UNIVERSIDAD DE CHILE
FACULTAD DE CIENCIAS FISICAS Y MATEMATICAS
DEPARTAMENTO DE INGENIERIA ELECTRICA

ANALISIS DE LA PROGRAMACION DE LA OPERACION DE DE CORTO
PLAZO DEL SISTEMA ELECTRICO NACIONAL REDUCIENDO TIEMPOS
DE SIMULACION Y CONSIDERANDO INCERTIDUMBRE EOLICA

MEMORIA PARA OPTAR AL TITULO DE INGENIERO CIVIL ELECTRICO

JOAQUIN FELIPE CEBALLOS NAVARRO

PROFESOR GUIA:
CARLOS BENAVIDES FARIAS
PROFESOR CO-GUIA:
CLAUDIO CARVALLO CARO

COMISION:

SEBASTIAN ROMERO MOREAU

SANTIAGO DE CHILE
2024



RESUMEN DE LA MEMORIA PARA OPTAR

AL TITULO DE DE INGENIERO CIVIL ELECTRICO
POR: JOAQUIN FELIPE CEBALLOS NAVARRO
FECHA: 2024

PROF. GUIA: CARLOS BENAVIDES FARIAS

ANALISIS DE LA PROGRAMACION DE LA OPERACION DE DE CORTO
PLAZO DEL SISTEMA ELECTRICO NACIONAL REDUCIENDO TIEMPOS
DE SIMULACION Y CONSIDERANDO INCERTIDUMBRE EOLICA

Para las empresas de generacion eléctrica es importante tener proyecciones de la progra-
macion de la operacién del Sistema Eléctrico Nacional (SEN) de los préximos meses para la
gestion y manejo de sus activos. En este contexto, en el presente trabajo de titulo se simula la
operacion del SEN considerando un horizonte de 1 ano utilizando modelos de programacion
de corto plazo. Como parte de los objetivos de esta memoria, se propone una metodologia
para reducir los tiempos de simulacion del problema de optimizacién y abordar la incertidum-
bre edlica en forma de distintos escenarios de disponibilidad del recurso. En el marco tedrico
se aborda el problema de programaciéon de la operacién que resuelve el Coordinador, viendo
la formulaciéon y manera que se resuelve, proponiendo técnicas de simulacion similares a las
actuales empleadas. También, se abordan las cadenas de Markov discretas, que se utilizaran
para caracterizar las transiciones horarias de generaciéon y crear escenarios eodlicos horarios
por central. La metodologia utilizada para reducir los tiempos de simulacién se resume en
disminuir la cantidad de problemas enteros mixtos que se resuelven a la mitad, resolviendo
la parte sin pérdidas del problema con iteraciones lineales.

Aplicando la metodologia propuesta, se obtiene una reduccion de aproximadamente el
triple en el tiempo de simulaciéon con respecto al caso sin simplificaciones, pasando de alre-
dedor de 23 a 7 horas de simulacion. Con respecto a la calidad de la soluciéon obtenida, la
generacion mensual por tecnologia varia levemente, teniendo una variaciéon porcentual pro-
medio del 2,9 % considerando todas las tecnologias. Las mayores diferencias fueron los costos
marginales, donde el 80 % de las horas simuladas tenian una diferencia porcentual relativa
del 13,6 % promedio de las 3 zonas representadas.

Las simulaciones de la operacién se hicieron realizando un andlisis simplificando del re-
curso y uno detallado considerando resolucién horaria. El caso simplificado utiliza un perfil
diario igual por central para todos los dias de un mismo mes. Al comparar los resultados de
ambas simulaciones, se concluye que debido a congestiones hacia la zona sur, la modelacion
considerando perfiles horarios para todo el horizonte de evaluacion, impacta en mayor ge-
neracién diésel que en el caso simplificado con un perfil promedio, produciendo un aumento
en el costo marginal de la zona sur. Para abordar la incertidumbre edlica se desarrollé una
metodologia donde se generaron 1.000 escenarios de perfiles horarios de viento para un ano
completo. Los escenarios fueron filtrados segin su probabilidad de excedencia, simulando
los casos con 0%, 25%, 50%, 75% y 100 % de probabilidad de excedencia. Al simular los
anteriores casos, se observa que la variacion edlica llega a variaciones porcentuales maximas
del 14 %, 13% y 42 %, para el carbén, gas y diésel respectivamente, siendo el diésel el que
mayor impacto tuvo. En las zonas norte y centro no tiene un gran impacto en el promedio
del marginal, mientras que la zona que mas variaciones tuvo fue la sur.
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Capitulo 1

Introduccion

1.1. Motivacion

La generacién de energia con fuentes renovables ha ido en aumento en los tultimos anos,
a nivel global, se ha pasado de una capacidad instalada de 1,69 TW en 2014 a 3,86 TW en
2023 [1]. El aumento se debe a que por un lado, la crisis climatica ha producido que paises
tengan metas de disminucién de emision de gases de efecto invernadero [2], por lo que han
generado distintos esquemas de incentivos para la generacién con fuentes no contaminantes,
por otro lado, los costos de inversién de tecnologias como la solar han disminuido de 2.750
USD/KW en 2014 a 850 USD/kW en 2022, mientras que la edlica de 2.000 USD/kW en 2014
a 1.300 USD/kW en 2022 [3].

La energia edlica ha ido en crecimiento constante en los ultimos afios, teniendo una capa-
cidad global de 1.047 GW y generando el 10 % de la energia global [4]. En la actualidad, en
Chile se tiene una capacidad edlica instalada de 4.710 MW, que corresponde a un 13,7 % de
la capacidad instalada total [5]. También la generacién edlica anual ha ido en aumento como
se observa en la figura 1.1, donde pasa de cerca de 6.000 GWh anuales en 2020 a cerca de
10.000 GWh en 2023.

Generacion edlica anual SEN GWh
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Figura 1.1: Generacién edlica anual SEN, fuente [6]

La energia edlica posee una alta variabilidad dada su naturaleza estocastica, lo que im-
pacta directamente en la operacion del sistema eléctrico. Su mal prondstico puede ocasionar



tanto que se tenga que generar mas o menos energia con otras tecnologias, impactando di-
rectamente en la operacion y costos del sistema. El error porcentual absoluto medio ha sido
del 10 % de segtn el reporte edlico del Coordinador Eléctrico Nacional (en adelante, Coordi-
nador) de enero de 2024 [7]. Lo que puede significar en términos de potencia, unos 506 MW
de diferencia en la programacién diaria, respecto a la capacidad edlica instalada en mayo de
5.057 MW [8].

La meteorologia es una ciencia donde es usual tener errores de pronésticos, los pronodsticos
fiables pueden tener un maximo de diez dias de anticipaciéon segin una investigadora del
Centro de Investigaciones del Mar y la Atmdsfera [9]. Si se considera todo lo mencionado
anteriormente, para el largo plazo se hace méas evidente la falta de pronédsticos.

Por otro lado, la programacion de la operacién es un problema de optimizaciéon donde
se obtiene que centrales estardn operando en un periodo de tiempo a un minimo costo [10].
Se obtiene que maquinas estaran encendidas generando energia en un horizonte de tiempo
determinado, siendo un problema lineal entero mixto, donde las variables binarias indican
la decision de que unidades estaran encendidas. Este es un problema determinista, ya que
se asumen conocidas la demanda, disponibilidad del recurso y afluentes en el tiempo que
se resuelve el problema, pero estas son variables que pueden variar significativamente en la
realidad.

Para empresas de generacién como Generadora Metropolitana, le es importante tener pro-
yeccion de la programacion de la operacion, ya que necesitan saber la generacion de sus
centrales en el corto y mediano plazo para la toma de decisiones sobre sus activos, por ejem-
plo, las centrales a gas, anualmente deben informar los volimenes de gas contratados para el
préximo ano mediante el informe ADP [11], el cual se deben considerar las proyecciones de
la operacién para calcular el volumen a contratar.

Tanto la programacion mensual del Coordinador [12] como los modelos de Generadora
Metropolitana utilizan promedios mensuales horarios en las centrales edlicas. Uno de los in-
convenientes de este método es que al usar promedios, disminuye la variabilidad intradiaria
y no representan bien la estocasticidad del recurso. Para cubrirse ante diferentes futuros
posibles, los modelos de programacion de mediano/largo plazo deberian considerar distintos
escenarios posibles.

Dicho lo anterior, se debe incorporar a los modelos de planificaciéon que resuelven pro-
blemas de programaciéon de la operacion estas incertidumbres, en concreto, incorporar la
estocasticidad del viento en las simulaciones. El problema de anadir estocasticidad en simu-
laciones de la programacién de la operacion, es que al tener mas escenarios de generacion,
se deben resolver mas problemas, por lo que se ocuparia mas tiempo en simulaciones. Lo
anterior es importante cuando se tiene una capacidad limitada para la resolucion de estos
problemas, ya que se necesita mayor tiempo en resolverlos. Por lo que nace la necesidad de
reducir los tiempos de simulacion de estos modelos.



1.2. Objetivos del trabajo de titulo

El objetivo general del trabajo de titulo es realizar un anélisis de la programacion de
la operacién en el Sistema Eléctrico Nacional (SEN), reduciendo los tiempos de simulacién
del problema de optimizacién y considerando incertidumbre edlica en forma de distintos
escenarios y disponibilidades del recurso. Los objetivos especificos del trabajo de titulo son
los siguientes:

* Implementar una reduccién al problema de programacion de la operacion, tal que re-
duzca los tiempos de simulacion.

* Analizar los efectos en la operacién del sistema eléctrico de la reduccion.
* Construir una metodologia para crear escenarios de generacion edlica.

* Analizar los efectos en la operacién del sistema eléctrico de usar factor de planta pro-
medio mensual horario versus horarios.

* Analizar las variaciones de la operacion del sistema eléctrico bajo distintos escenarios
edlicos.

1.3. Alcances

En el presente trabajo se tienen varios frentes, por un lado en la reduccién de los tiempos
de simulacion se abarca solo la programacién de la operacion que resuelve el Coordinador,
no entrando en disefiar un algoritmo para resolver problemas lineal enteros mixtos (MILP)
generales. También se limita a trabajar con las herramientas que posee el software de simu-
lacién de mercados eléctricos Plexos [13], el cual es que utiliza el Coordinador para resolver
la programacion diaria y realizar sus estudios de la operacién. Por el lado de la creacion de
escenarios de generacion edlicos, solo se abarcan centrales que tengan datos de operacion de
al menos 1 ano, dejando fuera proyectos o centrales que poseen datos menores a 1 afio de
operacién. Con respecto a las pruebas de simulacion de la operacién, solo se considera un
horizonte de 54 semanas de operacién, por lo que se abarca el corto/mediano plazo.

1.4. Estructura de la memoria de titulo

El presente trabajo consta de 6 capitulos, en el segundo capitulo se aborda de manera
general el marco tedrico, donde se explican los conocimientos necesarios para el entendimien-
to del problema de programacién de la operacion y sobre la creaciéon de escenarios edlicos
utilizando las cadenas de Markov.

