de 
estos parques (al corto, mediano y largo plazo). Esto permite realizar una buena 
planificación en su implementación y su posterior conexión a la red eléctrica 
correspondiente. 
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2.3 Comportamiento de las máquinas ante distintas velocidades de 
viento 

La generación de energía eólica consiste en convertir la energía cinética de una 
masa de aire en energía mecánica dentro de una turbina. La Fig. 2.2 muestra la 
relación entre el viento y la turbina eólica, donde la velocidad del viento que llega 
(V1), no igual a la velocidad del viento que sale tras la turbina (V3) 

 
 

Fig. 2.2: Modelo viento-turbina [26] 
 

 
La potencia que se puede extraer de una masa de aire (de densidad  ρ ) que viaja a 
velocidad v y pasa a través de un área A, está dada por: 
 

Pviento =
1
2
ρAv1

3
                                          (2.3-1) 

 
Pero no es posible hacer una conversión total de la energía de la masa de viento. 
Por lo que de acuerdo con la teoría de Betz, la potencia de viento vendría dada por: 

 

Pviento =
1
2
ρAv1

3Cp                                           (2.3-2) 

 
Donde Cp es el coeficiente de potencia, cuyo valor máximo en condiciones ideales 
viene dado por 16/27=0,59, es decir, la máxima potencia que es posible extraer del 
viento es un 59% [11]. Lo anterior se enmarca en una situación ideal, en la práctica 
no se puede alcanzar el 59%. Por otro lado el coeficiente de potencia varía según el 
aerogenerador (ver Fig. 2.3) y es definido como: 
 

                          (2.3-3) 

 
Dada la relación cúbica que posee la potencia extraída del viento, se espera que 
esta crezca con la velocidad del viento, sin embargo, las turbinas eólicas poseen un 
sistema de control, el restringe la velocidad mínima y máxima de funcionamiento. 
 

 14 

 
Ilustración 1. Aerogeneradores de Gran Tamaño. 

 

2.2.2 Extracción de la Energía del Viento 
 

La conversión de la energía cinética del viento a energía mecánica rotatoria del eje, 
consiste en reducir la velocidad de la masa de aire interceptada por la turbina. Esto se ejemplifica 
a continuación: 
 

 

( )2
3

2
12

1
vvmEextraible −=  

 
Ilustración 2. Las distintas velocidades del viento durante la operación de una turbina. 

Cp =
PotenciaExtraida
PotenciaDisponible

=
PotenciaExtraida
16
27

1
2
ρAV 3!

"
#

$
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Fig. 2.3: Curva Característica del coeficiente de potencia para un aerogenerador de 1,65 [MW] [15] 
 
 

 
 

Fig. 2.4: Curva de potencia típica para un aerogenerador de 1,5 [MW] [11] 
 

 
Se puede observar que cuando se alcanza la velocidad mínima de funcionamiento, 3 
[m/s] en la Fig. 2.4, la turbina comienza su generación de potencia. A medida que la 
velocidad del viento aumenta, la respuesta en potencia de la máquina va siendo 
mayor.  
 
Luego viene un área de funcionamiento donde la potencia de salida de la turbina es 
constante, independiente de la velocidad del viento (esto se debe al sistema de 
control que posee la turbina), entre los 13 y 25 [m/s] en la Fig. 2.4.  
 
Finalmente cuando la velocidad del viento supera un cierto umbral, el cual es su 
velocidad máxima, la turbina se desconecta y deja de producir energía [11] (luego de 
los 25 [m/s] en la Fig. 2.4). Este fenómeno es necesario para proteger a la turbina de 
esfuerzos mecánicos extremos. 

      

Rotor

Diameter: 82 m
Area swept: 5,281 m2

Nominal revolutions: 14.4 rpm
Number of blades: 3
Power regulation: Active-Stall®

Air brake: Full blade pitch by three separate 
hydraulic pitch cylinders.

Tower

50Hz, 230V:
60Hz, 110V:

Hub height (approx.) 78 m
Hub height (approx.) 70 m, 80 m

      

Operational data

Cut- in wind speed: 3.5 m/s
Nominal wind speed: 13 m/s
Cut-out wind speed  
(10 minutes): 20 m/s      

Generator

Type: Asynchronous water cooled
Nominal output: 1,650 kW
Operational data: 50/60 Hz 690/600V

Gearbox

Type: Planetary/helical stages

Control

Type: Microprocessor-based monitoring of 
all turbine functions with the option of 
remote monitoring. Output regulation 
and optimisation via Active-Stall®.     

Weight

Nacelle: 52 t
Rotor: 43 t

Towers:
50Hz, 230V 
Hub height: IEC IIA
78 m 115 t

60Hz, 110V
Hub height:
70 m
80 m 

IEC IIA
105 t
125 t

t = metric tonnes.

All specifications subject to change without notice.
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At wind speeds higher than the rated wind speed, the maximum power production will
be limited, or, in other words, some parts of the available energy in the wind will be
‘spilled’. The power output regulation can be achieved with pitch-control (i.e. by feather-
ing the blades in order to control the power) or with stall control (i.e. the aerodynamic
design of the rotor blade will regulate the power of the wind turbine). Hence, a wind
turbine produces maximum power within a certain wind interval that has its upper limit
at the cut-out wind speed. The cut-out wind speed is the wind speed where the wind
turbine stops production and turns out of the main wind direction. Typically, the cut-
out wind speed is in the range of 20 to 25 m s!1.

The power curve depends on the air pressure (i.e. the power curve varies depending on
the height above sea level as well as on changes in the aerodynamic shape of the rotor
blades, which can be caused by dirt or ice). The power curve of fixed-speed, stall-regulated
wind turbines can also be influenced by the power system frequency (see also Chapter 15).

Finally, the power curve of a wind farm is not automatically made up of the scaled-up
power curve of the turbines of this wind farm, owing to the shadowing or wake effect
between the turbines. For instance, if wind turbines in the first row of turbines that
directly face the main wind direction experience wind speeds of 15 m s!1, the last row
may ‘get’ only 10 m s!1. Hence, the wind turbines in the first row will operate at rated
capacity, 1500 kW for the turbine in Figure 3.5, whereas the last row will operate at less
than rated capacity (e.g. 1100 kW for the same turbines).

3.6.3.2 Hysteresis and cut-out effect

If the wind speed exceeds the cut-out wind speed (i.e. 25 m s!1 for the wind turbine in
Figure 3.5) the turbine shuts down and stops producing energy. This may happen during
a storm, for instance. When the wind drops below cut-out wind speed, the turbines will
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Figure 3.5 Typical power curve of a 1500 kW pitch regulated wind turbine with a cut-out speed
of 25 m s!1 (the broken line shows the hysteresis effect)
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2.4 Comportamiento del viento dentro de un parque eólico 

Las masas de aire se desplazan por las diferencias de temperatura entre ellas. Este 
movimiento puede ser tanto un fenómeno global, como regional o local. Estos 
últimos están determinados por las condiciones orográficas, como por ejemplo el 
relieve de una cierta superficie. Las turbinas eólicas utilizan la energía del viento 
cercano a la superficie, y debido a la rugosidad existente en la zona en que se 
encuentren, el viento existente será un viento turbulento [11]. Todo lo mencionado 
anteriormente son factores importantes al momento de la evaluación de un terreno 
para su posible uso en la instalación de turbinas eólicas. 

2.4.1 Sistemas locales 

Circulación tierra-mar 
 
En la Fig. 2.5 se observa el fenómeno de circulación tierra-mar. Dicha brisa se debe a 
la diferencia de temperatura entre el agua y la tierra. Durante el día la tierra se 
calienta más rápido que el agua, donde la diferencia de temperatura provoca en el 
aire un gradiente de presión que va desde el mar a la tierra. Esta es la llamada “brisa 
de mar” que se caracteriza por un flujo de aire frío y húmedo. Más arriba de este flujo 
de aire hay un flujo de retorno, el cual va desde la tierra al mar. Durante la noche el 
agua se enfría más rápido que la tierra, por lo que el fenómeno es inverso. Esto 
produce la llamada “brisa de tierra”, la cual es más débil que la brisa de mar debido a 
la fricción con la tierra.  
 

 
Fig. 2.5: Circulación tierra-mar durante el día [16] 
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Circulación montaña-valle 
 
La circulación de viento que se produce en las montañas se debe, al igual que la 
tierra-mar, a las condiciones térmicas de la zona. En este escenario se produce la 
superposición de dos sistemas de flujo: vientos de laderas y vientos de valle. 
 
Durante el día, las laderas de las montañas se calientan fuertemente al igual que las 
masas de aire sobre ellas. Esto produce un viento ascendente por la ladera el cual 
se junta con el proveniente del valle. Durante la noche se invierte el flujo, ya que la 
tierra se enfría aceleradamente, lo que produce que el aire cerca de las laderas se 
enfríe antes que el aire libre a la misma altitud. Lo anterior sumado a la fuerza de 
gravedad conduce al viento cuesta abajo, el cual se reúne con el viento del valle 
hacia la salida. En la Fig. 2.6 se muestra el esquema de la circulación montaña-valle. 
 

 
 

Fig. 2.6: Circulación montaña-valle (Blanco: viento de laderas. Negro: viento de valle). Izquierda: durante 
el día. Derecha: durante la noche [16] 

 

2.4.2 Perfil vertical de viento 

El perfil vertical de viento representa la variación de la velocidad de éste con la 
altura. Esta influenciado por la rugosidad de la superficie, la topografía y en forma 
importante por el perfil vertical de temperatura de la zona. La influencia de la 
temperatura crea tres tipos de estabilidad atmosférica. 
 
Estratificación térmica inestable 
 
Es cuando el aire cerca del suelo está a mayor temperatura que el aire sobre él 
(situación típica en verano). El suelo se calienta, lo que hace que el aire próximo lo 
haga también, reduce su densidad y por lo tanto se eleva. Esto produce una 
transferencia de masa vertical con gran turbulencia. Este movimiento de masa 
vertical provoca perfiles con pequeños gradientes de la velocidad del viento a 
medida que aumenta la altura. 
 
Estratificación térmica estable 
 
Es cuando el aire cerca del suelo se encuentra a menor temperatura que el aire 
sobre él. En general esta situación se da en invierno, donde el suelo se enfría 
rápidamente y por lo tanto la densidad del aire cercano a él es mayor que la 
densidad del aire en las capas superiores. Esta estabilidad no provoca un 

4  The wind 117 

Mountain-valley circulation 

In the mountains, there are also thermal circulations from the superposition of two 
flow systems: the slope winds and the mountain-valley winds. High-pressure con-
ditions with a high irradiation are required to form an intense circulation as long as 
there is no disturbing influence from the large-scale wind flow. After sunrise the 
slopes of the mountain are strongly heated by the sun, so are the air masses closely 
above it. Its thermal lift produces the rising slope wind. Later in course of the 
morning this flow is followed by the valley wind, an upwards flow through  
the valley. This flow replaces from below the air rising on the slopes. At night it is 
the other way round: due to the accelerated cooling of the ground, the air close 
to the slopes cools down faster than the air in free atmosphere at the same altitude. 
The gravitational force drives the falling downhill winds which meet in the valley 
and cause the mountain winds directed to the valley’s exit, Fig. 4-4.  

 
 

 
Fig. 4-3  Scheme of the sea-land breeze, example: day [2] 

 
 
 
 

 
Fig. 4-4  Mountain-valley breeze (white: slope winds, black: valley wind). Left: valley wind at 
noon; right: mountain wind at night [10] 
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intercambio grande de masa, por lo que la turbulencia es muy baja. Al no existir esta 
mezcla de masas de aire se genera un perfil con altos gradientes de velocidad de 
viento a medida que aumenta la altura. 
 
Estratificación térmica neutra 
 
Es cuando no hay una diferencia de temperatura entre las masas de aire cercanas al 
suelo y sobre éstas, resultando en un perfil de temperatura adiabático. Así, se 
estima un descenso de la temperatura de aproximadamente 1 [ºC] por cada 100 [m]. 
Esta situación generalmente ocurre con grandes velocidades de viento, donde el 
perfil ya no depende de la temperatura y sólo depende de la fricción con la 
superficie.  
 
Para aplicaciones de energía eólica, la estratificación térmica neutra es usualmente 
la situación más importante a considerar, especialmente al considerar las cargas de 
viento turbulentas en una turbina. Sin embargo, las condiciones inestables pueden 
ser importantes, ya que pueden resultar en ráfagas repentinas de bajo nivel, y las 
condiciones estables pueden dar lugar a significativas asimetrías del viento con 
respecto a la altura. 
 