En el tercer capitulo se parte con la metodologia general de la programacién de la ope-
racion, donde se muestra en profundidad cuales seran las simulaciones a realizar. Se define
la metodologia de la creacién de escenarios de generacion edlica (considerando la correlaciéon
entre centrales) y luego se muestra la de reduccién del problema de programacién de la ope-
racion. La parte final del capitulo se explica el caso de estudio con el que se trabaja, donde se
muestra la funciéon objetivo y restricciones del modelo de optimizacion, ademas de mostrar
las entradas de las simulaciones.



En el quinto capitulo se muestran los resultados de las simulaciones con sus respectivos
analisis, donde se explica el porqué de los resultados. Visualizando los efectos de la reducciéon y
las variaciones de la operacion debido a las diferentes formulaciones de factor de planta edlico
y los diferentes escenarios edlicos. Finalmente en el sexto capitulo se tienen las conclusiones
del trabajo, seguido de las propuestas de trabajo futuro, para finalizar con las referencias y
anexos del trabajo.



Capitulo 2

Marco Teédrico

En el presente capitulo se describen los elementos necesarios para el entendimiento del
trabajo de memoria de titulo. Se abordara conceptos de la operacion del Sistema Eléctrico
Nacional, entendiendo el origen del problema de programacion de la operacién y qué meto-
dologia utiliza el Coordinador para resolverlo. También en esta seccion se da contexto de las
herramientas para la creacion de escenarios estocasticos de viento, donde se utilizara cadenas
de Markov discretas para la caracterizacién de los escenarios. Ademés se da un contexto
del estado del arte en la creacién de escenarios edlicos y en la reduccion de problemas de
predespacho.

2.1. Operaciéon del sistema eléctrico chileno

La operacién del Sistema Eléctrico Nacional (SEN) es el resultado de la programacién
diaria del Coordinador, la cual resuelve que unidades de generacion seran despachadas en un
periodo de una semana, la cual se publica diariamente. Todo esto proviene del reglamento
de la Coordinacién y Operacion del Sistema Eléctrico Nacional [14].

Particularmente del articulo 36 del titulo III, capitulo I:

El Coordinador deberd efectuar la programacion de la operacion de las instalaciones
del Sistema Eléctrico Nacional, proceso mediante el cual se optimiza y programa el
uso de las instalaciones del sistema eléctrico sujetas a su coordinacion. La pro-
gramacion de la operacion deberd garantizar la operacion mdads economica para el
conjunto de instalaciones, minimizando el costo total actualizado de abastecimien-
to, esto es, la suma de los costos totales esperados de operacion, reservas y falla,
para un determinado horizonte de tiempo, preservando la sequridad y calidad del
servicio en el sistema eléctrico. La programacion de la operacion determinard el
valor de los recursos de la energia embalsada o almacenada, en adelante, energia
gestionable, el nivel de colocacion de las energias y reservas, y el uso optimo de
las instalaciones, segiun corresponda, conforme al presente reglamento y a la norma
técnica respectiva. El Coordinador deberd realizar la programacion de la opera-
cion del Sistema Eléctrico Nacional optimizando de manera conjunta el nivel de
colocacion de la energia para abastecer la demanda y las reservas operacionales ne-
cesarias que permitan cumplir adecuadamente los principios de la coordinacion a
que se refiere el articulo 5 del presente reglamento. Este proceso debera considerar
los insumos necesarios para cumplir los objetivos senalados en el inciso anterior,
tales como caracteristicas técnicas de las instalaciones, la programacion y coordina-
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cion de los mantenimientos, las solicitudes de trabajos en las instalaciones, costos
variables declarados por los Coordinados, informacion proporcionada por los Coor-
dinados, estudios desarrollados o mandatados por el Coordinador, informacion de
prondsticos, entre otros, de acuerdo a lo indicado en el presente Titulo.

El articulo anterior habla de que el Coordinador debe optimizar y programar el uso de
las instalaciones del SEN, considerando una serie de elementos para garantizar la operaciéon
mas econdmica y segura posible. Aniadido a lo anterior, se tiene que la forma de gestionar la
energia almacenable viene dada por el articulo 37 del titulo III, capitulo I:

En la programacion de la operacion, el Coordinador deberd calcular y utilizar el
costo de oportunidad de la energia gestionable, que minimice el costo presente y el
costo futuro esperado de operacion y falla del sistema eléctrico, de aquellas insta-
laciones cuya capacidad de almacenamiento implique un impacto relevante sobre la
operacion del sistema eléctrico, conforme lo seniale la respectiva norma técnica.

Teniendo el contexto de la normativa que faculta al Coordinador para realizar la progra-
macion de la operacion, el diagrama de la figura 2.1 resume como se realiza la programaciéon
diaria del coordinador.

* Plan de obras de * Hidrologias histéricas * Prondsticos caudales ¢ Disponibilidad y
generacion y « Demanda provectada . P costos combustibles
e proy! Prondstico demanda S bactas S5.CC

. ; . - ubastas SS.
Vi T T Costostccijmbustlbles « Disponibilidad de
. RIOVECIACOS centrales/lineas + Condiciones iniciales
* Prondsticos caudales

Valoriza el agua
embalsada
Funcidn de costo futuro

Modelo PLP Predespacho

Horizonte: 2 afios Funcién de Costo Futuro Horizonte: 1 semana
¢ Modelo de coordinacion X e e
hidrotérmica que valoriza el agua * Modelo que obtiene que maquinas
embalsada 8 estardn encendidas en el tiempo

e Posee variabilidad hidroldgica * Problema deterministico

* Problema estocdsticos multietapa * Problema lineal entero mixto (MILP)
e Se resuelve usando algoritmo * El CEN resuelve este problema
SDDP (Stochastics dual dynamic utilizando algoritmo Branch and Cut

programming)

Figura 2.1: Diagrama resolucién programacion de la operacion. Fuente: Ela-
boracién propia

En la figura 2.1 se aprecia la forma en la que el Coordinador plantea la programacion
diaria. Existen dos principales modelos, uno es el modelo PLP y el otro es el predespacho, el
cual el primero valoriza el agua embalsada a través de la funciéon de costo futuro y el segundo
resuelve que maquinas estaran encendidas en un horizonte de tiempo.

2.1.1. Modelo PLP

El modelo PLP (Programacién de largo plazo) es una herramienta computacional que
permite resolver problemas de planificacién de la operacién en mediano y largo plazo [15].
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Este modelo minimiza el valor esperado de los costos de generacion, de falla y el valor futuro
del agua, aplicando un algoritmo conocido como programacién dindmica dual estocastica
(Stochastic Dual Dynamic Programming o SDDP) [16].

El Coordinador debe gestionar los embalses para tomar decisiones de la operacion conside-
rando el presente y el futuro. En la figura 2.2 se observa el arbol de decisiones para sistemas
hidrotérmicos, donde un incorrecto uso de los embalses puede derivar a vertimientos o déficit
en el futuro. En la figura 2.2 se ejemplifica lo anterior.

Hidrologia Futura Consecuencia
L . Operativa
Decision Operativa
S Humeda | OK
Usar
Embalses
Seca 1 Déficit
Himeda Vertimiento
No Usar
Embalses
Seca n OK

Figura 2.2: Proceso de decisién para sistemas hidrotérmicos. Fuente [17]

Por ello es importante valorizar el agua embalsada, donde su valor debe considerar posibles
escenarios estocasticos futuros. Esto se hace a través de la funciéon de costos futuros, la cual
valoriza el agua embalsada bajo la l6gica de que disminuye el valor en la medida que aumenta
el volumen almacenado final, pues habra més energia hidraulica disponible en el futuro [17].
En la figura 2.3 se observa la funcién de costo futuro:

—e—[FCF ——FCF Linealizada

usbD

Volumen almacenado embalse [hm3]

Figura 2.3: Funcién de costo futuro linealizada

La figura 2.3 muestra la funcién de costo futuro de un embalse y su linealizacién por
tramos. Mediante esta funcién es que se valoriza el agua embalsada, y entra posteriormente
en los modelos de predespacho como una restriccion, para que no sobre utilicen los embalses
en el corto plazo.



2.1.2. Programacion diaria

La programacién diaria (o predespacho) del Coordinador determina las centrales que es-
taran operando el dia siguiente que se publica el programa diario. Este tiene un horizonte
de tiempo de 1 semana, aunque diariamente se publica, ya que diariamente cambian las
condiciones de la operacion. Este problema es una optimizaciéon que minimiza los costos de
la operacién considerando criterios de seguridad, la funcién objetivo consiste en los costos
variables de generacion, costo de encendido/apagado de maquinas y costos de servicios com-
plementarios. Este es un problema deterministico, es decir, que todos los parametros son
fijos, tales como los pronésticos de demanda, caudales y generacién edlica/solar.

2.1.3. Capacidad instalada por tecnologia

Para operar el sistema eléctrico, se tienen diferentes tecnologias que generan energia, las
cuales aportan en mayor o menor medida a satisfacer la demanda total dependiendo del
tiempo. A continuacién, en la figura 2.4 se observa la capacidad instalada por tecnologia en

cada regién segun el reporte energético de mayo de 2024 [18]:

Capacidad Instalada por region y tecnologia
9.312 M Geotérmica

]
M Termosolar

Solar
5.119 5.241
. M Edlica
3.135 Gas Natural
2.081 2292 2327 2999
. M Diésel
- [ | 1.000 944
145 5 I l I 305 348 M Carbdn
= = n B — R
. B Otros Térmicos
-2 % g g &8 8 g & ¢ 2 g2 g 8 3
o 9 =% 1) S £ o 2 a8 o > o 8 « S P
o ® © X 3 E] IS = = = z o ] 3 - M Hidrico
= © S 2 o =3 2 X © S 3
< 5 © g < 3 Ig 5 [e) 5 S
<< g ©

Figura 2.4: Capacidad instalada por tecnologia en cada regién del SEN

De la figura 2.4 se observa que zona norte (desde la regién de Arica y Parinacota a la de
Atacama, para efectos de este trabajo) se tiene mayoritariamente capacidad instalada solar
y luego edlica. La zona centro (desde la regién de Coquimbo hasta la del Biobio) se tiene
mayoritariamente capacidad instalada hidrica y de gas natural. Por tltimo, la zona sur (desde
la regién de la Araucania a la regién de los Lagos) se tiene mayor capacidad instalada edlica,

seguida de diésel.

2.2. Fundamentos de optimizacion

La optimizacion matematica consiste en la seleccion de los mejores elementos considerando
ciertos criterios sobre un conjunto factible [19]. Existen distintos tipos de problemas que
abarca el campo de la optimizacion, en particular, este trabajo se limita a problemas lineales

y lineales entero mixtos.



2.2.1. Problema lineal

Un problema de programacioén lineal (Linear Program o LP) es un problema de optimiza-
cién donde se resuelve el siguiente problema [20]:

. T
min ¢z (2.1)
st. Ar<b AeM™"™(R), beR™ (2.2)
x>0

Donde la funcién objetivo es ¢!z, la variable de decision es el vector real z, ¢! es el vector

de costos y la ecuacién Ax < b representa todo el conjunto de restricciones lineales.

Una aplicacion de la programacion lineal es el despacho econémico, siendo este un pro-
blema que determina la operacion de un sistema eléctrico mediante la asignacién 6ptima de
las centrales disponibles para abastecer la demanda de energia [21]. El problema de despacho
tiene la siguiente formulaciéon béasica:

min = » > CViy- Py (2.4)
teT geG
s.t Z P,,=D;+ Losses;, VteT (2.5)
geG
P < Py < P VieT, VgeG (2.6)

Donde 2.4 es la funcién objetivo, la cual considera los costos variables C'V; , y la potencia
P, 4 que inyecta la central g en el tiempo ¢. Las ecuaciones 2.5 y 2.6 son las restricciones del
problema, siendo la primera el balance de demanda, que indica que la generacién debe ser
igual a la demanda en todo momento, y la segunda es la restricciéon de minimos/méaximos
técnicos, que indica que las unidades tienen limites de generacién. Con D; y Losses; es la
demanda y la demanda asociada a las pérdidas del sistema, P"* y Pg””” es la plena carga y
el minimo técnico respectivamente.

2.2.2. Problema lineal entero mixto (MILP)

Un problema lineal entero mixto (mized integer linear problem o MILP) es un problema
de optimizacién donde se resuelve: [22]

: T T
d 2.7
LS 7

st. Az <b AeR™" heR™ (2.8)
Ey<f EeRPX fcRP (2.9)

Donde la funcién objetivo ¢’x + d”y considera las variables x € Z" entera y y € RY real.
El conjunto de restricciones esta divididos en dos partes, las restricciones de variable entera
(Az < b) y las de variable real (Ey < f). Se observa que el problema MILP es una variante
de un problema lineal, anadiendo una restriccion de valor entero a la variable de decision.

Una aplicacion de problemas MILP es el predespacho, el cual consiste en una optimiza-
ciéon que determina el nimero de maquinas que estan encendidas y su generacién tal que
satisfaga la demanda pronosticada en un periodo de tiempo determinado [23]. El problema
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de predespacho tiene la siguiente formulacién basica:

min Y Y CViy-Prg+ CIE; g+ CITA;, (2.10)
teT geG
st Y Pg,=D,+ Losses; VteT (2.11)
geG
P;nin'XmgSPt’gSP;nax'Xmg VtET, ngG (212)
Xig, Erg, Ay €{0,1} VteT, Vge G (2.13)

Donde (2.10) es la funcién objetivo, que estd minimizando los costos de producir la ener-
gla (considerando encendidos y apagados de las méaquinas). Con CV, 4 el costo variable en
el tiempo ¢ de la central g, F; , la potencia inyectada en el tiempo ¢ por la central g, CJ" y
Cgf 7 el costo de encendido y apagado respectivamente de la central g, F; , y A;, las variables
binarias de encendido y apagado respectivamente. El problema esta sujeto a restricciones de
balance de demanda (2.11), méximo/minimo técnico de las maquinas (2.12) y las restriccio-
nes (2.13) que hacen que solo puedan tomar valores binarios el estado X, 4, encendido E; ; y
apagado A, , de las mdquinas.

Comparando el despacho y predespacho, se tiene que el primero considera el resultado
del segundo, es decir, el resultado del predespacho (que unidades estardn encendidas en el
horizonte de evaluacién) entra como parametro en el modelo de despacho. Este es un problema
lineal entero mixto (MILP) el cual tiene diferentes métodos para resolverlos

2.3. Resolucién programacion diaria coordinador

El Coordinador diariamente publica el resultado de la programacion de la operacion, el
cual indica que maquinas estaran despachadas en un horizonte de tiempo de 24 horas. Dentro
de los archivos que publican, se encuentra el log file, que es un archivo que registra el método
con el cual se resuelve la programacion de la operacién [24]. La metodologia se resume en la
figura 2.5 de la siguiente manera:
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Sin pérdidas = Con pérdidas

Metqdo Branch & Cut Metqdo » Metqdo Branch & Cut Metqdo
Barrier Barrier Barrier Barrier

Estado de ][ ] [ ][ Estado de ][ ]
[ Preprocesado ] [ ceneradores Despacho Preprocesado T Despacho

\ ] | ]

1
e win 3 PRy Clia- Pu

D

1
min E CVig-Pig
geG

g.t. Z P4 = Z Dy

geG iEN

geG

s.t. Z P4 = Z Dy ; + Losses

geG iEN

1
» PFp = 1 — 9Pioss
dPp
Factores Problema con
penalizacidn pérdidas

Problema sin
pérdidas
y pérdidas
lineas

Figura 2.5: Forma en la que resuelve la programacién diaria el Coordinador.
Fuente: Elaboracién propia

Se observa de la figura 2.5 que el problema se divide en dos partes, uno sin pérdidas y el
otro con pérdidas. Esto es debido a que primero se debe determinar un despacho preliminar
para calcular cuanto serian las pérdidas hipotéticas por las lineas y cuanto serian los factores
de penalizacion. Donde las pérdidas de la linea y los factores de penalizacién de la siguiente
forma:

Pl = FZ - Ry (2.14)
1
1—- 9P

Donde F}; es el flujo por la linea [ en el tiempo ¢, R; es la resistencia de la linea [, PFp es
el factor de penalizacién de la barra B. Se observa que las anteriores ecuaciones dependen del
flujo de potencias, por lo que se calculan utilizando los resultados del despacho preliminar.
Una vez que se obtienen ambos resultados, las pérdidas son aiiadidas como demanda, la cual
es distribuida entre las barras que conecta la linea. Los factores de penalizacion son anadidos
a la funcién objetivo, penalizando los costos asociados a la inyeccion de energia en la barra
de inyeccion del sistema.

Cada problema (sin y con pérdidas) se resuelve de la misma forma, primero se hace
un preprocesado utilizando el método barrier (barrera en espanol) donde se obtiene una
solucion relajada inicial (variables binarias se transforman a reales) inicial. Luego con esa
solucion inicial, se determina el estado de los generadores factible a minimo costo mediante
el algoritmo Branch and Cut.

2.3.1. Barrier Method

El método de barrera es un tipo de método de puntos interiores que resuelve problemas
de optimizacion restringidos de forma iterativa, moviéndose dentro del conjunto factible sin
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tocar sus limites [25].

min  f(z) (2.16)
st cx)>0 i=1,..,m (2.17)
FiR" R (2.18)
¢ R — R (2.19)

Se introduce una funciéon de barrera que penaliza acercarse a los limites del conjunto factible.
B(x,p) = f(z) — p ) _log(ci(x)) (2.20)
i=1

Donde ahora el nuevo problema a resolver es la minimizacién de B(x, ). En el contexto
en el que se estd usando este método, se resuelve un problema relajado, es decir las variables
binarias pasan a ser reales:

Xt,g S {0, 1} - Xt’g S [0, 1] (221)

Utilizando el método barrier en el problema relajado, se queda la siguiente estructura de
problema:

min 'z (2.22)
reR™
st. ajx<b; j={1,..m} (2.23)
x>0 (2.24)
b(z)=c"z - ln<bj — a?x) (2.25)
j=1

2.3.2. Branch and Bound

Métodos como los de Branch and Bound son fttiles para resolver problemas de predes-
pacho, este se basa en el concepto de que la solucion factible puede ser particionada en un
subconjunto de pequenas soluciones [26]. Este método fue propuesto por [27] en 1963. Ex-
plorando los nodos del arbol de Branch and Bound se puede obtener las soluciones a los
problemas MILP. A continuacion, se presenta una formulacién basica del algoritmo que fue
mostrado en [28].

1. (Inicio) Inicializar L = {MILP°}, 2 = oo

2. (Salida) Si L = {@}, detener y devolver z* =z, z* = 2°

-
-

3. (Seleccién) Escojase P € Ly deje L := L\ {P}
-

W

Resolucién) Resolver la relajacién de P, P". Si P es infactible, entonces 2" := co. En
caso contrario sea z" la soluciéon 6ptima y 2" su valor 6ptimo asociado.

5. (Acotar) Si 2" > 2%, ir a 2.
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6. (Evaluacion) Si 2" < 2%y 2" es factible para MILP?, dejar z* = 2", 2* = 2", eliminar
de L todos los problemas que z" > z* e ir al paso 2

7. (Ramificado) Particionar P en subproblemas P, P, ..., P, y dejar L := LU{ Py, P, ..., Py}

El algoritmo anterior funciona partiendo de una solucion inicial (que es la relajada obtenida
con el método Barrier), si la solucién no es entera, se generan dos subproblemas en base al piso
y techo de la solucién relajada. Los subproblemas se solucionan y se podan las soluciones que
no mejoren el 6ptimo actual. Esto se repite iterativamente hasta encontrar el 6ptimo global
o cumplir un criterio de convergencia como lo son relative gap o Absolute Gap.

2.3.3. Branch and Cut

El algoritmo Branch and Cut proviene de la idea de integrar los el método de planos
cortantes (Cutting-plane method) [29], al algoritmo de Branch and Bound descrito anterior-
mente. A continuacién, se muestra una formulaciéon simplificada del algoritmo descrito en
[28]:

1. (Inicio) Inicializar L = {MILP"}, 2 = oo

(
2. (Salida) Si L = {@}, detener y devolver z* =z, z* = 2°
(Seleccion) Escéjase P € Ly deje L := L\ {P}

(

Resolucién) Resolver la relajacién de P, P". Si P es infactible, entonces 2" := co. En
caso contrario sea " la solucién 6ptima y 2" su valor 6ptimo asociado.

5. (Corte) Si se desea, usar x" para determinar cortes para el problema P, agregarlos y
volver a 4

6. (Acotar) Si z" > 2 ir a 2.

7. (Evaluacion) Si 2" < 2% y 2" es factible para MILP?, dejar 2* = 2", 2' = 2", eliminar
de L todos los problemas que z" > z* e ir al paso 2

8. (Ramificado) Particionar P en subproblemas P, P, ..., P, y dejar L := LU{ Py, Ps, ..., P;}

La principal diferencia entre el algoritmo Branch and Bound con el Branch and Cut es
que este ultimo, utiliza los planos cortantes de Gomory, que permite limitar la cantidad de
ramas que explora el algoritmo, reduciendo de esa forma los tiempos de convergencia.

Cabe destacar que optimizadores comerciales tales como Gurobi [30], CPLEX [31] o FICO
Xpress [32] implementan estos algoritmos en sus solvers (solucionadores) comerciales. Cada
optimizador tiene sus propias implementaciones del algoritmo, donde la principal variacién
es la forma en la que se hace la biisqueda de ramas.