Una descripción del perfil vertical de viento media para una estratificación térmica 
neutra (según Prandtl [16]), es el perfil de viento logarítmico que considera la 
rugosidad de la superficie: 
 

                                         (2.4-1) 

 
Donde u es la velocidad del viento sin interferencia del terreno (a la altura de la capa 
límite), z es la altura a la cual se quiere saber la velocidad, z0 es la rugosidad del 
terreno y k la constante de Kárman, la cual se asume . En el caso de que se 
tenga la rugosidad de una cierta superficie, esta relación resulta útil para poder 
calcular la velocidad del viento a distintas alturas: 
 

                                          (2.4-2) 

 
Si ahora se considera los otros tipos de estratificaciones térmicas, la ecuación 2.4-1, 
se puede escribir como: 
 

                                   (2.4-3) 

 
Donde la función toma en cuenta la influencia de la estratificación, siendo positiva 
cuando es inestable, negativa cuando es estable y cero cuando es neutra. L 
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describe el intercambio de masa vertical debido a la relación de fuerzas de fricción y 
las fuerzas de elevación. 
 
Dado lo anterior, en la Fig. 2.7, es posible observar el cambio en los perfiles verticales 
de viento según la estratificación térmica de cual se trate. 
 

 
 

Fig. 2.7: Perfiles vertical de viento según la estratificación térmica [16] 
 

 
Las brisas de montaña son la consecuencia de un desajuste en la distribución de la 
densidad del aire que se produce al calentarse o enfriarse éste de manera 
diferencial como consecuencia de la topografía del terreno. En las cumbres, los 
calentamientos y enfriamientos son más rápidos que en los valles, provocando un 
viento catabático [27]. Dicho viento tiene la particularidad de no comportarse según 
el perfil vertical de viento, dado que su velocidad aumenta a medida que baja de la 
cumbre al valle. 
 
Cabe mencionar, que situaciones particulares como la mencionada anteriormente, 
no son consideradas explícitamente en el modelo. Debido a lo anterior, las 
ecuaciones anteriores debieran adaptarse, con el fin de dar cuenta de la existencia 
de perfiles de velocidad de viento inversos en la zona donde dejan de tener efecto 
estos vientos de baja altura.  
 
Rugosidad del terreno 
 
A gran altura del suelo, alrededor de un kilómetro, la superficie terrestre apenas 
ejerce influencia sobre el viento. Sin embargo, en las capas más bajas de la 
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atmósfera, las velocidades del viento se ven afectadas por la fricción con la 
superficie. Dicha ralentización de la velocidad se debe a la rugosidad que presenta 
el terreno. 
 
En general, cuanto más pronunciada sea la rugosidad del terreno mayor será la 
ralentización que experimente el viento. 
 
Claramente, los bosques y las grandes ciudades ralentizan mucho el viento, 
mientras que las pistas de hormigón de los aeropuertos o carreteras sólo lo 
ralentizan ligeramente. Las superficies de agua son incluso más lisas que las pistas 
de hormigón, y tendrán por tanto menos influencia sobre el viento, mientras que la 
hierba alta y los arbustos ralentizan el viento de forma considerable. [22] 
 
En la Tabla 2.4 se puede observar los distintos valores de la longitud de rugosidad del 
terreno z0 [16]. 
 
 

Tipo	
  de	
  terreno	
   Z0	
  [m]	
  
Aguas	
  tranquilas	
   0,0001	
  -­‐	
  0,001	
  
Terreno	
  agrícola	
   0,03	
  
Terreno	
  con	
  pocos	
  arbustos	
  y	
  árboles	
   0,1	
  
Bosque	
   0,3	
  -­‐	
  1,6	
  
Suburbios	
  y	
  pequeños	
  edificios	
   1,5	
  
Centros	
  de	
  ciudades	
   2	
  

 
Tabla 2.4: Longitud de rugosidad para distintos tipos de terreno [16] 

2.4.3 Turbulencia 

  
En la Fig. 2.8 se muestra la escala de tiempo de variación del viento como un espectro 
de frecuencia. El espectro se divide, según el tiempo que demora dicha variación, 
en: turbulento, diurno y sinóptico. Se puede observar que el peak turbulento se 
encuentra dentro de los segundos hasta el minuto, el peak diurno depende de las 
variaciones diarias del viento, como las brisas producidas por la diferencia de 
temperatura entre la zona de mar y tierra; y el peak sinóptico que posee una 
variación diaria a semanal e incluye también los ciclos estacionales [11]. 
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Fig. 2.8: Gráfico del espectro de viento [11] 
 

 
El peak turbulento puede afectar la calidad de la energía producida en el corto plazo, 
mientras que el peak diurno y sinóptico la afecta en el mediano y largo plazo. Lo 
ideal en la producción de energía eólica es reducir los distintos peak, ya que es 
necesario que la energía producida sea lo más constante posible. Para ello el 
aumento de turbinas eólicas en un mismo parque ayuda a reducir el impacto del 
peak turbulento, ya que en condiciones ideales, el porcentaje de variación de la 
potencia generada es reducida en n−1/2 , siendo n el número de turbinas instaladas 
en el parque [11]. 
 
Por otro lado la distribución de parque eólicos en grandes áreas geográficas ayuda a 
reducir los peak diurnos y sinópticos. Lo anterior se debe a que los cambios 
climáticos no afectan a todas las turbinas al mismo tiempo [11]. 
 
Una turbulencia I es generada principalmente por 2 causas: la fricción del viento con 
la superficie terrestre (causada por las características topográficas del sector como 
las colinas, montañas y valles), y por los efectos térmicos descritos anteriormente. 
Teóricamente se describe como: 
 

                                               (2.4-4) 

Donde,  representa la desviación estándar de los datos de viento y  el promedio 
de dichos datos. 
 
Esta turbulencia que se presenta es muy importante al momento de evaluar la 
cantidad de potencia que un aerogenerador puede entregar, ya que las turbulencias 
afectan en forma directa la curva de potencia de las turbinas [19]. 
 

I = σ

v
_

σ v
_
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Es así como la potencia producida en un intervalo de tiempo i de un aerogenerador, 
puede ser representada como sigue [20]. 
 

                                    (2.4-5) 
 
En donde Pi,0 representa la potencia en el caso que la turbulencia fuera cero en el 
intervalo de tiempo i, representa la desviación estándar de la velocidad del viento 
en el mismo intervalo y ki es un coeficiente que permite caracterizar la turbulencia. El 
valor de ki es posible obtenerlo a través de regresión lineal con los datos de viento 
medidos en un punto [20].  
 
Dado lo anterior, es posible obtener una curva de potencia del aerogenerador capaz 
de incluir las turbulencias que existan en el sector.  

2.5 Interacción entre las turbinas en un parque eólico 

El paso de una masa de viento a través de la turbina eólica genera un intercambio 
de energía, ya que parte de la energía que posee se transforma en energía 
mecánica, lo que implica una disminución de la velocidad del viento aguas abajo de 
la turbina.  
 

 
Fig. 2.9: Efecto estela de una turbina eólica [8] 

 
Debido a la disminución de la velocidad de la masa de aire después de la turbina y 
por conservación del flujo de aire, el área afectada por la disminución de la velocidad 
se debe expandir para poder acomodar el movimiento más lento del aire. Este efecto 
de la disminución de la velocidad del viento aguas abajo es llamado “estela” [8]. Esto 
se puede apreciar en la Fig. 2.9, donde se observa la expansión del área que afecta 
una turbina eólica, y su cambio de velocidad. 
 
Este efecto tiene particular importancia dentro de un parque eólico, ya que debido a 
las distintas velocidades con que trabaja cada turbina, no estarán en el mismo punto 
de operación todas ellas en el mismo momento. Dado que la potencia de salida 
depende de la velocidad del viento, no todas las turbinas de un mismo parque 
estarán entregando la misma potencia en un mismo instante de tiempo. 
 
En el efecto estela se pueden distinguir dos zonas: una estela cercana (justo 
después del rotor) y una estela lejana (4 ó 5 diámetros aguas abajo del rotor). Para 

Pi (v) = Pi,0 (v)+ ki ⋅σ i
2

σ i
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el estudio del comportamiento de las turbinas dentro de un parque eólico, se debe 
analizar la estela lejana [9]. En efecto, si se desprecia la estela cercana es posible 
tratar la estela detrás del generador como una estela turbulenta o un flujo negativo 
[10]. 
 

2.5.1 Dos turbinas consecutivas 

En la Fig. 2.10 se puede observar el efecto estela que se produce entre dos turbinas 
consecutivas. Por balance de momentum se tiene: 
 

     πr0
2v0 +π r2 − r0

2( )u = πr2v                                  (2.5-1) 

                     r =αx + r0                                             (2.5-2) 
 
Donde: 
 
ro: es el radio de la turbina 
u: es la velocidad del viento antes de la turbina 
vo: es la velocidad del viento justo después de la turbina 
v: es la velocidad del viento con que llega a la turbina aguas abajo 
r: es el radio del efecto estela a la altura de la turbina aguas abajo, el cual es 
proporcional a x 
x: es la distancia entre las turbinas 
 

 
Fig. 2.10: Esquema del efecto estela  [10] 

 
 

La velocidad vo se puede aproximar por 1
3
u  [10].Dado lo anterior, remplazando en 

(2.5-1), se obtiene que la velocidad del viento que llega a la turbina aguas abajo esta 
dada por: 
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También es posible considerar dentro del modelo el efecto que tiene la topografía 
del terreno en que se encuentra el parque. La velocidad del viento aumenta a 
medida que aumenta la altura. La relación de la velocidad del viento que existe entre 
dos alturas está dada por: 
 

v2 = v1
h2
h1

!

"
#

$

%
&

α

                                                (2.5-4) 

 
Donde 𝛼 posee una fuerte relación con la rugosidad de la zona donde se encuentra 
el parque eólico. Finalmente (5) se puede expresar como: 
 

v = u 1− 2
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                                (2.5-5) 

 
Con h y h0 a altura de la primera y segunda turbina respectivamente. 

2.5.2 Más de dos turbinas consecutivas 

En el caso que existan múltiples estelas (más de 2 turbinas interactuando entre si), 
la velocidad del viento que llega al generador n estará dada por: 
 

      vn = 1− 1−
vn−1
3u

"
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u                                  (2.5-6) 

 

 
Fig. 2.11: Esquema modelo multi-estela [10] 
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Según resultados prácticos, V1  en la Fig. 2.11, es igual a u menos una pequeña 

diferencia del orden de 0,3 r0 /αx0( )2 u , en donde si la distancia entre las turbinas es 
mucho mayor al radio de estas, la fracción se puede despreciar. Para la relación 

mostrada en (2.5-6) se ha usado V1 = u , lo cual no subestima la velocidad de salida 
del modelo [10].  

2.5.3 Estela en configuración compleja 

En ciertas configuraciones de parques no siempre se tendrá una posición de las 
turbinas favorables para poder ocupar los modelos anteriores, y en el caso que se 
lleve a cabo el modelo, el error inducido al considerar las turbinas una detrás de otra 
en forma consecutiva puede ser considerable.  Dado lo anterior es necesario tener 
un modelo que considere la estela provocada por más de una turbina no 
necesariamente consecutivas. Esto se muestra en la Fig. 2.12. 
 

 
Fig. 2.12: Influencia de las turbinas aguas arriba  [10] 

 
 
En esta configuración es posible ver que la turbina “a” no sólo afecta a las turbinas 
que están justo detrás de ella, sino que también afecta a turbinas que se encuentran 
en filas distintas, como la f.  
 