2.3.4. Absolute y relative gap

En el contexto de problemas MILP, el absolute gap es la tolerancia absoluta es la tolerancia
absoluta entre la mejor solucién entera posible y la funcién objetivo del nodo actual[33]. El
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relative gap es la tolerancia relativa entre la mejor solucién entera posible y la funcién objetivo
del nodo actual [34]. Estos se definen como:

AG = BIS — BLB (2.26)
BIS — BLB

Donde BIS es la mejor solucién entera (Best Integer Solution) y BLB es el mejor limite
inferior (Best Lower Bound). Los anteriores conceptos se relacionan en la figura 2.6 que se
muestra a continuacion:

Best integer solution (BIS)

T-— Absolute gap

Solucidén real 6ptima

Best lower bound (BLB)

Funcion objetivo relajacion
lineal del problema

Figura 2.6: Representacién grafica del absolute gap

En la figura 2.6 se observa la relacion entre la solucién real 6ptima con la la mejor solucion
entera (BIS). Como limite inferior se tiene la funcién objetivo del problema relajado, que en
este caso seria la solucion que entrega el método barrier. El mejor limite inferior (BLB) se
va calculando a medida que se itera el algoritmo Branch and Cut, siendo el resultado de la
mejor cota inferior (de un problema relajado). Teniendo lo anterior en cuenta, la solucién
real 6ptima estara en algin valor entre el BIS y el BLB.

Como criterio de convergencia, se puede definir un valor real del absolute gap y/o un
porcentaje para el relative gap tal que cuando se esté resolviendo el problema de Branch and
Cut este finalice cuando el absolute gap y/o relative gap sean menores que el valor definido.
De esta forma no se obtiene la solucién éptima global, pero disminuyen los tiempos de
convergencia del algoritmo Branch and Cut. Si no se utilizan estos criterios de convergencia,
eventualmente el algoritmo podria tardar demasiado tiempo en converger.

2.3.5. Modelo de pérdidas

Las pérdidas de transmisién son importantes para la operacion ya que representan cierta
parte de la generacion que no visualiza la demanda. Las pérdidas pueden a llegar a represen-
tar cerca del 7.24 % de la generacion mensual (de un total de 7.540 TWh) segtn el reporte
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energético de mayo de 2024 del Coordinador [18].

En la operacion del Sistema Eléctrico Nacional se considera factores de penalizacion, los
cuales son factores que se asignan a una barra y representan las pérdidas marginales de
energia del sistema de transmision entre una barra en particular y la barra referencia [35].
Los factores de penalizacién se pueden describir de la siguiente forma [36].

1
PFB = 1 _ aIDlOSS (2'28>
OPp
aPoss a RES
a]gB = 3P (kz F2- Rk> (2.29)
=1
aPoss a K 2
i - (B (osmn ) )
k=1
aPlOSS VK
9P = 2> GSF_p- (GSFk_B : PB> - Ry, (2.31)
k=1

Donde PFpg son los factores de penalizacion de la barra B, F}, el flujo por la linea k, Ry,
la resistencia de la linea k y GSFy_p son los generator shift factors (que se calculan con la
matriz de impedancia).

Utilizando la ecuaciéon 2.31, se calculan los factores de penalizaciéon por barra y hora, y
con la ecuacion 2.14 se obtienen las pérdidas de la linea. Posteriormente en el problema con
pérdidas, se penalizan los costos variables de los generadores en su barra de inyeccion, es
decir, multiplicando los costos variables por el factor de penalizacion. Ademas, las pérdidas
son asignadas como demanda en las barras que conectan la linea. Finalmente, el problema
con pérdidas tiene la siguiente estructura:

min Y Y PF,,-CViy- Py (2.32)
teT geG
st. Y Pig=> Dy;+LossesVteT (2.33)
geG i€EN
> GSFy_;- P; < Limity, (2.34)
1EN

Donde se observa como los factores de penalizacion afectan el costo variable de las centra-
les, provocando que pueda cambiar que central se despacha en base a las pérdidas marginales
del sistema. Esto es méas notorio cuando se tienen dos centrales de la misma tecnologia, con
costos variables muy parecidos, el factor de penalizaciéon puede ser la diferencia de que una
despacha y la otra no.

2.4. Predespacho secuencial

Todo lo mencionado anteriormente respecto al problema de predespacho se aplica en pe-
riodos de resolucion de 5 a 7 dias, tal como se hace en la programacion diaria del Coordinador
[24]. El Coordinador diariamente publica la programacién diaria donde resuelve problemas
de predespacho con un horizonte de 7 dias (una semana). Al aumentar la cantidad horas
de resoluciéon aumenta el tamano del problema de Branch and Cut y con ello, el tiempo de
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resolucion del predespacho. Lo mencionado anteriormente se agrava mas cuando se quiere
estudiar la operacion con restricciones de corto plazo en el mediano/largo plazo.

Para realizar lo anterior, se divide el problema de optimizacién en un conjunto de pro-
blemas secuenciales unidos por las condiciones iniciales y finales del periodo entre si [12]. Se
divide el horizonte en steps (pasos), los cuales indican la cantidad de problemas secuenciales
a resolver, tal como se muestra en la figura 2.7, que se muestra a continuacion:

> Operacion futura: Pasos semanales >
> Semana 1 >> Semana 2> > Semanan >
» Condiciéninicial |= Cf(l) —»>0 0@ [ Condiciéninicial = Cf(n — 1)
< < <
Resolver Resolver Resolver
predespacho predespacho o0 predespacho
ERER semana 2 semanan
< & <
Condicion final Condicidn final (XX Condicién final

Figura 2.7: Ejemplo predespacho secuencial de n semanas, donde se resuel-
ven n problemas unidos por las condiciones iniciales y finales de cada periodo

En la figura 2.7 se observa como la operacion de n semanas es resuelta mediante n pro-
blemas de optimizacion secuenciales donde cada semana contiene 168 horas (24 horas por 7
dias). Se observa la secuencialidad al estar anidados los problemas mediante las condiciones
de borde de cada step, donde la condicién final del step corresponde a la condicion inicial del
siguiente step.

2.5. Cadenas de Markov discretas

La energia edlica es una fuente de generacion altamente variable dada la incertidumbre
del recurso, debido a lo anterior, el recurso puede ser modelado como un proceso estocastico
[37]. En teoria de la probabilidad, un proceso estocéstico es un concepto matemético que
sirve para representar magnitudes aleatorias que varian con el tiempo [38]. En un proceso
estocastico, se tiene un conjunto de variables aleatorias { X (¢),t € T'} las cuales estan defini-
das en un espacio de probabilidades. Los valores que toma X (t) corresponden al espacio de
estados y t € T es el indice, que en este contexto corresponde a tiempo.

Las cadenas de Markov son un proceso estocastico que cumplen que la probabilidad de un
evento depende de los sucesos anteriores. Particularmente la propiedad de Markov de primer
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orden se formula de la siguiente forma [39].
]P’[XH_1 B l’t+1|X0 = Tog, Xl =Ty .- Xt B Z’t] B IP)[XH_1 B xt+1|Xt = th] VteT (235)

Donde la ecuacién anterior significa que la probabilidad de transicién al estado siguiente
depende del estado anterior. Cuando se habla del orden de la cadena de Markov, esta hace
referencia del niimero de eventos anteriores de los cuales depende la siguiente transicion, en
el caso de una cadena de primer orden, solo dependen del anterior estado.

2.5.1. Cadenas homogéneas

Una cadena de Markov homogénea es una en la cual sus transiciones no dependen del
tiempo en el cual se encuentra la cadena, es decir, que cumple la siguiente propiedad:

Por lo que para cualquier ¢t € T la cadena de Markov tiene la misma distribucion de
probabilidad.

2.5.2. Cadenas no homogéneas

Una cadena de Markov no homogénea es una que no cumple la propiedad 2.36, es decir,
que la transicion depende del tiempo donde se encuentra la cadena.

Pij(t) = P(Xpp1 = j| X =1) (2.37)

Por lo que la cadena de Markov puede cambiar la distribucién de probabilidad en el
tiempo.

2.5.3. Matriz de transicion de estados

La matriz de transicién de estados es una matriz que contiene la informacién de las
probabilidades de transicion desde el tiempo ¢ a un tiempo ¢t + 1 del estado i al estado 7. Se
observa su estructura en la siguiente ecuacion:

Poo Poai - Poj " Dok
Pio P11 - Py - Pik
I T R ek
P(t) = eM (2.38)
Pio Pix - Pij - Dik
\Pk,o Prk1 - Pkj - Pkk

Tal como se ve en la ecuacion 2.38, la matriz contiene la informacion necesaria para realizar
las transiciones de un estado ¢ a uno j. Las probabilidades de p;; cumplen las siguientes
propiedades:

0<piy(t) <1 (2.39)
k
dopiy=1 (2.40)
j=0
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Mediante las matrices de transicion de estado se pueden modelar fenémenos estocésticos
en el tiempo, ya que permite caracterizar el fenémeno en base a probabilidades de ocurrencia
que pueden variar en el tiempo. Dicho lo anterior, es posible utilizar las matrices de transicion
de estados para generar escenarios eolicos si se puede obtener la probabilidad de ocurrencia
de los estados.

2.6. Creacidén escenarios estocasticos eodlicos

Algunos métodos de la literatura para abordar la creaciéon de escenarios de viento son:

2.6.1. Random Variate Sampling

Este es un método de creacion de escenarios que consiste una serie de muestras de variables
aleatorias distribuidas normalmente N (u, 02), con medias p iguales a la cantidad pronosti-
cada para las horas de interés y desviaciones estdndar o2 iguales a un porcentaje fijo de las
medias [40].

2.6.2. Quantile Regression Sampling

Para este método de generacion de escenarios, se transforman los errores de prondstico
en una distribuciéon normal multivariable N,,(u,Y), donde se captura la interdependencia
horaria mediante la matriz de covarianza ¥ [41].

2.6.3. Empirical Distribution Sampling

El enfoque del muestreo de la distribucion empirica consiste en primero armar una dis-
tribucion empirica de errores utilizando datos historicos. Luego se identifican los puntos de
corte de las distribuciones de errores, siendo estos puntos de corte unos puntos fijos para la
creacion de escenarios. Luego se interpolan las horas entre estos puntos de corte para com-
pletar los escenarios y finalmente estas series de tiempo resultantes de errores de pronéstico
se superponen al valor de prondstico determinista para construir el conjunto de escenarios.
[42]

Los anteriores métodos mencionados se pueden observar en la figura 2.8:
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Random Variate Quantile Regression Empirical Distribution

S {—ll— Forecasts —Jll— Forecasts —Jl— Forecasts
—l— Actuals —il— Actuals —l— Actuals
Scenarios Scenarios Scenarios

0.4

Normalized Wind Power

0.2
|

0.0

Hour Hour Hour

Figura 2.8: Izquierda a derecha: (a) 64 escenarios generados por el método
2.6.1 con desviacion estandar del 10 %, (b) 64 escenarios creados con el mé-
todo 2.6.2, (c) 64 escenarios generados con el método 2.6.3, imagen extraida
de [43]

En la figura 2.8 se observan 64 escenarios de generacion edlica de 24 horas por cada
método. Se aprecia claramente que el método random wvariate sampling crea muestras en
torno a la prediccion, manteniendo su forma, por otro lado el método quantile regression
sampling puede obtener mayor variaciéon con respecto a la prediccion, finalmente el método
empirical distribution sampling se observan los puntos de corte que mantienen la forma de
cada escenario generado.

2.6.4. Modelo ARMA

El modelo ARMA (AR: Autoregressive, MA: Moving average) es una técnica estadistica
que se utiliza para modelar y predecir series temporales, siendo un modelo autorregresivo
con media movil el cual se describe en la siguiente ecuacion: [44]

p q
T =) Qi+ o+ Y iy (2.41)
i=1 i=1

Donde z; es el vector de prediccién, ¢; y 6; son matrices que sus valores presentan los
pesos del modelo AR y MA respectivamente. Ambas matrices son de tamano n X n para
i=A{1,..,p},j=1{1,...,q} donde py j son el orden del parametro AR y MA respectivamente
(el nimero de eventos pasados para predecir el valor actual) y « es un término de ruido
blanco. Para generar los escenarios edlicos se utiliza el ruido blanco, donde se pueden utilizar
distribucion de error estandar.

2.6.5. Redes neuronales

Otra de las técnicas revisadas para la creacion de escenarios edlicos es la utilizacion de
redes neuronales. Particularmente en [45] se logra capturar la relacion horaria mediante el
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entrenamiento de datos utilizando graph convolutional generative adversarial network (GC-
GAN). Las redes generativas adversariales (GANs) se utilizan para generar grafos sintéticos
que respeten las propiedades estructurales de los grafos reales y las redes convolucionales de
grafos (GCNs) se utilizan para entrenar en distinguir la estructura de las series de tiempo de
viento. Al igual que en el modelo ARMA se utiliza el ruido blanco para crear los distintos
escenarios edlicos.

2.7. Meétodos de reduccion de tiempos de simulacién

En cuanto a estrategias para reducir tiempos de simulacion del problema de predespacho
varios autores han propuesto métodos para cumplir ese objetivo y que los resultados no
cambien demasiado. Entre los métodos se encuentra:

2.7.1. Clustering centrales

La agrupacion de centrales consiste en identificar centrales que se encuentren en zonas
similares, con potencias similares y agruparlas en una sola central. Haciendo lo anterior,
se logra disminuir el tamano del problema, reduciendo la cantidad de restricciones enteras
y de esa forma reduciendo los tiempos computacionales. [46]. Utilizando una formulacién
hibrida entre el problema de predespacho y el de predespacho clusterizado, se logra disminuir
los tiempos computacionales. Se realizan pruebas en el sistema eléctrico Central Western
European (CWE) que posee 806 centrales que fueron agrupadas en 99 clusters, con un modelo
de transmisién reducido de 5 nodos (cada nodo representando un pais) y 5 lineas. Las pruebas
fueron en un horizonte de 72 horas, donde se obtuvo en promedio una disminucién de 3.2
veces el tiempo computacional.

2.7.2. Reduccién sistema de transmision

Otro método para la reduccion de tiempos de simulacion es la reduccién del sistema de
transmision, el que consiste en ir removiendo partes del sistema de transmisién examinando
la topologia de la red y reasignando la demanda a nodos vecinos [47]. Se utiliza el sistema
de transmisién de Illinois (EE.UU) que consta de 242 generadores y mas de 1.900 nodos
que fueron reducidos en un tercio y las lineas en un cuarto, logrando reducir los tiempos de
simulacién en un 40 % en problemas de predespacho de 24 horas.

2.7.3. Reduccién de variables

El método de reduccién de variables es una forma de solucionar problemas de predespacho
reduciendo los tiempos de simulacién [48]. Primero, las restricciones acopladas al tiempo
(tiempos de encendido, apagados, etc) son relajadas, obteniendo predespachos de periodos
tnicos. Utilizando relajacién lagrangeana (método de solucién de problemas de optimizacion)
se solucionan esos predespachos de periodos tinicos. Luego se ocupa un criterio para el fijado
de las variables binarias relajadas. Finalmente se soluciona el problema considerando las
restricciones acopladas al tiempo como pardametros fijos, de esa forma se reducen los tiempos
tener menos variables enteras. Se utilizo el sistema de transmisién 118-Bus System de la IEEE,
que consta de 118 nodos y 19 generadores, donde en un horizonte de 24 horas, se redujeron
los tiempos computacionales a un cuarto con un PDR (Ratio predeterminado: porcentaje
de variables binarias que fueron tratadas con la metodologia mencionada anteriormente) de

50 %.
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2.7.4. Aprendizaje de maquinas en redes congestionadas

Este método consiste en usar aprendizaje de maquinas tomando informacién histérica para
identificar y eliminar restricciones de capacidad de lineas de transmisiéon que probablemente
no se congestionen, reduciendo de esa forma los tiempos de simulacién [49]. Primero, datos
histéricos de demanda y generacion ERNC en la red son utilizados para “aprender” el estado
de congestiones de las lineas de transmisién. Luego se infiere que lineas que no estaran
congestionadas, quitando sus limites de capacidad. De esta forma se resuelve un problema
reducido de predespacho al tener menos cantidad de restricciones. Se realizaron pruebas en
el sistema eléctrico IEEE RTS-96, que posee 73 nodos y 120 lineas de transmision, donde
se observé que dependiendo del nivel de congestiones se pudo reducir en un 70 % a 98 % los
tiempos computacionales.
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Capitulo 3

Metodologia

En esta seccién se muestran las metodologias implementadas para la simulaciéon de la
programaciéon de la operacion, donde se muestra en profundidad cudles seran las simulaciones
que se realizaran, para luego continuar en detalle con la creacién de escenarios de generacion
edlica, mostrando la metodologia para crear escenarios de centrales correlacionadas y no
correlacionadas entre si, la iltima parte se muestra la simplificacion a la metodologia de la
programacion de la operacion, contrastandose con la metodologia empleada hasta ahora por
el Coordinador.

3.1. Simulaciones de la programacion de la operacion

En esta primera seccién se muestra en la figura 3.1 de forma general las simulaciones de
la programacién de la operacién a realizar y los andlisis que se quieren realizar, todo esto con
el fin de tener una comprension global del trabajo realizado, para después entrar en detalle
sobre las metodologias de creacién de escenarios de generacion edlicos y la metodologia de
simplificacion de la programaciéon de la operacion.
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Entradas de la programacion de la operacion

Escenarios de viento generados

Factor planta Factor planta horario
promedio horario de escenarios PO, 25,
mensual del P50 50, 75, 100
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Figura 3.1: Metodologia simulacién de la programacién de la
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operacion.

En la figura 3.1 se observan las etapas para realizar simulaciones de la programacion de la
operacién, considerando distintas entradas, para luego hacer los respectivos analisis. Primero,
se tienen las entradas del modelo de programaciéon de la operacion, las cuales son parametros
para la simulacion. Dentro de las entradas, también se consideran los escenarios de edlicos
generados, ya que entregan la disponibilidad del recurso en el horizonte de la simulacion por
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central. Luego se realizan simulaciones de la operacion considerando la metodologia actual y
la propuesta para reducir los tiempos de simulacién. Finalmente, en base a los resultados de
las simulaciones realizadas, se realizaron los anélisis respectivos de cémo y por qué cambia
la operaciéon del sistema eléctrico en base a las entradas de cada simulacion.

3.1.1. Entradas programacion de la operacion

Las entradas de la programacion de la operacion corresponden a parametros que se deben
ingresar al modelo para realizar la simulacion del sistema eléctrico. Se distinguen las siguientes
entradas en general:

* Proyeccién demanda: Se utiliz6 la proyeccién asociada a la programacién mensual de
abril de la base de datos privada de Generadora Metropolitana.

* Proyeccién costo de combustible: Se utilizo la proyeccion asociada a la programacion
mensual de abril de la base de datos privada de Generadora Metropolitana.

* Funcién de costo futuro: Se utilizo la funcién de costos futuro de la salida del modelo
PLP con probabilidad de excedencia de un 75 % asociada a la programacién mensual de
abril de la base de datos privada de Generadora Metropolitana.

* Proyeccién de afluentes: Se utilizo los afluentes correspondientes a la hidrologia del
ano 2011-12 (probabilidad de excedencia de 75 %).

* Condiciones iniciales: Se utilizaron las condiciones asociadas al final de la programa-
cién diaria del Coordinador.

Las entradas del modelo se describiran mas a fondo en el capitulo de caso de estudio 3.4.

3.1.2. Escenarios de viento generados

Para los escenarios de vientos creados, se utilizo la metodologia mostrada en 3.2. Con
esta metodologia se obtuvieron distintos escenarios de factores de planta por central, donde
finalmente se consideraron los escenarios de probabilidad de excedencia 0, 25, 50, 75 y 100.
Cada uno de estos escenarios, es un input del modelo de la programacién de la operacién,
donde se distinguen 2 tipos de factor de planta:

* Factor de planta horario de los 5 escenarios:

e, VteT,¥ge Gp, Yee {P0, P25, P50, P75, P100} (3.1)

Donde fp;, es el factor de planta de la central edlica g, en el escenario e y tiempo ¢. Se
tienen 5 escenarios de factor de planta por hora, para las 54 semanas de evaluacion, es
decir, T son las horas de las 54 semanas por 7 dias por las 24 horas, dando un total de
9072 horas para la simulacién.

* Factor de planta promedio horario mensual del escenario con probabilidad de excedencia
de 50 %. Primero, se realiza la siguiente transformacién de tiempo:
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Tabla 3.1: Transformacion de tiempo

Tiempo | Ano | Mes | Dia | Hora
1 1 1 1 1
2 1 1 1 2
24 1 1 1 24
25 1 1 2 1
744 1 1 31 24
745 1 2 1 1
8760 1 12 31 24
8761 2 1 1 1

La tabla 3.1 muestra la transformacién de tiempo, donde se consideran las 8760 horas
en el ano. Dicho lo anterior, se calcula el factor de planta promedio horario mensual de
la siguiente forma:

. 1 Ndm
Folm o, = o 2 Pl s Va € {L o A}, Vm = {1, 12}, VA = {L,..,24}
m d=1

(3.2)
Donde fp@??n’d’hx , es el factor de planta de la central g, del ano a, del mes m, del dia

d, de la hora h y del escenario P50. fp‘gzz:ii%?g es el factor de planta promedio horario
mensual de la central g y Nd,, son la cantidad de dias del mes m. Se tiene un total de
12 meses por 24 horas, dando un total de 648 factores de planta por central posibles
para un ano.

Los dos tipos de factor de planta mencionados anteriormente son entradas del modelo de
programacion de la operacion. Estas entradas son las tinicas que varian por cada simulacion
realizada, por lo que el objetivo es observar qué efectos tienen en la operacion del sistema
eléctrico las diferentes formulaciones de factor de planta.

3.1.3. Simulaciones

Todas las simulaciones de la programacién de la operacién se realizan con el software
de modelacién de mercados eléctricos Plexos de Energy Exemplar [13], utilizando la base
de datos privada de Generadora Metropolitana. En cuanto al tipo de simulacién, se hace
referencia a si se utiliza la metodologia actual de resoluciéon de la programacién de la operacion
(descritas en 3.3.1) o a la metodologia propuesta (descrita en 3.3.2).
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3.1.4. Resultados y analisis a evaluar

Los analisis fueron divididos en 3 secciones, donde cada anélisis posee 2 simulaciones (que
pueden tener 1 o més resultados). Cada andlisis que esté relacionado con el siguiente en el
sentido de que el primero influye en el segundo, y el segundo en el tercero.