 4

model with the shade areas which are caused by all the other 
upstream WTs be considered. The shade area As is less than, 
or larger than half of the area or equals to the area of the 
upstream WT. The shade area As is shown in Fig.5 (b). 
Suppose the wind turbines have the same diameters, the shade 
area can be calculated using equation (18). So the equation 
(15) can be modified as equation (19).If take the wind speed 
shear into consideration, the equation (15) can be modified as 
equation (20). 

dzRAs 2
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                                          (a) 

 
                                         (b)  

Fig.5 The detail WE model, (a) the influence of the upstream WTs, (b) the shade 
area of the downstream WT 

 

V.  THE SDUDIED POWER SYSTEM AND SIMULATION 

A.  Introduction 

Xinjiang, one of the earliest wind power installation 
provinces of China has its total installed capacity near 0.2GW. 
The power system we will discuss is a simple equivalent 
power system of Xinjiang of China with wind power 
connected. We study the wind power produced by the wind 
farms in one wind region. The wind power installation 
capacity of this wind region is more than 4000MW, the 
efficient wind energy utility time is 5000~6000h a year. The 
detail wind resource condition of this wind region is stated in 
paper [13]. The WTs made in China have been used in this 
wind region. Gold Wind 750 has been used more than 5 years 
and become the main WT type of SCIG. Gold Wind 1500 has 
been operation for test for three years. All their performances 
are met. East Steam Turbine 1500 has been steady operated in 
the WFs of this wind region for two years. There are four 
WFs in this wind region. In the first wind farm, there are more 
than 6 kinds of WTs, and the capacity of the WTs ranged 
from 150 kW to 1.5MW. It is very difficult to modeling this 
WF. So we use the method introduced in subsection A of 

Section III of this paper to model this farm. The equivalent 
WTs has two kinds. One is the equivalent of all the CS WTs, 
the other is the equivalent of all the VS WTs. Because the 
tower heights are from 25m to 70m, so we do not consider the 
wake effect here. In the second WF, there are three kinds of 
WTs, all of them are CS WTs with SCIGs, and the unit 
capacity of the WTs is 300kW, 600kW and 750kW 
respectively. We use the method introduced in subsection B 
of Section III of this paper to model this WF. There are three 
equivalent wind turbines. They replace all the 300kW, 600kW 
and 750kW wind turbines respectively. The WE model 
introduced in subsection B of section IV of this paper is used 
here. In the third WF, there is only one kind of WTs, all of 
them are CS WTs  with SCIGs, and the unit capacity is 
750kW. Because all the WTs are displayed as six rows and 
ten columns with respect of the wind direction, we use six 
equivalent WTs to instead of them, each equivalent WT 
replace ten WTs which is in the same row. The WE model 
introduced in subsection C of section IV of this paper is used 
in this WF. Because in the wind region, the major wind 
direction is south-east, some time, the wind direction is north-
west. And the ground surface is near smooth. So we take 
equation (19) to calculate the WE. The forth WF is located on 
the mountain slope with the west side higher. There is only 
one kind of WTs, all of them are VS WTs with DFIGs, and 
the unit capacity is 1.5MW. Because all the WTs are 
displayed as three rows and ten columns with respect of the 
wind direction, we use 3 equivalent WTs to instead of them, 
each equivalent WT replace ten WTs which is in the same 
row. The WE model introduced in subsection C of section IV 
of this paper is used in this WF. Considering the location of it, 
we choose equation (20) to calculate the WE. In the second, 
third and forth wind farms, we use aggregated models. The 
structure of the main network of the power system we 
discussed is shown in Fig.6 (a). The equivalent WFs in the 
studied wind region are shown in Fig.6 (b). 

 
                                                (a) 

 
                                            (b) 

 
Fig.6 The structure of the network and the connection of WFs, (a) the structure 
of the network, (b) the connection of  WFs. 
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Fig. 2.13: Sombra producida por turbinas aguas arriba [18] 
 

Si se considera que A(x) es el área de la estela que produce la turbina aguas arriba 
y Arot es el área del rotor aguas abajo, se consideran 4 posibilidades de sombra: 
 
Sombreado completo 
 
Cuando la estela de la turbina aguas arriba cubre completamente el rotor de la 
turbina aguas abajo. 
 
Sombreado parcial 
 
Cuando la estela de la turbina aguas arriba cubre parte del rotor de la turbina aguas 
abajo (Fig. 2.13). 
 
No sombreado 
 
Cuando la estela de la turbina aguas arriba no cubre el rotor de la turbina aguas 
abajo. 
 
Sombreado casi completo 
 
Este es un caso especial de sombreado. Es cuando el rotor de la turbina aguas 
arriba es mucho más pequeño que el rotor de la turbina aguas abajo, por lo que la 
estela producida posee un área menor al roto aguas abajo y no lo alcanza a cubrir 
en forma completa. Se asume que este caso no se da para los parques con que se 
trabaja. 
 
Así, la sombra producida por dicha estela, vale decir (A1+A2), está dada por 
(sombreado parcial): 
 

         (2.5-7) AS = r x( )2 ⋅cos−1 d1 r(x)( )+ rrot2 ⋅cos−1 (d − d1) rrot( )− d ⋅ z
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Y la velocidad del viento en la turbina j será: 
 

                         (2.5-8) 

 

                                              (2.5-9) 

 
 
Donde: 
vj : Es el viento resultante en la turbina j 
v0 : Es el viento libre, sin considerar ninguna estela 
vj_k : viento que llega a la turbina j sombreado por la turbina k 
As_jk : área sombreada de la turbina j por la turbina k 
Arot_j : área del rotor j 

2.6 Métodos de representación de un parque eólico  

En comparación con las grandes centrales eléctricas convencionales que se 
caracterizan por la instalación de un bajo número de unidades generadoras pero de 
alta potencia nominal, los parque eólicos se caracterizan por un alto número de 
turbinas instaladas pero de baja potencia nominal. Lo anterior lleva  a la disyuntiva 
de cómo crear un modelo que sea preciso pero a la vez con una dimensión no tan 
grande. 
 
La idea de modelar un parque eólico es poder estudiar el comportamiento de este en 
el corto, mediano y largo plazo. Es por esto que el grado de detalle en la 
representación del parque modelado depende del objetivo del estudio. En  general, 
gran parte de los estudios modelan el parque eólico como un único generador de 
potencia nominal igual a la potencia total del parque [12] [13]. El problema de 
modelar parques como un solo generador es que, en general, se puede sobrestimar 
o subestimar la potencia de salida del parque, ya que el efecto que se produce entre 
las turbinas (efecto estela) no se considera en su totalidad. En los modelos de un 
generador equivalente se puede considerar parte del efecto estela o bien 
despreciarlo totalmente. Para el primer caso se modifica la velocidad del viento que 
le llega a la turbina equivalente, en donde se usa el valor medio de las velocidades 
que le llegan a las distintas turbinas. Para el segundo caso se usa la velocidad del 
viento que le llega a la primera turbina del parque. 
 
 

vj = v0 + βk ⋅ vj _ k − v0( )
2

k=1
k≠ j

n

∑

βk =
As_ jk
Arot _ j
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Fig. 2.14: Modelo de generador equivalente [12] 
 

 
Por otro lado, el comportamiento de un parque eólico depende en gran medida del 
punto actual de operación de cada turbina en el parque. Este punto va a estar 
directamente relacionado con la velocidad y dirección del viento. Como se explica en 
la sección 2.5, la interacción entre los aerogeneradores de un parque causa distintos 
valores en la velocidad del viento en cada aerogenerador (efecto estela), lo que se 
traduce en distintos puntos de operación de las turbinas. Una de las formas de 
representar un parque eólico es agrupando todas las unidades que se encuentren 
operando en el mismo punto de operación o cercanos (unidades coherentes). Por lo 
que, para poder encontrar el punto de operación de cada una de las turbinas, es 
necesario considerar el efecto estela en la representación de parque eólicos [14]. 
 
Las unidades coherentes son agrupadas y representadas por una unidad 
equivalente. Así, si nos fijamos en la Fig. 2.15, si el viento viene de oeste a este 
(flechas amarillas), las columnas del arreglo de turbinas eólicas son las que tendrán 
velocidades de viento muy parecidas y por ende un punto de operación muy 
cercano; mientras que si el viento viene de sur a norte (flechas azules), las filas del 
arreglo son las que tendrán un punto de operación cercano. Por lo tanto, para el 
primer caso se ocupa un generador equivalente por columna y para el segundo caso 
un generador equivalente por fila. 
  
El mayor obstáculo es cuando la dirección del viento viene dada con un cierto 
ángulo. Para estos casos es necesario usar un análisis más detallado del efecto 
estela en el parque. 
 
 

 2

 
Fig. 1.  Schematic diagram of the WF. The feeder under study is shown in 
bold lines. 

 
TABLE I 

BASIC PARAMETERS OF WF COMPONENTS 
 

Component Voltage 
Rating 

Power/Current 
Rating 

Other 
characteristics 

Wind Turbine - 3 MW rotor diameter 100m 
DFIG 3.3 kV 3.228 MVA 50 Hz 
Step-up 
transformer 

30/3.3/ 
0.69 kV 

5 MVA three-winding 
transformer, 50Hz 

Cables 30 kV 576 A single core XLPE, 
Cu, 240mm2 

 
In the WF layout figures the step-up transformer has two 

windings, whereas in Table I a 3-winding transformer is used. 
This is because, as shown later in Fig. 5, the default DFIG 
model in DIgSILENT uses a 3-winding transformer, where the 
690V winding is used for the connection of the rotor-side 
converter. 

III.  MODELING 

A.  Aggregation methodology 
Using the network reduction methodology described in [4] 

and an equivalent WTG, the feeder in Fig. 1 can be aggregated 
as shown in Fig. 2. 

The equivalent WTG is the scaled-up version of a single 
5MW WTG, where all the rated characteristics are 5 times 
larger (the model of the WTG will be briefly explained later). 
The reduction methodology is based on the assumptions that 
the equivalent cable should have the same power losses as the 
sum of the original cables. Since the WTGs are considered to 
operate under identical conditions, and assuming that the 
voltage is constant along the feeder, the impedance of the 
equivalent cable is given by the equation [4]: 
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   This aggregated model, though, does not take into 

account the wake effect, i.e. the wind speed on all WTGs is 
the same so that they all have the same operating point. 

 

  
Fig. 2.  Aggregation of one feeder of the WF containing five WTGs into one 
equivalent model. 

 

B.  Wake model 
In order to compare the aggregated model with the full-

scale model of 5 single WTGs, different wind speeds are 
generated from the initial wind speed on the first turbine of the 
feeder, using an algorithm to take into account the wake 
effect. In this paper, only one wind speed direction is 
considered, i.e. wind speed is parallel  with the feeder where 
the first WTG is the one on the left side shown in Fig. 1. In 
terms of wind speed distortion, this horizontal wind direction 
is the worst case for this feeder layout. According to the wake 
model principle,  illustrated in Fig. 4, if the wind speed on the 
first turbine is V1 then the wind speed V2 in the second one will 
be: 
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where CT is the thrust coefficient as a function of speed (see 
Fig. 3), and k the entrainment coefficient, taken equal to 0.04 
for offshore and 0.075 for onshore WFs (typical values from 
literature). The explanation for the rest of the symbols in (2) is 
graphically presented in Fig. 4. 

 

 
Fig. 3.  Typical graph for thrust coefficient CT [9]. 

 



 23 

 
 

Fig. 2.15: Ejemplo de agregación de parques según la dirección del viento [14] 
 

 
La agregación de parques eólicos a través de este modelo debe calcular, para cada 
variación del viento (en velocidad y dirección), el modelo del parque, ya que cada 
cambio que se produzca en el viento, implica un cambio en el punto de operación 
que posee cada turbina. 
 
Finalmente, lo anterior se puede reducir en el esquema mostrado en la Fig. 2.16. En 
donde, una vez que se tiene el diseño del parque eólico a evaluar, tomando como 
datos de entrada al modelo la velocidad y dirección del viento cada cierto intervalo t, 
y aplicando el modelo del efecto estela a las turbinas del parque, se puede obtener 
el punto de operación de cada unidad generadora del mismo. Esto permite 
agruparlas según unidades coherentes y realizar un modelo equivalente de cada 
grupo para que finalmente se obtenga la respuesta en potencia del parque eólico. 
 
 

 
Fig. 2.16: Esquema de agregación de parque eólicos 

 
  

 3 

B.  Coherency Matrix Based Aggregation Approach 
In this paper the introduced coherency approach is based on 
the search for units with similar behaviour on the basis of the 
wind profile. The turbines with a similar wind profile are 
coherent and belong to one group that is replaced with an 
equivalent unit. Due to the wake effects within the wind farm 
the input wind speeds for individual wind turbines are not 
equal. These wind profiles depend on the direction of the 
incoming wind to the farm and also on the structure of the 
farm. In Fig. 1 the groups of turbines obtaining the same input 
wind speed for two different wind directions are marked. It 
can be seen that for the first direction (from the left) the 
turbines belonging to the same column of the farm obtain 
similar wind profile as input. Analogously, for the second 
wind direction (from the bottom) the turbines belonging to 
each row of the farm have similar wind profiles. Hence, for 
these two cases the groups of the coherent wind turbines can 
easily be found and correspond to each row, or respectively to 
each column of the wind farm, as stated in [12]. More 
complicated situations occur if the wind has a direction 
different than the basic one (N, S, W, E) – as presented in Fig. 
1 or if the farm structure is not symmetric. In this case the 
turbines located in the middle of the farm can experience the 
influence of more than one wake, and therefore the detailed 
analysis of shadowing effects is necessary in order to find the 
groups of coherent wind turbines. In the example presented in 
Fig. 1 the different points of operation are marked with OP1 
and OP2, respectively. Assuming that the incoming wind 
speed is lower than the rated one the power produced by the 
considered wind turbines results from the power curve given 
in Fig. 2. Additionally, the angular speed of both units can 
vary according to the curve given in Fig. 3. This results from 
the fact that the angular speed of the aerodynamic turbine is 
adjusted by the MPPT – controller in the partial load 
operation in order to optimize the produced power.  
In order to find groups of coherent wind turbines for a given 
wind farm an appropriate identification algorithm has been 
introduced and discussed in [11]. The method uses the wake 
model for calculating the input wind speeds of the individual 
wind turbines within the farm. Because of the large amount of 
information obtained from this calculation, a new structure – 
the coherency matrix - has been introduced in order to 
manage this information. This matrix is a 3D-object that is 
filled with the coherency indexes that are assigned to each 
WT for each considered wind speed and wind direction.  

 
Fig. 1.  Influence of wind direction on coherency of WT 
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Fig. 2.  Power curve of pitch controlled wind turbine 

 
These indexes carry the information about the structure of the 
aggregated farm. It means that a single equivalent unit in the 
aggregated farm model can replace each group of WTs that 
have the same coherency indexes. Moreover, the value of the 
index can be used to find the resulting wind speed profile for 
each equivalent wind turbine [11]. 
The algorithm of the coherency matrix calculation and 
required input data are shown in Fig. 4. At the beginning, the 
structure of the farm has to be given and the coordinates of all 
units and their parameters, like rotor radius and hub height, 
have to be defined. Additionally, an appropriate profile of the 
incoming wind has to be characterized. Since the wake 
characteristics in the farm depend on wind direction and wind 
speed the whole possible spectrum for the operation range has 
to be considered.  
For wind direction the operation range is between 0° and 
360°, and for wind speed this range is assumed to be between 
4 – 25 m/s. The lower limit is defined by the cut-in wind 
speed of the wind turbine and the upper by the cut-off wind 
speed. Thus, as input for the wake model the wind profile is 
defined as a step function, which alters within the chosen 
range with a defined step. For each step of the wind speed the 
direction is also changed from 0° to 360° with the defined 
step. As a result of this calculation the characteristic of the 
wind farm in the whole operation range regarding the input 
wind speed of individual units is obtained. Then, based on 
these wind speeds the groups of coherent units can be 
evaluated.  

If the coherency matrix for the considered wind farm is 
known the structure of the aggregated model can be directly 
established for a given wind speed and wind direction. This 
structure is not equal for all parameters of the incoming wind 
profile and, therefore, always has to be established if the wind 
profile has new parameters.  
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Fig. 3.  Power coefficient vs. angular speed for different wind speeds 
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3 Capítulo 3 

 
 
 
 
 

Modelo	
  para	
  la	
  generación	
  de	
  perfiles	
  
eólicos	
  

 
 
 
 

3.1 Metodología 

El modelo propuesto para la generación de perfiles eólicos busca incorporar las 
distintas perturbaciones en el viento existentes dentro de un parque eólico. Lo 
anterior, con el objetivo de representar de la forma más fehaciente posible la 
generación de un parque.  
 
En la Fig. 3.1 se puede observar la metodología a utilizar. Las entradas del modelo se 
encuentran en color verde y la salida en color rojo. A continuación, se describen los 
distintos pasos. 

3.1.1 Datos de velocidad y dirección del viento 

El modelo tiene como datos de entrada la dirección y velocidad del viento en un 
punto geográfico. Es necesario que los datos de viento estén medidos, como 
mínimo, a 2 alturas distintas. Lo anterior con la finalidad de poder operar de manera 
correcta el modelo, y así conocer las características de la superficie del terreno en 
donde se emplace el parque eólico estudiado. 

3.1.2 Estratificación 

Con los datos de la velocidad de viento para las distintas alturas, es posible generar 
los perfiles velocidad-altura en al zona, véase Fig. 2.7. Utilizando regresión lineal es 
posible obtener los parámetros u y L de la relación (2.4-3). Lo anterior permite 
establecer el tipo de estratificación que posee la zona, con lo cual se caracteriza de 
forma más precisa la curva V/z. 
 
Cabe destacar que para el cálculo de la estratificación del terreno es necesario 
contar con más de dos mediciones de la velocidad del viento a distintas alturas. En 
caso de poseer sólo 2 mediciones distintas se supone una estratificación neutra, y 
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es posible usar la relación (2.4-1). 
 
 

 
 

Fig. 3.1: Esquema de la metodología 
 

3.1.3 Velocidad a la altura requerida 

En general, los datos obtenidos de la velocidad del viento no se encuentran a la 
altura que se requiere para la operación del parque, esto principalmente por motivos 
económicos. Por lo anterior, se requiere hacer un ajuste de la velocidad del viento 
para obtener su valor a la altura del rotor en las torres.  
 
Hay dos formas de poder conseguir lo anterior. La primera es usando la rugosidad 
del terreno. Este método consiste en aplicar la relación (2.4-2) para una rugosidad 
del terreno conocida. El problema que posee es que no necesariamente se trabaja 
dentro de una estratificación térmica neutra, por lo que no siempre es cierta dicha 
relación. Para compensar lo anterior se debe usar la relación (2.4-3), la cual toma en 
cuenta el tipo de estratificación del terreno. En general este método no es muy 
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usado, ya que se requieren más de dos mediciones a distintas alturas para poder 
obtener los parámetros únicos del sector, como lo es: el tipo de estratificación, la 
velocidad fuera de la capa límite y en intercambio de masa vertical (L en la relación 
2.4-3). 
 
La segunda forma de obtener un ajuste por altura es ocupando la relación   (2.5-4). 
Si se posee la velocidad del viento a dos alturas distintas es posible obtener el 
parámetro , con el cual el terreno queda parametrizado.  
 
Finalmente, el ajuste por altura permite obtener la velocidad del viento a la altura del 
rotor de la torre. 

3.1.4 Efecto estela 

Para el cálculo del efecto estela del parque es necesario la velocidad y dirección del 
viento en el rotor de cada uno de los aerogeneradores, y el diseño del parque con el 
que se esté trabajando. El diseño permite ver la disposición de las turbinas en el 
terreno, en donde al caracterizar a la topografía y el efecto estela es posible obtener 
la velocidad del viento en cada uno de esos puntos. Cabe destacar que el diseño del 
parque con el que se esté trabajando es una variable de entrada al modelo. 
 
Para modelar el efecto estela se hace un supuesto importante: todas las turbinas 
tienen la capacidad de poder seguir el viento, es decir, siempre el viento llegará de 
forma perpendicular a las aspas de las turbinas.  
 
Finalmente, el efecto estela permite obtener la velocidad del viento en cada una de 
las turbinas que pertenecen al parque. 

3.1.5 Ajuste por altura debido a la topografía 

Debido a los pocos puntos de mediciones de la velocidad del viento dentro de un 
parque eólico, no es factible caracterizar el efecto que produce una colina, montaña 
o valle en la velocidad del viento aguas abajo. Debido a lo anterior, la consideración 
de la topografía se hace a través de las distintas alturas en que se encuentran las 
turbinas, es decir, una vez que se aplica el efecto estela a la(s) primera(s) turbina(s) 
aguas abajo, la velocidad resultante de dicho efecto se interpola a la altura en donde 
se encuentre(an) la(s) turbina(s) aguas abajo. Luego, se aplica nuevamente el efecto 
estela a la(s) turbina(s) aguas abajo y se vuelve a interpolar la velocidad a la altura 
requerida, y así sucesivamente hasta que se cubran todas las turbinas del parque.  
 
Cabe mencionar que la aplicación del efecto estela, vale decir, la configuración lineal 
o compleja (véase la sección 2.5), depende, en efecto, del diseño que posea el 
parque eólico.  

3.1.6 Turbulencia 

Una vez que se realiza el ajuste por altura, se puede obtener la turbulencia del 
sector para distintos períodos de tiempo. Con estos datos es posible caracterizar la 
curva de potencia de los aerogeneradores para que se adapten a la turbulencia 

α
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presentada. En la  Fig. 3.2 se puede observar el efecto que tiene la turbulencia en la 
curva de potencia de una máquina.  
 
 

 
 

Fig. 3.2: Efecto de la turbulencia en la curva de potencia [16] 
 
 
En donde, en la parte baja de la curva de puede observar que un incremento en la 
turbulencia produce un incremento en la potencia de salida de la máquina. Mientras 
que en la parte superior de la curva, el mismo incremento de turbulencia produce 
una disminución de potencia del rotor.   

3.1.7 Curva de potencia modificada 

Dada la curva de potencia de la máquina (obtenida del fabricante) y la turbulencia 
del sector es posible obtener una nueva curva de potencia, la cual incluye los 
efectos de la turbulencia como se explicó en la sección 3.1.6. Cabe destacar que se 
usa la nueva caracterización de la curva para el posterior cálculo de potencia del 
parque.   

3.1.8 Generación del parque 

Una vez que se obtiene la curva de potencia, que incluye los efectos de la 
turbulencia, y la velocidad del viento en cada una de las turbinas (dado por el efecto 
estela y la topografía), es posible obtener la generación del parque completo.  
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3.2 Formulación del modelo 

Para la formulación del modelo y su posterior validación se trabaja con datos de 
generación real. Para ello se usa la central eólica Canela I, ubicada en la región de 
Coquimbo.  
 
Los datos utilizados corresponden a la potencia total generada en el parque, y la 
velocidad y dirección del viento medido en la torre de monitoreo de Canela I. Dichos 
datos son facilitados por la empresa Endesa Chile, y el período de medición se 
encuentra entre septiembre del 2009 y abril del 2010. 

3.2.1 Características del parque Canela I  

El Parque Eólico Canela se encuentra ubicado a un costado de la Ruta 5 Norte, 
entre la costa y la carretera, aproximadamente a 80 kilómetros de la ciudad de Los 
Vilos y a 298 kilómetros de Santiago (Fig. 3.3). Los datos del parque Canela I se 
presentan a continuación. 
 
 

Parque Eólico Canela I  
Tipo de turbina Vestas V82 – 1,65[MW] 
Número de Turbinas 11 
Altura al Eje 78 [m] 
Radio 41 [m] 
Potencia Nominal 18,15 [MW] 

 
Tabla 3.1: Datos Central Canela I 

 

 
 

Fig. 3.3: Mapa de la ubicación de Canela I [7] 
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Figura 1.2   Mapa de ubicación del Parque Eólico Canela.  

      
Fuente: www.mapas.mop.cl. 

 
 
1.6 Justificación de la localización 
 
El emplazamiento seleccionado resulta muy favorable para la instalación de un 
parque eólico, por tratarse de un terreno costero con poca variabilidad de cota, 
bien expuesto a los vientos dominantes de sur a norte y con buenos accesos 
desde la Ruta 5 Norte.  Además, el proyecto aprovechará la cercanía de la 
línea eléctrica existente de 2x220 kV Los Vilos – Pan de Azúcar (a 
aproximadamente 600 m), para transmitir la energía generada. 
 
En la zona donde se emplazará el Parque Eólico se instaló una estación 
meteorológica para medición de velocidades y dirección del viento, 
temperaturas, presión y otras variables atmosféricas  El registro de datos se 
realizó cada 10 minutos desde octubre del 2004 a la fecha. 

Área del 
Proyecto 
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Diseño Canela I 
 
Las 11 turbinas distribuidas en el sector de Canela I, se disponen como se muestra 
en la Fig. 3.4, las cuales poseen una separación de a lo menos 3 diámetros del rotor 
entre si [7]. 
 
La ubicación exacta (polígono) del proyecto se muestra en la Tabla 3.2 
 
 
 

 
 

Fig. 3.4: Diseño Canela I [7] 
 
 

Coordenadas	
  del	
  proyecto	
  Canela	
  I	
  
Norte	
   Este	
  

6535968	
   253043	
  
6535533	
   249509	
  
6535356	
   253102	
  
6535292	
   249682	
  

 
Tabla 3.2: Coordenadas Canela I [7] 

 
 
Curva de potencia de las turbinas 
 
La curva de potencia de cada una de las turbinas del parque, corresponde a la curva 
de los aerogeneradores Vestas V82 de 1,65 [MW]. Dicha curva es dada 
directamente por el fabricante (ver Anexo A) 
 
Es importante destacar que la densidad del aire en el sector de Canela I se 
encuentra entre 1,18 y 1,2 [kg/m3] (según los datos obtenidos), por lo que se trabaja 
con la curva de densidad 1,21 [kg/m3] dada por el fabricante. 
 