3.1.4.1. Analisis 1

El primer andlisis pretende realizar una comparacion de la operacion considerando la meto-
dologia actual y la metodologia propuesta, para ello se realizaron las siguientes simulaciones:

* Programacion de la operacion sin la reduccion (descrita en 3.3.1) y considerando los fac-
tores de planta promedio horario mensual del escenario con probabilidad de excedencia
de 50 % 3.2, descritos en 3.2.

* Programacion de la operacion con la reducciéon (descrita en 3.3.2) y considerando los fac-
tores de planta promedio horario mensual del escenario con probabilidad de excedencia
de 50 %, descritos en 3.2.

El objetivo de este andlisis es evaluar de forma aislada los efectos de la reduccion en la ope-
racion del sistema eléctrico y en el tiempo de simulacion. Comparando los costos marginales
de barras de interés del sistema, como lo son Crucero 220 kV, Renca 110 kV y PuertoMontt
220 kV, que representarian el norte, centro y sur del SEN respectivamente. También se com-
pararan los tiempos de simulacién y la generaciéon por tecnologia. Se visualizara el trade-off
de reducir los tiempos de la simulacion, versus como cambia la operacion del sistema eléctrico.

3.1.4.2. Analisis 2

El segundo analisis realiza una comparacion de utilizar el factor de planta del escenario
de probabilidad de excedencia de 50 %, versus, utilizar el factor de planta promedio horario
mensual del escenario de probabilidad de excedencia de 50 %, para ello, se realizaron las
siguientes simulaciones:

* Programacion de la operacién con la reduccién, considerando los factores de planta pro-
medio horario mensual del escenario con probabilidad de excedencia de 50 %, descritos
en 3.2.

* Programacion de la operacion con la reduccion, considerando factor de planta del esce-
nario de probabilidad de excedencia de 50 %, descrito en 3.1.

El objetivo de este andlisis es mostrar los efectos en la operacion del sistema eléctrico de la
modelacién del factor de planta horario mensual (forma usual que se utiliza para los modelos
de mediano/largo plazo) versus el factor de planta horario. El promedio acerca los datos a un
punto medio, lo que puede ocultar fenémenos en la operacion al considerar los valores mas
desviados al promedio.

3.1.4.3. Andlisis 3

El tercer y ultimo andlisis realiza una comparacion de utilizar solo un escenario de dispo-
nibilidad edlica, con utilizar 5 escenarios. Para ello, se realizaron las siguientes simulaciones:

* Programacion de la operacion con la reduccion, considerando factor de planta del esce-
nario de probabilidad de excedencia de 50 %, descrito en 3.1.
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* Programacién de la operacion con la reduccién, considerando el factor de planta hora-
rio de los escenarios con probabilidad de excedencia de 0%, 25 %, 50 %, 75 % y 100 %
descritos en 3.1. Se realizan 5 simulaciones de la operacion en paralelo, donde cada una
tendra un perfil de viento.

El objetivo de este analisis es visualizar los efectos de los casos bordes y medios de esce-
narios de viento, observando cémo y cuanto puede variar la operacién para estos 5 escenarios
en: costos marginales, generacion por tecnologia y para una central en particular.

3.1.5. Herramientas analisis y simulacion de la operacion del sis-
tema eléctrico

Para llevar a cabo las diferentes simulaciones de la programacién de la operacién del siste-
ma eléctrico, se utiliza el software de optimizacién Plexos [13]. Este software es ampliamente
utilizado en la industria de la energética para modelar y analizar la operacion de sistemas
eléctricos, mercados de energia, y para la planificacién de la expansion de la capacidad de
generacion. El software permite realizar las simulaciones de la operacion con distintos solvers,
en particular se utilizo el solver comercial Gurobi.

Una vez obtenidos los resultados de las simulaciones, se utiliz6 el lenguaje de programacion
Python para realizar el analisis de datos y graficos comparativos para ver las diferencias en
la operacion entre las distintas simulaciones.

3.2. Metodologia creacion de escenarios de generacion
edlica

La metodologia de la creacion de escenarios de generacion edlica, es una adaptacion de la
metodologia descrita en [50] y [51], la cual se resume en la figura 3.2.
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Caracterizacion de centrales edlicas
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Figura 3.2: Metodologia elaboracién de escenarios estocasticos de viento
En la figura 3.2 se observa la metodologia general de creacién de escenarios de generacion
edlico, la cual posee 4 etapas que se pueden resumir en:

» Caracterizacion de centrales edlicas: Se clasifican y filtran las centrales edlicas segtin
datos de generacion edlica disponibles.
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» Caracterizacion de transiciones: Los datos de generacion horaria son transformados
a factor de planta (dividiendo la generacién real por su potencia maxima), para luego
generar las matrices de transicién horarias mensuales con esos datos.

* Creaciéon de escenarios: Utilizando la probabilidad de transiciéon acumulada y un
estado inicial, se crean escenarios de generacion edlica por central considerando la co-
rrelacion entre centrales.

* Reduccién de escenarios edlicos: Una vez obtenidos los escenarios de generacion
eblica por central, se clasifican segin la probabilidad de excedencia de las muestras
generadas, utilizando las de probabilidad 0, 25, 50, 75 y 100 para las posteriores simu-
laciones.

3.2.1. Caracterizacion de centrales edlicas

Para crear los escenarios edlicos, primero se obtuvieron los datos de las centrales edlicas.
Como fuente de informacion se utiliz6 la generacién real del Coordinador [6], se consideraron
55 centrales edlicas que se muestran en el anexo A, las cuales tenian como minimo un ano
de operacion.

3.2.1.1. Prondsticos edlicos CEN

A la hora de realizar la programacion diaria, el Coordinador debe considerar prondsticos de
generacion de centrales edlicas y solares. El Coordinador recibe 3 pronésticos con la generacion
edlicos de un horizonte de 7 dias, siendo los proveedores de la informacién:

* Coordinados: Cada empresa duena de la central debe reportar los pronésticos de ge-
neracion de sus centrales edlicas.

* Proveedor externo: Es una empresa externa licitada por el Coordinador la cual entrega
los pronésticos de generacion de las centrales edlicas directamente al Coordinador.

» Sistema experto: Modelo interno del Coordinador que combina los dos anteriores
pronosticos, ademas de ir sumando otras fuentes externas.

De los anteriores 3 pronosticos, finalmente se selecciona el prondstico con mejor desempe-
no bajo el criterio del Coordinador y ese es el que se utiliza en la programacién diaria. Como
fuente de informacion se utilizaran estos prondsticos de generacién, ya que es una fuente de
informacion confiable al ser prondsticos de corto plazo.

Para crear las matrices de transicion, se utilizara la mayor cantidad de informacion dis-
ponible. De base se utilizara la generacién real desde 2020, seguido de los pronosticos de las
centrales que son reportadas en los pronésticos del Coordinador y la generacion considerando
los vertimientos.

3.2.2. Caracterizacion transiciones

Una vez obtenidos los datos de generacién edlica horaria de las centrales, se calculd el
factor de planta horario de todas las centrales, dividiendo por la potencia maxima de la
central:
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. P :
frl = Pnj’a ~ VteT, Vi€ Ngo (3.3)

Donde fp; es el factor de planta de la central i en el tiempo t, P,; es la potencia de la
central ¢ en el tiempo t y P/ es la capacidad instalada de la central i.

Los factores de planta de cada central se redondearon al segundo decimal, obteniéndose
101 valores posibles (0,0.01,0.02,...,0.99,1). Luego estos datos fueron clasificados, segiin el mes
en el que ocurrieron, como se observa en la figura 3.3 que se encuentra a continuacion:

Perfil de un afio de una central edlica

100

[o]
o

2]
o

=Y
o

N
o

Estados (factores planta)
o

Mes :Enero iFebrero s Diciembré

1 | 2] 3] a5 | 6] 7 [ 8] 9 |10]11]12

Horas
1|2|3]4|5]|6]|7]|8]9]10/11]12|13|14|15|16|17|18|19]20|21|22|23|24] 1 |

— e =P =P P =P = =P =D =P =P =P =P =P =P =P =P =P = = = — =—

Matriz de transiciones Matriz de transiciones Matriz de transiciones
Transiciones hora 1-2 Transiciones hora 2-3 eee Transiciones hora 24-1
Mes 1 Mes 1 Mes 1

24 Matrices de transicion por mes

Figura 3.3: Diagrama caracterizaciéon matrices de transicion

En la figura 3.3 se observa que los factores de planta (o estados) son clasificados segin el
mes en el que ocurrieron. Por cada mes se caracterizan las transiciones de la hora 1 a la 2, de
la 2 a la 3 y asi sucesivamente hasta llegar a la hora 23 a la 24 y finalizar de la hora 24 a la
hora 1. Teniendo 24 transiciones por mes, si se consideran las 55 centrales y los 12 meses, se
tiene un total de 15850 matrices de transicion. Cada matriz de transicion para una central
en especifico tiene la siguiente estructura:

g g g g
Poo Poxr - Po; " Po2oo
g g 9 g
Pio pPip - DPi; 0 Piioo
: : : : : : 101x101
Pyt,m)=| . . . e MU0 (3.4)
Pio Pin 0 DPiy o Piioo
g g g g
\Ploo,o Piooa " Prj " Ploo,100

Donde P,(t,m) es la matriz de transicién de una central g del estado ¢ al estado ¢t + 1, en

30



el mes m. Para calcular las probabilidades de transicion, se tiene que:

Transiciones del estado ¢ en (¢,m) al estado j en (t+1,m)
g _ Ocurrencia del estado ¢ en (t,m)
Pi; (ta m) =

Si el estado 7 es factible en (¢,m)

Si el estado 7 es infactible en (t,m)

(3.5)

La ecuacién 3.5, es la probabilidad de transiciéon de la central g de un estado ¢ en el tiempo

t a un estado j en el tiempo ¢ + 1 es la cantidad de transiciones que se reportan en la base

de datos, dividido por las veces que el estado ¢ ocurri6 en el tiempo ¢. Cuando se habla de la

factibilidad del estado i en (t,m) se hace referencia a que hay un dato que muestra que para
una central, se tuvo un factor de planta i en la hora ¢t del mes m.

3.2.3. Creacién de escenarios

3.2.3.1. Probabilidad de transicion acumulada

La probabilidad de transiciéon acumulada de la central g, del estado 7 al estado j se calcula
de la siguiente forma:

J
@i (t,m) =P(efy 1, < jlef, = 1) = pli(t,m) (3.6)
k=0

La ecuacién 3.6 equivale a sumar las probabilidades de la fila ¢ hasta la columna j de la
matriz de transicién PY(t,m), la probabilidad de transicién acumulada se puede visualizar
en la figura 3.4 que se encuentra a continuacion:

Probabilidad transicion acumulada del estado i al j
100

90
80
70
60
50
40

Probabilidad %

30
20 /
10 /
0 1 2 1 j 99 100

Estadoj

Figura 3.4: Ejemplo de probabilidad de transicién acumulada del estado i
al estado j.