Lo anterior es bastante importante, ya que la curva del aerogenerador cambia de 
forma significativa según la densidad del aire del sector. Para ejemplificarlo, en la Fig. 
3.5 se puede observar la diferencia que existe entre las curvas para dos densidades 
del aire distintas.  
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Figura 2.2 Esquema de planta general del proyecto Central Parque Eólico Canela 

Sitio de planta
de Aridos

Mirador

Botadero

Construcción
Camino de
Aerogeneradores

proyecto
Camino de

instalación de faena
Sitio de

G1
G2

G3

G4

G5
G6 G7

G8

G9
G10 G11

Instalación de
faenas

Subestación

Ruta 5 Norte

Sala de

Canalización
Subterranea

control
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Fig. 3.5: Comparación de la curva de potencia según la densidad del aire 

3.2.2 Velocidad del viento a la altura requerida 

Dado los datos de viento, es necesario extrapolar su velocidad a la altura necesaria 
según la turbina (78 [m] sobre el terreno para el caso de Canela I). Para esto se 
requiere analizar los datos del viento para ver frente a qué tipo de estratificación 
térmica se está trabajando. Ya que se posee sólo dos mediciones de viento a 
distintas alturas (35 [m] y 70 [m]), no es posible realizar una regresión lineal y 
obtener los parámetros necesarios explicados en 2.4-3. 
 
Así, para el caso de Canela I se supone una estratificación neutra, con lo que es 
posible dar uso a las relaciones 2.4-1 y 2.5-4, obteniéndose los parámetros z0 y  
respectivamente. Cabe mencionar que el modelo creado utiliza ambos parámetros 
para realizar una estimación del viento a los 78 [m], para luego comparar los 
resultados y  optar por el de menor error. 
 
Es importante mencionar que el parque posee mediciones en 12 lugares distintos: 
en la torre de monitoreo, la cual es capaz de medir la velocidad del viento a dos 
alturas, y en la góndola de cada uno de los 11 aerogeneradores que posee el 
parque. Para efectos del modelo, se usa como dato de entrada las mediciones 
realizadas en la torre, ya que es necesario, al menos, dos datos de viento a distintas 
alturas. Una consideración importante que se hace en este aspecto es que la torre 
de monitoreo mide la dirección y velocidad del viento sin ser afectada por las 
turbinas, es decir, los datos que se obtienen de dichas mediciones se suponen datos 
de viento en campo abierto. 
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3.2.3 Efecto estela y topografía 

 
Una vez que se obtiene el diseño del parque es posible caracterizar la posición de 
las turbinas para incorporar el efecto estela al modelo.  Para ello se hace la siguiente 
consideración: 
 

• Rotor seguidor de viento: Se considera que el aerogenerador posee un 
sistema de control capaz de orientar el rotor en el sentido de la dirección del 
viento. Lo anterior se basa en la utilización de equipos anemométricos y de 
medida de la dirección del viento instalado sobre la góndola [23].  

 
Dado que las nuevas tecnologías en aerogeneradores poseen este tipo de control, la 
suposición de que el viento siempre llega en forma perpendicular a las aspas del 
rotor no se aleja de la realidad, y si bien este seguimiento del viento no se produce 
en tiempo real, se espera que el error cometido con el supuesto sea bajo. 
 
Gracias a esto y lo visto en el capítulo 2.5, es posible caracterizar el efecto estela 
dentro de un parque. El inconveniente de este modelo es, que supone un terreno 
plano para la ubicación de las turbinas, por lo que no es posible ver sus efectos en 
un terreno irregular, es decir, con colinas y valles. Dado lo anterior se calcula el 
efecto estela en la posición de las turbinas aguas abajo, pero a la altura de la turbina 
aguas arriba, una vez que se obtiene el vector de viento, se realiza un ajuste por 
altura para poder obtener la velocidad a la altura de las turbinas aguas abajo, las 
cuales pueden estar en algún valle o sobre alguna colina. 
 
Es importante destacar que cada vez que se calcula el efecto estela entre una 
turbina aguas arriba y las respectivas aguas abajo, se toma como altura de 
referencia 0 [m] la posición de la turbina aguas arriba. 
 
Otra Consideración bastante importante es que se han considerado sólo 4 
direcciones de viento, es decir, vientos de norte-sur, este-oeste, sur-norte y oeste-
este. Para ello, las direcciones de viento (obtenidas en grados) son separadas en 
cuatro ventanas: 
 

• Vientos entre 315º – 360º y 0º – 45º, son considerados vientos de norte-sur. 
• Vientos entre 45º – 135º, son considerados vientos de este-oeste. 
• Vientos entre 135º – 225º, son considerados vientos de sur-norte. 
• Vientos entre 225º – 315º, son considerados vientos de oeste-este. 

 
Lo anterior se justifica por la complejidad y el tiempo que toma en el modelo. Dado 
que cada parque posee un Diseño distinto, considerar la dirección del viento en su 
totalidad implica que cada modelo debe poseer su propio código. Además, para 
cada dirección del viento es necesario hacer un cálculo distinto, y dado que se 
trabaja con 5.220 datos, la complejidad y tiempo que toma es bastante ardua. Por lo 
que se considera que el viento siempre viene en una de las cuatro direcciones, 
dando resultados bastante coherentes como se verá más adelante. 
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3.2.4 Topografía 

Para analizar el efecto que produce la topografía del terreno en la operación del 
parque, se obtienen las alturas del terreno sobre el nivel del mar donde se ubican las 
distintas turbinas.  
 
En la Fig. 3.6 se puede ver la disposición de las turbinas en Canela, y en la Tabla 3.3 su 
respectiva altura sobre el nivel del mar.  
 
Así, una vez calculado el efecto estela en las turbinas, se aplica un reajuste por 
altura. Este nuevo ajuste, permite obtener la velocidad del viento en las distintas 
turbinas que se encuentren en la cima de una colina o en algún valle.  
 
 

Aerogenerador	
  
Altura	
  sobre	
  el	
  
nivel	
  del	
  mar	
  

[m]	
  
A1	
   66	
  
A2	
   121	
  
A3	
   143	
  
A4	
   169	
  
A5	
   190	
  
A6	
   213	
  
A7	
   230	
  
A8	
   240	
  
A9	
   243	
  
A10	
   243	
  
A11	
   205	
  

 
Tabla 3.3: Altura sobre el nivel del mar aerogeneradores Canela I 

 
 
 

 
 

Fig. 3.6: Ubicación el mapa de aerogeneradores Canela I 
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3.2.5 Turbulencia 

La turbulencia, como se explica en las secciones 2.4.3 y 3.1.6, posee gran 
relevancia al momento de considerar sus efectos dentro de un parque eólico. Lo 
anterior se debe a que el constante cambio de la velocidad del viento genera ciertas 
presiones en la turbina, lo que incide directamente en la curva de potencia a la cual 
esta trabajando la máquina.  
 
Para ejemplificar lo anterior, en la Fig. 3.7 se muestra cómo es el cambio en las curvas 
de potencia de los generadores en Canela I, según la turbulencia que se presenta en 
el ambiente. Se puede observar que los cambios más relevantes se producen en la 
velocidad cut-in y cut-out de la máquina. 
 
La curva de potencia teórica (dada por el fabricante), es calculada para un rango de 
turbulencia de 11-16% (ver Anexo B). Dado lo anterior, en la Fig. 3.8 se muestra la 
comparación entre la curva del fabricante, y la obtenida con el modelo para un rango 
entre 10-15% de turbulencia. Se puede observar que las curvas son bastante 
similares entre si, lo que implica que el modelo de turbulencia es bueno. El mayor 
error se encuentra entre las velocidades 2 y 7 [m/s], pero este error se debe 
principalmente a la cantidad de datos de viento medidos en el sector. Dichos datos 
no son suficientes para que se encuentre un espectro amplio de potencia en el rango 
de turbulencia deseado, y dado que el modelo interpola la cantidad de puntos que 
posee, éstos no son suficientes para crear una buena curva. 
 

 
 

Fig. 3.7: Curvas de Potencia para distintos rangos de Turbulencia 
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Fig. 3.8: Comparación curva de potencia dada por fabricante y curva dada por turbulencia 
 

3.3 Validación del modelo 

Para la validación del modelo se toma como referencia tanto la potencia generada 
en forma horaria por el parque, como la energía total producida por Canela I durante 
el período de evaluación. Cabe destacar que dicho período es de 248 días. 
 
Es necesario destacar que, para el cálculo de la velocidad del viento a una cierta 
altura se compara tanto el método de la rugosidad del terreno (2.4-2) como el ajuste 
por altura dado por  (2.5-4). Cuando se trabaja con alturas pequeñas de hasta 250 
[m] sobre el terreno, la relación 2.5-4 es bastante certera para la predicción de la 
velocidad del viento, incluso mejor que el método de la rugosidad del terreno. 
Cuando se trata de alturas elevadas, más de 250 [m] sobre el terreno,  pierde 
precisión, dando resultados bastantes incoherentes, y para lo cual el método 2.4-2 
es el más apropiado. Teniendo en cuenta lo anterior, el método propuesto trabaja 
con un ajuste por altura dado por la rugosidad del terreno. Lo anterior se explica por 
la topografía a utilizar en las simulaciones, las cuales consta de colinas y valles 
bastantes pronunciados, donde las turbinas emplazadas difieren de hasta 545 [m] de 
altura sobre el terreno si se comparan unas con otras. 
 
La Fig. 3.9 muestra la generación total real y estimada de Canela I. 
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Fig. 3.9: Generación real y estimada de Canela I 
 
 
En la Fig. 3.10 se selecciona un período al azar de 160 horas de operación, con el fin 
de observar en forma más clara el comportamiento del modelo frente a la operación 
real del parque. 
 
Se puede observar que la curva estimada de operación (roja), sigue en forma 
bastante coherente a la curva real de operación de Canela I (azul). En general se 
puede observar que el modelo tiende a sobreestimar la potencia de salida del 
parque, esto se debe principalmente a que el modelo supone que todos los 
aerogeneradores se encuentran en forma operativa durante el período de 
evaluación. Lo anterior quiere decir que, si 2 de las 11 turbinas no funcionan durante 
un cierto período, ya sea por alguna falla o por mantención, el modelo seguirá 
viendo 11 aerogeneradores funcionando. Si bien se hace un filtro para disminuir el 
error asociado a dicho efecto, en varias horas de generación es imposible saber qué 
y cuántas turbinas se encuentran funcionando. Otro efecto importante al cual se 
debe el error es el efecto estela. Como se ve más adelante, dicho efecto no 
disminuye la velocidad del viento en las distintas turbinas a la misma taza en que 
disminuye realmente, lo que puede provocar una sobre o sub-estimación de la 
potencia eléctrica del parque Canela I. Claro está, que la consideración de la 
topografía como un ajuste por altura no es tan meticuloso como se quisiera, pero la 
respuesta del modelo mejora al incorporar dicho parámetro. 
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Fig. 3.10: Período de 160 horas de operación de Canela I 
 
Tomando en cuenta la raíz del error cuadrático medio (RMSE), es posible obtener un 
indicador del error del modelo como se muestra en la Tabla 3.4. 
 

Potencia	
   Energía	
  
Parque	
  [MW]	
   RMSE	
  [MW]	
   [%]	
   Real	
  

[GWh]	
  
Modelo	
  
[GWh]	
  

Erro	
  Relativo	
  [%]	
  

18,15	
   2,14	
   11,79	
   21,88	
   23,73	
   7,81	
  
 

Tabla 3.4: Errores del modelo frente a la generación real 
 
Se puede observar que el RMSE es de 2,14 [MW], lo que se traduce en un error del 
11,79% con respecto a la potencia nominal del parque, lo cual es bastante aceptable 
teniendo en cuenta las consideraciones vistas anteriormente. Lo mismo pasa con la 
energía total producida en el parque durante el periodo de evaluación, traduciéndose 
en un 7,81% de error. 
 
A modo de comparación se presentan los resultados del modelo en caso de tomar 
un terreno plano y sin tomar en cuenta la topografía. Se puede observar que tanto el 
RMSE y el error relativo de la energía aumentan. Lo anterior quiere decir, que a 
pesar de no poder usar un modelo más riguroso de la topografía, la consideración de 
un ajuste por altura luego de aplicar el efecto estela ayuda a mejorar la credibilidad 
del modelo (Tabla 3.5). 
 

Potencia	
   Energía	
  
Parque	
  [MW]	
   RMSE	
  [MW]	
   [%]	
   Real	
  

[GWh]	
  
Modelo	
  
[GWh]	
  

Erro	
  Relativo	
  [%]	
  

18,15	
   2,18	
   12,03	
   21,88	
   24,11	
   9,26	
  
 

Tabla 3.5: Errores del modelo sin considerar topografía 
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4 Capítulo 4 

 
 
 
 
 

Implementación	
  del	
  modelo	
  
En este capítulo se presenta la implementación el modelo desarrollado. Para ello se 
simula un parque virtual y se utilizan datos de viento obtenidos a través de una 
herramienta creada por el departamento de Geofísica de la Universidad de Chile. Se 
realizan distintas simulaciones, las cuales están pensadas para poder ser analizadas 
y comparadas según cómo influyen en la generación del parque. Lo anterior se 
traduce en la consideración de la topografía, el efecto estela y la turbulencia del aire. 
 

4.1 Características generales del parque 

4.1.1 Turbinas 

Para la simulación de un parque ficticio es necesario elegir la potencia nominal de 
éste, así como la cantidad de turbinas y su ubicación en el espacio.  
 
Si bien hoy en día los parque eólicos existentes en Chile no superan los 60 [MW] de 
potencia instalada [24], los nuevos proyectos que están en cartera, tanto aprobados 
como en proceso de aprobación por el SEIA, son más ambiciosos en cuanto a la 
potencia instalada [25]. Dados dichos proyectos, se opta por un parque eólico de 
potencia nominal de 102 [MW]. Decidida la potencia nominal que tendrá el parque, 
se debe elegir el tipo de turbina a usar, el número de ellas y su ubicación. 
 
Se opta por usar turbinas de 3 [MW]. Esta decisión pasa principalmente por la 
disminución de la dificultad de trabajar con muchos aerogeneradores. Así, el parque 
posee las siguientes características (ver Tabla 4.1) . 
  
 

 Parque eólico simulado   
Tipo de turbina Vestas V90 – 3[MW] 
Número de turbinas 34 
Altura al eje 105 [m] 
Radio 45 [m] 
Potencia nominal 102 [MW] 

 
 

Tabla 4.1: Características del parque simulado 
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4.1.2 Ubicación 

El parque simulado se encuentra ubicado en la comuna de La Higuera, Región de 
Coquimbo, 70 kms. al norte de La Serena y a 3 kms. de la localidad de Punta 
Colorada. Esta ubicación pertenece al parque Eólico Punta Colorada, perteneciente 
a la minera Barrick, y que opera en el Sistema Interconectado Central (SIC). 
 
La localidad se escoge principalmente por su topografía, lo que ayuda en el análisis 
de cómo ésta influye en la generación de un parque eólico. 
 

 
 

Fig. 4.1: Ubicación de las turbinas en el parque simulado 
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En la Fig. 4.1 se puede observar el emplazamiento de las turbinas dentro del parque. 
Es necesario destacar el tipo de topografía que presenta el terreno, el cual está 
compuesto de colinas y valles bastante pronunciados.  
 
 
 

Aerogenerador	
   Altura	
  sobre	
  el	
  
vinel	
  del	
  mar	
  [m]	
  

A1	
   608	
  
A2	
   578	
  
A3	
   437	
  
A4	
   427	
  
A5	
   455	
  
A6	
   496	
  
A7	
   759	
  
A8	
   478	
  
A9	
   566	
  
A10	
   721	
  
A11	
   745	
  
A12	
   709	
  
A13	
   600	
  
A14	
   673	
  
A15	
   628	
  
A16	
   748	
  
A17	
   972	
  
A18	
   966	
  
A19	
   826	
  
A20	
   891	
  
A21	
   816	
  
A22	
   697	
  
A23	
   901	
  
A24	
   953	
  
A25	
   940	
  
A26	
   961	
  
A27	
   939	
  
A28	
   794	
  
A29	
   778	
  
A30	
   750	
  
A31	
   763	
  
A32	
   773	
  
A33	
   785	
  
A34	
   701	
  

 
Tabla 4.2: Altura sobre el nivel del mar aerogeneradores parque simulado 
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Como lo representa la Tabla 4.2 y la Fig. 2.1, las turbinas dentro del parque presentan 
distintas alturas dada por la topografía, llegando a una diferencia de 545 [m] entre la 
turbina más alta y la más baja. Lo anterior corrobora el uso del método de la 
rugosidad del terreno (2.4-2), dada la gran diferencias de alturas entre los 
aerogeneradores. 

4.2 Datos de viento 

Como no se poseen datos reales de viento para dicho sector, se utiliza la 
herramienta “Explorador de Energía Eólica” [21], la cual fue creada por el 
departamento de Geofísica de la Universidad de Chile, para fines de investigación 
en conjunto con el ministerio de Energía y GIZ. Dicha herramienta estima la 
dirección, velocidad y densidad del viento para el período del año 2010, los cuales 
pueden ser calculados para doce alturas distintas. 
 
Así, se puede trabajar con datos horarios de la velocidad del viento para todo el 
2010 y en el sector donde se emplaza el parque simulado. Cabe destacar que los 
datos de viento son obtenidos para la turbina A4 (véase la Tabla 4.2). Lo anterior se 
debe a que es una de las turbinas que le llega primero el viento y es la de más baja 
altura. 

4.3 Consideración del modelo 

Dado que se está trabajando con una mayor cantidad de datos de viento (en 
comparación con los datos medidos en Canela I), los cuales están a más de dos 
alturas distintas, es posible estimar el tipo de estratificación que posee el terreno, lo 
cual permite una mayor precisión al momento de calcular la velocidad del viento a la 
altura del eje de la turbina.  
 
Lo anterior se hace a través de una interpolación de los datos, con lo cual es posible 
calcular la velocidad del viento a una altura deseada. Dicha consideración es posible 
efectuarla para alturas menores a los 216 [m] (mayor altura de los datos obtenidos), 
ya que para alturas mayores la interpolación no es confiable. Así para el caso en que 
dichas alturas sean mayores, como en algunas colinas o bien cuando se simule la 
operación del parque a la mayor altura, se usa el modelo de ajuste por altura dado 
por la rugosidad del terreno. 
 
Otra consideración importante es que las primeras siete turbinas (desde A1 a A7) 
poseen los mismos datos de viento obtenidos del Simulador. Lo anterior se debe a 
que dichas turbinas se encuentran en el frente del parque, a todas ellas les llega un 
viento libre del efecto estela, por lo que se considera que operan al mismo viento.  
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4.4 Simulaciones 

Para poder hace un análisis adecuado en la utilización del modelo, se realizan varios 
escenarios de simulación, con la idea de reflejar cómo influye dentro de un parque: 
la topografía, el efecto estela, la turbulencia del viento y la multiplicación por el 
número de turbinas. 

4.4.1 Influencia de la topografía 

Para analizar el efecto de la topografía dentro de un parque, se consideran tres 
escenarios: 
  

• Escenari1: Parque eólico considerando terreno complejo. 
 

• Escenario 2: Parque eólico en terreno plano, a la menor altura que se 
encuentre un aerogenerador (Fig. 4.1). 

 
• Escenario 3: Parque eólico en terreno plano, a la mayor altura que se 

encuentre un aerogenerador (Fig. 4.1). 
 
Para cada uno de estos escenarios a evaluar se considera la misma medición del 
viento, obtenida a través del Explorador de Energía Eólica, con el objetivo de 
analizar el comportamiento del parque ante distintos escenarios topográficos. 
Además, para cada escenario se aplica el efecto estela. 

Escenario 1: Parque dentro de una topografía compleja 

Para esta configuración se trabaja con la posición de las turbinas tal cual se muestra 
en la Fig. 4.1, y la altura de las mismas según la Tabla 4.2.  
 
Se debe destacar que para este escenario la interpolación de la velocidad del viento 
no da buenos resultados. Lo anterior se debe principalmente a que la mayor altura 
medida de viento es a los 216 [m], sin embargo las alturas requeridas para poder 
modelar la topografía superan los 400 [m] sobre el suelo, por lo que la interpolación 
no es confiable. Así, para este escenario se trabaja con la rugosidad del terreno, la 
cual es considerada como 1,3 [m]. 
 
Para lo anterior es necesario escoger 2 velocidades de viento a distintas alturas para 
poder llevar a cabo el ajuste. Dado lo anterior se dejan como alturas principales a las 
mediciones hechas a 35 [m] y 216 [m], ya que poseen un rango más representativo 
de altura, lo cual favorece al requerir alturas muy altas (mayor a 400 [m] sobre el 
terreno). 

Escenario 2: Parque dentro de una topografía plana a la altura de la torre 
más baja 

Para poder comparar el efecto que posee la topografía en la operación de un parque 
eólico, se simula el mismo tipo y cantidad de turbinas que en el caso del escenario 1. 
La diferencia radica en el tipo de terreno en el cual irá emplazado dicho parque. Para 
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este escenario se escoge un terreno plano, sin colinas ni valles, a la altura más baja 
de las turbinas mostradas en la Tabla 4.2, es decir, 427 [m.s.n.m]. 
 
Dado que los datos de viento se obtienen sobre el terreno donde se emplazan las 
turbinas, sólo es necesario ajustar la velocidad del viento a la altura del eje del 
aerogenerador, es decir, 105 [m] sobre el suelo. Este ajuste por altura se hace a 
través de una interpolación, dado que se poseen velocidades a doce alturas distintas 
y la altura del eje de la torre es menor a la mayor altura de las mediciones. 

Escenario 3: Parque dentro de una topografía plana a la altura de la torre 
más alta 

 
Finalmente, el último escenario a escoger posee características muy similares a las 
del escenario 2, la diferencia radica en la altura en que se encuentran emplazado los 
aerogeneradores. Para este caso, se escoge la mayor altura de las turbinas 
mostradas en la Tabla 4.2., es decir, el parque se encuentra a una altura de 961 
[m.s.n.m].  
 
Los datos de viento están dados a ciertas alturas, con el inconveniente de que ésta 
no representa la altura sobre el nivel del mar, sino que representa la altura a una 
cierta referencia, en este caso, la altura sobre el nivel del mar en que se encuentra la 
turbina más baja. Es por este motivo que se debe calcular la velocidad del viento a 
una altura total, que se define como la diferencia entre la altura sobre el nivel del mar 
del emplazamiento de las turbinas (961[m]) y la altura sobre el nivel del mar de la 
torre de medición (427 [m]) más la altura del eje de la turbina (105 [m]). 
 
Lo anterior converge en que, la altura a la que se debe calcular la velocidad del 
viento es 639 [m] sobre el terreno, la cual es bastante mayor a la más alta medición 
(216 [m]). Es por esta razón que una interpolación no es confiable. Dado lo anterior 
se procede a utilizar el método de la rugosidad de la superficie para dicho cálculo, 
con una longitud de rugosidad de 1,3 [m].  
 
Al igual que para el escenario 2, y dado que debemos ocupar sólo dos puntos 
distintos de medición del viento, se dejan como mediciones principales las alturas 35 
y 216 [m]. 

4.4.2 Influencia del efecto estela 

Para el análisis de cómo el efecto estela influye dentro un parque, se crean dos 
escenarios: 
 

• Escenario 1: Parque en terreno complejo considerando el efecto estela. 
 

• Escenario 2: Parque en terreno complejo sin considerar el efecto estela. 
 
Al igual que el caso anterior, se consideran las mismas mediciones de viento para 
ambos escenarios, con el objetivo de analizar sólo la influencia del efecto estela. 
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Escenario 1: Parque en terreno complejo considerando el efecto estela 

Para esta configuración se considera el parque tal cual se encuentra en la Fig. 4.1, 
con las turbinas a sus respectivas alturas (Tabla 4.2). Dado el terreno complejo se 
procede a calcular la operación del parque. Este escenario es idéntico al escenario 1 
de la influencia de la topografía, por lo que dichas consideraciones también son 
válidas para este modelo. 

Escenario 2: Parque en terreno complejo sin considerar el efecto estela 

Dada la misma configuración anterior se procede a simular la operación del parque 
sin la consideración del efecto estela. Esto implica que las mediciones de viento 
pasan a ser iguales para cada una de las turbinas, en donde la operación depende 
sólo del ajuste por altura que se aplica, según la ubicación de la turbina.  
 
Dado que se trabaja con alturas de hasta 650 [m], no es posible efectuar una 
interpolación, por lo que se trabaja con la longitud de rugosidad del terreno 1,3 [m]. 

4.4.3 Influencia de turbulencias 

Para analizar los efectos que se producen en el parque producto de las turbulencias, 
se crean 2 escenarios: 
 

• Escenario 1: Parque en terreno complejo considerando turbulencias. 
 

• Escenario 2: Parque en terreno complejo sin considerar turbulencias. 
 
Al igual que el caso anterior, se considera las mismas mediciones de viento para 
ambos escenarios con el objetivo de analizar sólo la influencia de turbulencias. 
 