La figura 3.4 se observa el grafico de la probabilidad de transicién acumulada de una
central cualquiera del estado ¢ al estado j desde el tiempo ¢ al tiempo ¢t + 1 en el mes m. De
la figura se observan 3 elementos importantes:
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» Vértice:(En verde) Puntos que se generan al evaluar probabilidad acumulada de tran-
sicién de un estado ¢ a un estado j.

* Pendientes: (En amarillo) Es la recta que se genera entre dos vértices seguidos (sin con-
siderar las rectas sin pendiente), es decir, zonas donde crece la probabilidad de transicién
acumulada. Cabe destacar que en las zonas que tiene pendiente, al crecer la probabilidad
de transicion, significa que la probabilidad de ocurrencia del estado siguiente es mayor
a 0, por lo que es un estado factible.

 Valles: (En rojo) Son las zonas de la curva que entre dos vértices no se tiene una
pendiente, es decir una zona que no crece la probabilidad de transicion acumulada. En
estas zonas, se observa que al no crecer la probabilidad de transicién acumulada del
estado siguiente, implica que ese estado no es factible, ya que su probabilidad es 0.

3.2.3.2. Creacién de escenarios edlicos

Una vez definidos los conceptos anteriores, para cada central se crean escenarios de gene-
racion edlica mediante el algoritmo de la figura 3.5 que se muestra a continuacion:

Estado inicial i en el
tiempo t = ¢,

Calculo de probabilidad de transicion
acumulada de i a todos los estados

v

Se toma una probabilidad aleatoria x,
entre [0,100] con distribucion uniforme

\ ) -
Estado inicial n para -
P x; cumple lo NO
t=ty+1 o
x siguiente?

Qi,n—l(t: 777«) < Tt S Qi,n(ta 7"/)
SI

( El valor al que
Ltransiciona esn

Figura 3.5: Algoritmo para la generacion de escenarios edlicos para centrales
no correlacionadas

El algoritmo mostrado en la figura 3.5 crea escenarios edlicos para una central y mes. Se
considera un estado inicial para la central, que puede ser un estado aleatorio de los factibles,
luego se calcula la probabilidad de transicién acumulada del estado inicial ¢ a cualquier estado
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j. Se toma una probabilidad aleatoria z; ~ U (0, 1) con distribucién uniforme continua. Luego
evalia si x; cumple la restriccion:

Gin—1(t,m) <y < gip(t,m) (3.7)

Si se cumple, significa que es un estado factible, por lo que se transiciona al estado n, si
no se cumple, significa que es un estado infactible, por lo que se vuelve a generar una pro-
babilidad aleatoria x; hasta que se cumpla la condicién. El algoritmo descrito anteriormente
se ejemplifica en la figura 3.6 que se muestra a continuacion:

Probabilidad de transicién acumulada

0.8

o
=)}

/

Probabilidad
o
~

0.2

1 2 3 n-1) n .. 98 99 100
Estados

Figura 3.6: Ejemplo de una probabilidad aleatoria z; en la curva de proba-
bilidad de transicién acumulada.

En la figura 3.6 se observa que la probabilidad aleatoria z; puede caer en cualquiera de las
3 zonas descritas en 3.2.3.1. La restricciéon de la ecuacion 3.7 tiene la siguiente interpretacion:

* Si z; cae en un vértice n, se toma el vértice n como estado al que transiciona. Cumpliendo
la restriccion de igualdad de la ecuacién 3.7.

* Si x; cae en una pendiente entre los vértices n — 1 y n, se toma el vértice n como estado
al que transiciona.

* Si x; cae en un valle entre un estado n — 1 y n, ese estado es infactible, por lo que se
vuelve a generar otra probabilidad hasta que caiga en un estado factible.

Una vez teniendo que el valor al que se transicioné fue n, se toma ese valor para calcular
el siguiente estado, esto se hace iterativamente hasta obtener la misma cantidad de estados
por cantidad de horas del mes. El algoritmo anterior, se hace para cada mes, de esa forma se
obtienen escenarios para cada central y mes.

3.2.4. Correlacion entre centrales

En la generacién edlica se ha observado que algunas centrales tienen un comportamiento
“parecido” entre si. Teniendo factores de planta similares entre centrales en algunas horas
del dia. Esto ocurre por lo general cuando las centrales se encuentran en locaciones cercanas,
pero no siempre es asi. Un grupo de centrales edlicas se dird que estan correlacionadas entre
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si, si ocurre el fendémeno descrito anteriormente. Para la generacién de los escenarios edlicos
se haran de acuerdo si hay una correlacion entre las centrales.

* Centrales no correlacionadas: Cada central no correlacionada seguira la metodologia
de la figura 3.5 de forma independiente. No se tendra relaciones entre cada escenario
generado con el resto de las centrales.

* Centrales correlacionadas: Las centrales correlacionadas seguiran la metodologia de
la figura 3.5 compartiendo la misma probabilidad aleatoria x; cuando se generen los
escenarios. Cada escenario generado i = {1, ...,n}, la generacién del grupo de centrales
correlacionadas en el escenario ¢ estara correlacionada entre si.

3.2.4.1. Coeficiente de correlacion de Pearson

El coeficiente de correlacion de Pearson es una medida que indica el grado de correlacién
lineal entre dos variables [52]. Dado dos vectores x; e y; de largo T', el coeficiente de correlacion
de Pearson entre dos centrales x e y se calcula de la siguiente forma:

> (z—7)(ye — 1)
Tay te?r (3.8)

@7 w9

teT teT

Para realizar los calculos del coeficiente de correlacion se utilizo datos de la generacion real
de 2023 [53] y de los Reportes de Desempetio Eélico de 2023 [54]. Se calcul6 el coeficiente de
correlacion de Pearson para todas las centrales entre si, donde los resultados se encuentran
en el anexo B.

Teniendo en cuanta lo anterior, como criterio para decidir que centrales estan correlacio-
nadas entre si, se utiliz6 que el coeficiente de correlacién de Pearson r,, sea mayor o igual a
0.9 entre dos centrales x e y. Con ello se obtuvieron 6 grupos de centrales correlacionadas,
siendo un total de 20 centrales las que tienen correlacion. Los detalles de la clasificacion de
cada central se encuentran en el anexo A.

Tabla 3.2: Resultados correlacién entre centrales.

Grupo Cantidad
No correlacionado 35

Grupo 1

Grupo 2

Grupo 4

Grupo 5

5
4
Grupo 3 3
2
4
2

Grupo 6
Total 55

En la tabla 3.2 que, de las 55 centrales modeladas, 35 no estan correlacionadas entre si,
mientras que 20 si lo estan. Del grupo de correlacionadas, se tienen 6 grupos, donde el mayor
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grupo tiene 5 centrales y el menor solo 2. Los resultados de cada central se encuentran en el
anexo B.

3.2.4.2. Creacidén de escenarios para centrales correlacionadas

Una vez definidos los grupos de centrales correlacionadas, en la figura 3.7 se presenta
el algoritmo para crear los escenarios de generacion edlica para cada grupo de centrales
correlacionadas entre si:

Lista de centrales
correlacionadas

v

[ Se elige una central de la lista al azar }
[

("Se genera un factor de planta fp(t) )
—————— utilizando la metodologia para “

\___ centrales no correlacionadas )
(" Para el resto de las centrales se )
calcula una probabilidad aleatoria t=t+1
\ Pi(t)e U[0,1] paracadat €T ) -
v
E éP;(t) > 0.675? }
NO J Sl
(f) — fpi®) =fp) +x
foi®) = fp(H) Con x € N'(0,0.22)

Figura 3.7: Metodologia elaboraciéon de escenarios edlicos para centrales
correlacionadas

En la figura 3.7 se observa que primero se elige una central al azar del grupo de correla-
cionadas, con la que luego de generan escenarios edlicos con la metodologia de centrales no
correlacionadas 3.5. Para el resto de centrales que no fueron escogidas, se toman todos los
factores de planta creados fp(t) para cada t € T, y se calcula una probabilidad aleatoria
Pi(t) € U(0,1) con distribucién uniforme por cada central i. Si se cumple que es mayor o
igual 0.675, entonces el factor de planta que se utiliza para la central ¢ en el tiempo t es
fpi(t) = fp(t) + z;, donde z; € N(0,0.22) es un error con distribucién normal de media 0
y desviacion estandar 0.22. Si no se cumple lo anterior, entonces el factor de planta que se
toma es fp;(t) = fp(t), es decir el que se generd para la central escogida al azar. Luego este
proceso se repite iterativamente para todo el horizonte de T

El valor de 0.675, que fue utilizado para determinar si sumar o no el error y la desviacién
estandar de 0.22 de la distribuciéon normal se escogieron debido a que con esa configuracion
las muestras creadas tenian un coeficiente de correlacién de Pearson de aproximadamente
0.9, por lo que coincidiria con el criterio para determinar que centrales estan correlacionadas.
Para determinar esos ntimeros, se hicieron pruebas con distintos valores de la metodologia
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descrita anteriormente, midiendo el coeficiente de correlaciéon de Pearson de las salidas tal
que en la salida se obtuviera el coeficiente de 0.9 en las centrales correlacionadas.

3.2.5. Reduccion de escenarios de viento

Cada escenario es el resultado de la iteracion de la metodologia en el horizonte de tiempo de
cada central. El escenario 1, seria la primera iteracion para cada central realizada, el escenario
2, la segunda iteracion, asi hasta tener n escenarios. Una vez obtuvieron los n escenarios
edlicos por central, se calcula la energia total disponible por escenario de la siguiente forma:

Pdisp;, = fpi, P, Vg€ Gpo, Ve €{1,...,n} (3.9)
Elt =" Pdisp;, Vee{l,..,n} (3.10)
teT g

Donde Pdisp;, es la potencia disponible del generador g en el tiempo ¢ y Etal o5 1a
energia total disponible para el escenario e. Luego, cada escenario es ordenado segiin cual
tiene mayor valor de E'" v se calcula la probabilidad de excedencia de cada escenario, que
se define como:

Peae =100 - (1 - m(e)> (3.11)
n
Donde m(e) es el ntimero del orden (ascendente) en el que se encuentra Etotal.. Para los
analisis del trabajo, se utilizan los escenarios con probabilidad de excedencia 0, 25, 50, 75
y 100. La probabilidad de excedencia de 0 y 100 para mostrar los casos extremos de “alta”
y “baja” generacion edlica. Mientras que las probabilidades de excedencia 25, 50 y 75 son
utilizadas para mostrar los casos mas intermedios.

3.2.6. Herramientas generaciéon de escenarios edlicos

Para llevar a cabo la creacion de escenarios edlicos descrita anteriormente, se crearon mul-
tiples script en el lenguaje de programacién Python [55]. Para la seccién de caracterizacion
de centrales edlicas se utilizé en la recopilacién de bases de datos, recopilando toda la in-
formacion en una tnica base de datos. En la caracterizacién de transiciones y creacion de
escenarios, se utilizo Python para calcular las matrices de transiciéon de estado para cada
central y mes. Luego en la creacion de escenarios, se implementaron ambos algoritmos en
Python, donde se crearon distintos escenarios edlicos. Finalmente, en la reduccién de escena-
rios de viento, se hizo un script para filtrar los escenarios. Los codigos de la caracterizacion
de transiciones y creacion de escenarios se encuentran en el anexo C.