Escenario 1: Parque en terreno complejo considerando turbulencia 
 
Este escenario es idéntico al ocupado en el escenario 1 tanto de la influencia de la 
topografía y de la influencia del efecto estela. Por lo que las consideraciones 
utilizadas siguen siendo válidas. 
 
Escenario 2: Parque en terreno complejo sin considerar turbulencia 
 
En este escenario se trabaja tanto con terreno complejo como con la consideración 
del efecto estela. Como se ocupan alturas superiores a los 216 [m], el método de 
interpolación no es eficaz, dando uso al método de rugosidad de la superficie, con 
un largo de rugosidad de 1,3 [m]. 
 
Es importante destacar que al no considerar turbulencia en la operación del parque, 
la potencia en cada una de las turbinas es calculada con su curva de generación 
teórica, y no con un modelo de turbulencia. 
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4.4.4 Multiplicación por el número de turbinas 

 
En general, una de las formas más básicas de modelar la operación de un parque es 
multiplicando la operación de una turbina por el total de ellas. En este tipo de modelo 
no se consideran los efectos producidos dentro del parque, como la topografía o el 
efecto estela, pero si es posible tomar en cuenta la turbulencia.  
 
En este estudio sólo existe un escenario: considerar la operación de la turbina 4 (la 
más baja), para luego multiplicarla por el numero total de turbinas en el parque, es 
decir, 34. En este estudio sí se toma en cuenta la turbulencia del viento para la 
turbina. 
 
Cabe destacar que los resultados de este escenario sólo son comparables con el 
escenario 3 de la Influencia de la Topografía, ya que se obtiene la operación del 
parque para la altura de la turbina más baja (427 [m.s.n.m]).  
 
Dado que se está trabajando sólo con una turbina, y su altura es de 105 [m], es 
posible efectuar una interpolación de los datos de viento obtenidos. 
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5 Capítulo 5 

 
 
 
 
 

Discusión	
  de	
  los	
  Resultados	
  
 
 
 
 

5.1 Resultados y análisis 

Dado los escenarios presentados anteriormente es posible observar cómo influyen 
los distintos fenómenos presentes en un parque eólico. Se considera como caso 
base al modelamiento considerando todos los efectos estudiados anteriormente, es 
decir, topografía, efecto estela y la turbulencia. Este caso base, coincide con el 
escenario 1 de las tres variables mencionadas, por lo que no se incorporan en la 
Tabla 5.1, la cual presenta un resumen de los resultados obtenidos. 
 
 

Modelo	
  
Escenario	
   Energía	
  

[GWh]	
  
Potencia	
  

media	
  [MW]	
   [%]	
  

Caso	
  base	
   443,93	
   50,82	
   0,00	
  

Influencia	
  de	
  la	
  topografía	
  
Escenario	
  2	
   256,98	
   29,42	
   -­‐42,11	
  
Escenario	
  3	
   622,9	
   71,30	
   40,31	
  

Influencia	
  del	
  efecto	
  estela	
   Escenario	
  2	
   579,59	
   66,35	
   30,56	
  
Influencia	
  de	
  la	
  turbulencia	
   Escenario	
  2	
   444,17	
   50,84	
   0,05	
  
Multiplicar	
  por	
  el	
  número	
  

de	
  turbinas	
   Escenario	
  1	
   264,42	
   30,27	
   2,90	
  

 
Tabla 5.1: Resumen de resultados 

 
El porcentaje mostrado corresponde a la diferencia que se produce al comparar el 
caso base con los otros escenarios. No se puede hablar de error, ya que los 
escenarios son todos virtuales. Se consideran diferencias positivas cuando el 
escenario analizado produce más energía y potencia eléctrica que el caso base, y 
diferencias negativas cuando el escenario analizado produce menos energía y 
potencia eléctrica que el caso base.   
 
En cuanto a la influencia de la topografía, el peor escenario viene dado por el 2. Lo 
anterior se debe a que el emplazamiento del mismo es bastante bajo. Dado que la 
velocidad del viento aumenta con la altura es de esperar que el parque emplazado a 
menor altura sobre el nivel del mar posea los peores resultados.  
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El escenario 1 presenta un diseño interesante en la ubicación de sus turbinas. Dado 
que ellas no se encuentran a la misma altura, las más altas tendrán una velocidad 
del viento mayor (dado que la velocidad del viento aumenta con la altura), por lo que 
el comportamiento del parque será más efectivo. Cabe destacar que la menor altura 
el este escenario esta dada por la turbina A4 (Tabla 4.2), por lo que era de esperar que 
esta configuración fuera mejor al escenario 2 y peor que el escenario 3. Se observa 
que la topografía es bastante importante para la predicción de potencia dentro de un 
parque, ya que despreciarla puede llevar a una diferencia de -42,11% considerando 
la altura más baja y un 40,31% considerando la mayor altura.  
 
En cuanto a la influencia del efecto estela, se puede observar que, la no 
consideración este fenómeno lleva a una sobreestimación de la potencia del parque. 
Esto se debe a que la principal función de este efecto es disminuir la velocidad del 
viento debido a que parte de esa energía se pierde en las turbinas aguas arriba. Si 
no se considera, las turbinas tendrán siempre la misma velocidad del viento, sólo 
afectado por la topografía, la cual se traduce en un ajuste por altura. Cabe destacar 
que es importante el efecto estela dentro de un parque, ya que despreciarlo lleva a 
una diferencia del 30,56% en la predicción de la potencia de un parque.  
 
La turbulencia por otro lado, es bastante menos influyente en la predicción de 
potencia. Lo anterior se debe a que la modificación de la curva de potencia en la 
máquina debido a la turbulencia del ambiente no es drástica. Esto se puede 
demostrar con la Fig. 5.1, en donde para distintos rangos de turbulencia, la máxima 
diferencia entre las curvas es de 0,06 [MW]. Es por eso que la turbulencia influye 
poco en la potencia de un parque, obteniéndose una diferencia del 0,05% al no 
considerar dicho efecto.  
 
Según los resultados vistos, se puede observar que el efecto más importante al 
momento de analizar la operación de un parque está dado por la topografía. Lo 
anterior no se logra ver en forma clara en la sección 3.3, donde la diferencia entre 
considerar la topografía en el parque Canela I y no considerarla es de 0,04 [MW] 
RMSE y una diferencia de energía total producida de 0,38 [GWh]. Esto se debe a 
que la topografía en el sector de Canela I es más bien plana, no posee grandes 
colinas o valles en la ubicación de los aerogeneradores. Así, la altura más elevada 
entre aerogeneradores consecutivos es de 55 [m], la cual no afecta mayormente la 
velocidad del viento. Sin embargo, cabe destacar que el modelo mejora al momento 
de considerar la topografía. 
 
Finalmente, el efecto de multiplicar la operación de una turbina por el número total 
de éstas, sobreestima la predicción de potencia de un parque. Este resultado era de 
esperarse, ya que no se están considerando los efectos de estela o topografía, los 
cuales influyen directamente en la disminución de la velocidad del viento. Para poder 
comprar este efecto, es necesario hacerlo con el escenario 2 de la influencia de la 
topografía, ya que se considera cómo turbina principal la A4, la cual está a menor 
altura que todas las otras. Teniendo eso en cuenta, y para un escenario principal 
donde no se considera la topografía,  la diferencia de no considerar el efecto estela 
dentro de un escenario que no considera topografía es de 2,90%. 
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Fig. 5.1: Curvas de Potencia para distintos rangos de Turbulencia 
 
Cabe destacar que no es posible la comparación de este escenario con el escenario 
principal (considerando todos los efectos: escenario 1 en la influencia de la 
topografía), ya que depende de la altura a la cual se considera la turbina principal 
para hacer los cálculos. 
 
Para poder mostrar mejor dicho efecto, se trabaja con el parque eólico Canela I. Así 
es posible analizar el error real de multiplicar la operación de una turbina por el total 
del parque. En las siguientes tablas es posible hacer dicha comparación. 
 

Potencia	
   Energía	
  
Parque	
  [MW]	
   RMSE	
  [MW]	
   [%]	
   Real	
  

[GWh]	
  
Modelo	
  
[GWh]	
  

Erro	
  relativo	
  [%]	
  

18,15	
   2,14	
   11,79	
   21,88	
   23,73	
   7,81	
  
 

Tabla 5.2: Errores del modelo completo frente a la Generación Real 
 

Potencia	
   Energía	
  
Parque	
  [MW]	
   RMSE	
  [MW]	
   [%]	
   Real	
  

[GWh]	
  
Modelo	
  
[GWh]	
  

Erro	
  relativo	
  [%]	
  

18,15	
   2,24	
   12,32	
   21,88	
   24,34	
   10,12	
  
 

Tabla 5.3: Errores del modelo multiplicando por la cantidad de turbinas 
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Se puede observar cómo aumenta el error de la predicción de un parque al momento 
de multiplicar la operación de una turbina por el total de ellas. Para el caso de 
Canela I el error relativo aumenta en un 2,31% con respecto al modelo completo. 
Cabe destacar que simplificar el modelo por una simple multiplicación puede tanto 
sobreestimar la potencia como subestimarla. Esto va a depender de dónde se han 
tomado las mediciones de viento y la topografía del terreno. Si el terreno posee 
colinas y las turbinas están ubicadas en ellas, es muy probable que el modelo 
subestime la generación. Mientras que si las turbinas están ubicadas en valles, el 
modelo tiende a sobreestimar la generación.  
 
A modo de evaluar mejor el modelo, se analiza la sensibilidad de éste según dónde 
se toman los datos de viento. Como se explica en la sección 3.2.2, se poseen datos 
en 12 puntos distintos del parque Canela I. Los datos usados para la validación del 
modelo pertenecen a las mediciones realizadas en la torre de monitoreo (datos a 35 
[m] y 70 [m]). Sin embargo, se poseen datos de la velocidad del viento en cada uno 
de los aerogeneradores, por lo que se toman dichos datos para evaluar la 
sensibilidad del modelo. Ya que los datos obtenidos, en cada una de las turbinas, 
pertenecen a la medición del viento a sólo una altura, no es posible evaluar el efecto 
de la topografía en este análisis. En el caso de Canela I, el cual posee una 
topografía más bien plana,  los resultados no son mayormente afectados. 
 
El modo de incorporar dichos datos al modelo es evaluando el efecto estela y la 
turbulencia con distintos datos iniciales de viento (de A1 a A11 en la Tabla 5.4). En el 
caso que los datos pertenezcan a una turbina aguas abajo de A1, se aplica un efecto 
de estela inverso, además del que se aplique a las turbinas aguas abajo de la 
misma. El efecto estela inverso se le llama al proceso de obtener la velocidad con 
que llega el viento a la primera turbina aguas arriba. Dicho efecto se puede obtener 
dado que depende sólo de la velocidad de la turbina evaluada y la que se encuentra 
aguas arriba.  
 
En la Tabla 5.4 se puede observar los resultaos obtenidos al analizar la sensibilidad 
del modelo según las turbinas. 
 
 

Datos	
  de	
  
viento	
  [m/s]	
  

Potencia	
   Energía	
  
RMSE	
  [MW]	
   [%]	
   [GWh]	
   Error	
  relativo	
  [%]	
  

A1	
   2,98	
   16,42	
   30,70	
   28,74	
  
A2	
   2,02	
   11,12	
   25,19	
   13,14	
  
A3	
   2,04	
   11,26	
   22,96	
   4,71	
  
A4	
   1,66	
   9,17	
   22,34	
   2,06	
  
A5	
   1,49	
   8,21	
   23,46	
   6,74	
  
A6	
   1,66	
   9,12	
   24,84	
   11,93	
  
A7	
   1,50	
   8,27	
   22,72	
   3,72	
  
A8	
   1,69	
   9,30	
   23,84	
   8,25	
  
A9	
   2,37	
   13,06	
   25,60	
   14,53	
  
A10	
   1,85	
   10,17	
   22,92	
   4,57	
  
A11	
   1,64	
   9,05	
   22,33	
   2,04	
  

Modelo	
   2,14	
   11,79	
   23,73	
   7,81	
  
 

Tabla 5.4: Análisis de sensibilidad entre aerogeneradores 
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Se puede observar que a pesar de que el modelo toma como turbina principal a A1, 
al momento de evaluar los datos de viento de dicha turbina en el modelo, resulta ser 
el peor resultado. Lo anterior se puede explicar por 3 factores: la topografía, la 
ubicación de la torre de monitoreo y el efecto estela. Como se menciona 
anteriormente, la topografía en este caso no se toma en consideración, por lo que 
los resultados en sí poseen un error asociado. Por otro lado, el error más importante 
se debe a que no se sabe con exactitud la ubicación de la torre de monitoreo, cuyos 
datos son los que se utilizan en el modelo. Dado lo anterior, según los datos de la 
torre, el modelo considera que A1 posee una velocidad menor a la medida en la 
góndola de la turbina. Así, gracias al efecto estela del parque, la turbina A5 posee 
una velocidad muy parecida a la medida en la torre de monitoreo, obteniéndose el 
mejor RMSE cuando se evalúa el modelo con la velocidad medida en A5. Si se 
analiza lo anterior desde el punto de vista de la energía generada, es posible ver que 
el mejor resultado obtenido es cuando se usan los datos de la turbina A11. Si bien, 
tanto la potencia como la energía se comportan de forma parecida, es decir, cuando 
mejora una, mejora la otra, se considera como el mejor resultado el obtenido a 
través de A5. Lo anterior se debe a que en la planificación de sistemas eléctricos es 
necesario tener una buena estimación de la potencia hora a hora (dado el balance 
de potencia del sistema), y dicho parámetro está representado por el RMSE. 
 
Finalmente el efecto estela es el último factor que influye en el análisis. Como se ve 
en los otros escenarios, este efecto influye bastante en los resultados del modelo. 
Así, tomado un momento al azar de medición, es posible evaluar su efecto. 
 
 

Aerogenerador	
  
Velocidad	
  del	
  viento	
  [m/s]	
  

Modelo	
   Medidas	
  en	
  góndola	
   Datos	
  de	
  entrada	
  A5	
  
A1	
   3,960	
   4,698	
   4,740	
  
A2	
   4,142	
   4,069	
   4,696	
  
A3	
   4,045	
   4,081	
   4,696	
  
A4	
   4,058	
   3,896	
   4,696	
  
A5	
   4,041	
   4,101	
   4,696	
  
A6	
   4,048	
   4,534	
   4,696	
  
A7	
   4,027	
   4,696	
   4,696	
  
A8	
   4,001	
   4,938	
   4,696	
  
A9	
   3,973	
   5,445	
   4,696	
  
A10	
   3,960	
   5,030	
   4,696	
  
A11	
   3,398	
   5,590	
   4,696	
  

 
Tabla 5.5: Comparación efecto estela 

 
Se puede observar en la Tabla 5.5, los datos de viento producidos por el efecto estela. 
Se consideran 3 escenarios para el parque eólico Canela I: el modelo implementado, 
las medidas que se poseen en cada uno de los aerogeneradores y el modelo 
tomado como dato de entrada los valores de A5 (siendo el mejor escenario como se 
analiza anteriormente). Se puede observar que el modelo se comporta bastante 
cercano, hasta la turbina A5, a las medidas reales en los aerogeneradores. Las otras 
turbinas poseen un valor más bajo al medido en las góndolas, esto se debe a que no 
se sabe con certeza la ubicación de la torre de monitoreo, lo cual se puede apreciar 
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en los valores de viento en la turbina A1, los cuales son más bajos a las medidas 
reales. Se debe recordar que los datos usados en el modelo pertenecen a los datos 
de la torre de monitoreo, ya que son los datos que poseen 2 mediciones de viento a 
distintas alturas. 
 
Por otro lado si comparamos los valores con los obtenidos al tomar como dato de 
entrada A5, los valores de ajustan más al deseado, pero aún así hay ciertas 
diferencias en las medidas. Esto se debe principalmente al modelo del efecto estela 
que se considera. Se puede apreciar que a pesar de que el modelo disminuye la 
velocidad del viento cuando hay turbinas aguas arriba, dicha disminución es menor a 
la que en realidad se produce. Otra explicación viable es la consideración de sólo 4 
direcciones de viento, ya que es probable que en ciertas direcciones no 
necesariamente la turbina A11 sea la más afectada, lo que explica el alza de la 
velocidad del viento en los datos medidos. 
 
En cualquier caso, se demuestra que es mejor la utilización del modelo completo 
(incorporando efecto estela, turbulencia y topografía) para predecir, de mejor forma, 
la potencia eléctrica de un parque eólico. 
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6 Capítulo 6 

 
 
 
 
 

Conclusiones	
  y	
  trabajo	
  a	
  futuro	
  
 
 
 
 

6.1 Conclusiones 

La inminente masificación de la energía eólica, tanto a nivel mundial como en Chile, 
proporciona grandes motivaciones para el desarrollo e investigación de ésta. Los 
avances en esta área han posibilitado el mayor uso de este tipo de energía, por lo 
que se hace necesario un modelo de estimación de generación eólica al mediano y 
largo plazo. 
 
Ya que Chile ha empezado a integrar cada vez más ERNC, especialmente energía 
eólica, el aporte que hace el presente documento es valioso. Dado los resultados 
obtenidos es posible contar con un modelo validado de generación de perfiles 
eólicos, el cual, si bien posee un buen comportamiento frente a los escenarios 
propuestos, es susceptible de ser mejorado. 
 
Dicho modelo se basa en el estudio y su posterior aplicación de tres fenómenos 
importantes dentro de un parque eólico: la topografía del terreno, el efecto estela y la 
turbulencia del ambiente. Los resultados obtenidos son coherentes con la teoría, en 
donde el efecto más importante a considerar dentro de un parque esta dado por su 
topografía. Lo anterior se basa en la diferencia de alturas que poseen las turbinas en 
el parque y, dado que la velocidad del viento aumenta con la altura, la generación 
será más elevada. 
 
El efecto menos importante es la turbulencia del ambiente. Este fenómeno 
prácticamente no influye en la predicción de la generación, ya que la diferencia que 
se produce en las curvas de potencia según la turbulencia del sector, no supera los 
0,06 [MW].  El efecto estela, por otro lado, influye en forma notoria en la predicción, 
llegando a una diferencia del 30,56% si se desprecia. 
 
Es importante destacar que el modelo sólo considera cuatro direcciones de viento 
para sus cálculos, los cuales poseen buena aceptación en el modelo pero no son 
suficientes para una predicción más certera. Lo anterior se demuestra en la 
comparación de las velocidades de viento en las distintas turbinas, donde también 
influye el modelo del efecto estela, el cual baja la velocidad del viento pero a una 
taza menor que la requerida. 
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Gracias al modelo implementado, es posible verificar que un parque eólico no puede 
ser representado como la simple multiplicación de las turbinas, sino que es la suma 
de cada un de ellas, afectadas por los distintos fenómenos considerados.     
 
Finalmente, se puede observar que el modelo cumple con las expectativas 
propuestas, y se cumplen a cabalidad los objetivos planteados para este documento. 
  
La extensa revisión bibliográfica entrega la base para poder recrear el modelo, hacer 
sus respectivas mejoras y seguir con el trabajo a futuro. 

6.2 Trabajo a futuro 

Dentro del trabajo a futuro del presente documento se encuentra: 
 

• Mejorar la consideración de la topografía. Lo anterior radica en que el modelo 
presentado toma la topografía como un ajuste por altura solamente, siendo 
que se producen efectos más complejos cuando hay presente obstáculos 
como colinas o valles.  

 
• Si bien, en el presente trabajo no se ha tomado en cuenta la dirección del 

viento en su totalidad, es un buen desafío buscar una forma más eficiente de 
incorporar dicha variable. 

 
• Este modelo de predicción puede ser usado para la planificación de un 

parque a construir. Dado que se toman en cuenta las distancias entre las 
turbinas y su posición en el plano, teniendo la potencia nominal del parque es 
posible realizar un trabajo de optimización para obtener el diseño optimo del 
parque generador.  

 
• Si bien se trabaja con un modelo determinístico, es posible extrapolar este 

modelo a uno estocástico. Así, a través del método de Monte Carlo u otro 
semejante, es posible obtener datos de viento estocásticos, para los cuales se 
obtendrían datos de generación estocásticos.   
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8 Anexos 

8.1 Anexo A 
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34 Power Curve for Standard Density 

The power curve is calculated at air density 1.225 kg/m3  
Cut –in wind speed: 3.5 m/s (10 min. average) 

Wind 
speed  
(m/s) 

Power 
(kW) 

3 0 
4 28 
5 144 
6 309 
7 511 
8 758 
9 1017 

10 1285 
11 1504 
12 1637 
13 1650 
14 1650 
15 1650 
16 1650 
17 1650 
18 1650 
19 1650 
20 1650 
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35 Power Curve 

Air 
densit

y 
[kg/m3] 

0.97 1.00 1.03 1.06 1.09 1.12 1.15 1.18 1.21 1.225 1.24 1.27 

Wind 
speed 
[m/s] 

Power 
[kW] 

Power
[kW] 

Power 
[kW] 

Power
[kW] 

Power
[kW] 

Power
[kW] 

Power
[kW] 

Power
[kW] 

Power 
[kW] 

Power 
[kW] 

Power
[kW] 

Power
[kW] 

3 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 0 
4 15 16 18 19 21 22 24 25 27 28 29 30 
5 107 112 116 120 125 129 133 138 142 144 146 151 
6 238 246 255 263 271 280 288 296 305 309 313 321 
7 399 412 425 438 452 465 478 491 504 511 517 530 
8 589 608 627 645 664 683 702 722 746 758 767 788 
9 794 818 843 867 892 916 941 968 999 1017 1028 1058 
10 995 1025 1055 1085 1116 1147 1178 1217 1260 1285 1299 1333 
11 1191 1228 1266 1303 1341 1379 1417 1453 1489 1504 1518 1546 
12 1371 1415 1459 1504 1548 1588 1620 1628 1636 1637 1639 1642 
13 1520 1569 1616 1637 1642 1643 1645 1646 1647 1650 1650 1650 
14 1624 1635 1643 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 
15 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 
16 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 
17 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 
18 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 
19 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 

 

20 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 1650 
 



 56 

8.2 Anexo B 
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31 Climate and Site Conditions regarding structural design 

 50 Hz – IEC IIb 60 Hz – IEC IIb 
Design life time 20 years 20 years 
Temperature interval for operation See specifications below See specifications below 
Temperature interval for structure See specifications below See specifications below 
A-factor 9.59 m/s 9.59 m/s 
Form factor, c 2.0 2.0 
Annual average wind speed  8.5 m/s 8.5 m/s 
Wind shear 0.20 0.20 
Extreme wind speed  42.5 m/s (10 min. average) 42.5 m/s (10 min. average) 
Survival wind speed 59.5 m/s (3 sec. average) 59.5 m/s (3 sec. average) 
Automatic stop limit 20 m/s (10 min. average) 20 m/s (10 min. average) 
Automatic stop limit 24 m/s (1 min. average) 24 m/s (1 min. average) 
Automatic stop limit 32 m/s (1 s. average) 32 m/s (1 s. average) 
Re-cut in 18 m/s (10 min. average) 18 m/s (10 min. average) 
Characteristic turbulence intensity 
 acc. to IEC 61400-1 (15 m/s) 

16% (including wind farm 
turbulence) 

16% (including wind farm 
turbulence) 

Air density 1.225 kg/m3 1.225 kg/m3 

 

Maximum in-flow angle 8q 8q 
 

32 Specific Climate and Site Conditions  

 Standard (only 50 
Hz) 

Tropical -20 to +40qC 
(50 + 60 Hz) Arctic (50 + 60 Hz) 

Temperature interval for 
operation1,2,3 -20 to +30qC -20 to +35qC (+40°C) -30 to +30qC 

Temperature interval for structure -20 to +50qC -20 to +50qC -40 to +50qC 

 

1 Note! For Tropical! Rated power is reduced to 1500 kW for temperature between +35qC and +40qC. 
2 Note! No operation if temperature is below -10qC in control panel or gear oil sump. Heating systems are 
optional. 
3 Note! If the windturbine is placed more than 1000m above sea level, a higher temperature rise than usual 
might occur in the generator, the transformer and other electrical components. In this case a periodic 
reduction of rated power might occur, even if the ambient temperature is within specified limits. Furthermore 
increased risk of icing up occur at sites more than 1000m above sea level. 

 
33 Conditions for Power Curve (at hub height) 

 50 Hz 60Hz 
Air density 1.225 kg/m3 1.225 kg/m3 

Wind shear 0.12-0.16 0.12-0.16 
Turbulence intensity  11-16 % 11-16 % 
Blades Clean Clean 
Ice/snow on blades No No 
Leading Edge No damage No damage 
Rain No No 
Terrain IEC 61400-12 IEC 61400-12 
Inflow angle  0±2 q 0±2 q 
Grid frequency 50 ±0.5 60±0.5 Hz 

 

Verification acc. to  IEC 61400-12 IEC 61400-12 
 