3.3. Metodologia reducciéon predespacho

Para un correcto andlisis de la metodologia empleada para la reduccion de la programacion
de la operacion, se mostrard primero la forma actual de como se resuelve, luego se mostrara
la metodologia propuesta que reduce los tiempos de simulacién.

3.3.1. Metodologia actual resolucion predespacho

La metodologia actual para solucionar los problemas lineales enteros mixtos consiste:
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Metodologia actual >

Sin pérdidas = Con pérdidas

. Branch & Cut . . Branch & Cut .
Barrier Barrier Barrier Barrier

[ l Estado de Estado de
Preprocesado eneradores [ Despacho ] [Preprocesado] [ T ] [ Despacho ]

Figura 3.8: Metodologia actual de resolucién de la programacion de la ope-
racion

Método Método » Método Método

En la figura 3.8 se observa la metodologia actual consiste primero en resolver el problema
sin pérdidas utilizando Branch and Cut, obtener los factores de penalizacion y luego resolver
el problema con pérdidas.

3.3.2. Metodologia propuesta resolucion predespacho

Metodologia propuesta >

Sin pérdidas =3 Con pérdidas

Método Método Método Método
e Barrier » Barrier el G Barrier
Despacho i=1 [ Despacho i=m ] [ Preprocesado ] [ Estado de ] [ Despacho ]
generadores

Figura 3.9: Metodologia propuesta de la programacién de la operacion

En la figura 3.9 se observa que la diferencia con la metodologia actual es la forma con
la que se obtiene el despacho preliminar en el problema sin perdidas. Con la metodologia
propuesta se van resolviendo iteraciones lineales en vez de utilizar Branch and Cut, con la
finalidad de obtener un despacho preliminar, el cual luego se le calculan las pérdidas y factores
de penalizacién para entrar en el problema con pérdidas. Al resolver la parte sin pérdidas
utilizando iteraciones lineales disminuye el tiempo de simulacién, ya que la resolucion del
Branch and Cut es la que mas tarda dada la naturaleza exploratoria del algoritmo. En
cuanto a la forma en que se resuelve el problema sin pérdidas, en la figura 3.10 se presenta
algoritmo utilizado:
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Problema relajado sin ‘
limites de transmision

v
Para cada linea: ¢Supera su capacidad en
C=200% -x% en el horizonte de evaluacién?

Problema

relajado con
limites de

Se aflade No se anade

restriccion de | SI restriccion de
capacidad de capacidad de x=x+25%
lalinea en el lalinea en el

transmision
anadidos

problema

l ¢ C>95%?

[ Despacho preliminar }

problema

Figura 3.10: Algoritmo resolucién problema sin perdidas

En la figura 3.10 se observa el algoritmo con el que se resuelve el problema de programaciéon
de la operacion sin pérdidas de transmisién. Se resuelve un problema relajado (restricciones
de valores enteros se convierten a reales) y sin limites de transmisién, luego por cada linea,
se analizan los flujos y se observa si superan la capacidad en un porcentaje C' = 200 %. Si
una linea supera la capacidad, se anade la restriccion a esa linea y se vuelve a resolver el
problema relajado con limites de transmisién solo en las lineas identificadas. Si no supera la
capacidad, se disminuye el porcentaje C' en un x = 25 % y se vuelve identifica las lineas que
superan su capacidad en C' = (200 — 25) %. Esto se hace iterativamente hasta que se llegue
a un porcentaje inferior a C' = 95 %. Cuando ocurre esto, finalizan las iteraciones y se toma
como despacho preliminar el resultado de la tltima iteracion. A esa iteracién se calculan los
flujos de potencia para obtener las pérdidas por las lineas y luego los factores de penalizacion,
para ser agregados al problema con pérdidas que se resuelve con la metodologia descrita en
el marco tedrico.

De lo mencionado anteriormente, la simplificaciéon se puede resumir en evitar realizar un
Branch and Cut en el problema sin pérdidas, resolviéndolo a base de iteraciones lineales.
Esto impacta en el problema con pérdidas en la asignaciéon de demanda y en el calculo de los
factores de penalizacién, ya que serda una asignacion distinta a la que se hubiese realizado en
la metodologia descrita en la figura 3.8.
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3.4. Caso de estudio

En esta seccion se entrega informaciéon respecto al problema de optimizacion de forma
aproximada, se menciona la funcién objetivo y las restricciones asociadas al problema, y una
visualizacién global de algunas de las entradas del modelo. Como caso de estudio, se uti-
liz6 la base de datos privada de la programaciéon mensual de abril de 2024 de Generadora
Metropolitana. Cémo antecedente, se menciona que las restricciones asociadas a servicios
complementarios tales como control de frecuencia primario, secundario y terciario no fueron
consideradas en el caso de estudio, debido a que aumentaban los tiempos de simulacion signi-
ficativamente al aumentar el horizonte de evaluaciéon. Como fuentes para la representacién de
la funcion objetivo y restricciones del problema de optimizacion se utilizaron las referencias

(28], [56], [57] ¥ [58].

3.4.1. Funcion objetivo

La funciéon objetivo consiste en una expresiéon matematica que determina cuanto cuesta
producir energia en un horizonte de tiempo. Esta expresion considera los costos variables de
produccion, el encendido y apagado de maquinas, ademas considera el valor del agua embal-
sada. A continuacion, se mostrara la formulacion, cabe destacar que se llamaran “variable”
a los valores que son decisiones de la optimizacion, mientras que se les llamaréa “parametros”
a valores que sean datos de entrada al modelo de optimizacion.

min Y% [cvt,g Py + CB,, + cgffAt,g] + Y FCF, (3.12)
J

teT geG

Donde C'V;; es el parametro de costos variables en USD /MW h del generador 7 en el tiempo
t, P; es una variable de potencia en MW que inyecta el generador ¢ en el tiempo ¢. C7" y
C’;’Of / son los costos de encendido y apagado en USD del generador g, E; , y A, son variables
binarias de encendidos y apagados de la mdquina g en el tiempo ¢t y F'C'F} es la funcién de
costo futuro. Cabe destacar que se utilizaron los costos variables promedio por tecnologia de
la tabla 3.3:

Tabla 3.3: Costos variables promedio por tecnologia

Categoria | Costo variable [USD/MWHh]
Biogas 16.99
Biomasa 32.28
Carboén 60.19
Gas 87.07
Diésel 232.98

De la tabla 3.3 se observa que los costos variables menores son los de biogas y biomasa,
aunque estos son los que tienen menor capacidad instalada. Se observa que el costo variable
promedio del carbén es menor que el gas y el costo variable mayor es el de las centrales diésel.
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3.4.2. Restricciones

Las restricciones en un problema de optimizacién son condiciones o limitaciones que el
conjunto de soluciones posibles debe satisfacer.

Balance demanda

Restriccién que asegura que la demanda sea satisfecha en todo el horizonte de la operacién.

Z Pt,g - Z Dt,n + LOSStVn Vit € T (313)

geCG neN

Donde D, es la demanda total en el tiempo t, Loss; son las pérdidas totales de las lineas
en el tiempo t. En la figura 3.11 se observa la demanda total promedio horaria mensual
utilizada.

Demanda promedio horaria mensual MW
10500

10000
9500
9000
8500
8000
7500
161116212 71217223 8131823 4 9141924 51015201 6 1116212 7 121722 3 8 131823 4 9 141924 51015201 6 1116212 7 121722

4 5 6 7 8 9 10 11 12 1 2 3
2024 2025

Figura 3.11: Demanda promedio horaria mensual en [MW]

Flujo por lineas

Es la restriccién que modela los flujos de potencia por las lineas.

fu= Y (PTDFM- T (Pt,g—LPDt,n-Dt)) (3.14)

neND g€Gn

Donde f;; es el flujo de la linea [ en el tiempo t, PI'DF},; son los Power Transfer Dis-
tribution Factor (que se obtienen de los elementos de la matriz de admitancia) y LPD;,, es
el factor de participaciéon de la barra n en el tiempo ¢ con respecto a la demanda total D;.
Luego, la restriccion que modela los limites de la capacidad de las lineas es la siguiente:

fle < fu< lMax (3.15)

Donde fM® y fMin o5 el flujo maximo y minimo respectivo de la linea 1.
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Estado del generador

Restriccion binaria que modela el estado del generador, garantizando la coherencia de los
encendidos y apagados de las maquinas.

Xt,g = thl,g + Et79 — At,g vVt € T, Vg e (316)

Donde X;, es la variable binaria del estado del generador g en el tiempo t. E;  es la
variable binaria de los encendidos del generador g en el tiempo ¢. A; 4 es la variable binaria
de los apagados del generador g en el tiempo ¢

Minimos y maximos técnicos

Esta restriccién asegura que cuando una unidad esté encendida, se encuentre generando
entre su minimo técnico y plena carga.

P;”m Xig S Py <P Xy VLT, VgeG (3.17)
Donde P;”” y P/"" es la potencia del minimo técnico y plena carga de la unidad g.

Tiempos de encendido y apagados

Son las restricciones asociadas a que en el momento en que se enciende o apague una
unidad de generacién, se respete los tiempos de encendidos y apagados de la unidad.

t
S Eng<Xyy Vte[1+T  T|VgeG (3.18)
k=t—T,"
t
Yo Ay <1-Xy, Vte[l+T9, . T)VgeG (3.19)
k=t—Tgn

Ambas ecuaciones implican que desde el momento que se enciende/apaga, se debe esperar
un minimo de tiempo para volver a apagarse/encenderse.

Rampas de subida y bajada

Son las restricciones de variacion de la generacion por hora de un generador. Estas restric-
ciones implican que un generador no puede subir o bajar su generaciéon sobre una cantidad
de potencia.

down U,
—AP; < Py — by < AP (3.20)

Donde P;?y Pjow” son las potencias maximas de subida y bajada de la unidad g.

Generacion centrales renovables

Son las restricciones asociadas a la generacion de energias renovables (solares y edlicas),
que su generacion depende la cantidad disponible del recurso horariamente y pueden verter

su energia:
Py g+ vertyy = P - fp; , Vg € GRemo¥es vyt e T (3.21)

Donde fpj, es el factor de planta de la central renovable g en el tiempo ¢ y escenario e, y
vert, 4 es el vertimiento de la central renovable g en el tiempo ¢. Cabe destacar que solo las
centrales edlicas tienen distintos escenarios.
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Baterias

Son las restricciones asociadas a la operacién de baterias:

d
SoCty = 50014 — ﬁ + Cr gy (3.22)
g
0 S dt,g S SOCt_l/Hg (323)
0 S Ct.g S SOOt_l/Hg (324)
dt,g 2 1-— Ut,g, Ct,g 2 /Ut,g (325)

Donde SoC} 4 es la energia almacenada de la bateria, ¢,y v d; 4, son la carga y descarga
de la bateria respectivamente, 7 y 17 son los rendimientos de carga y descarga de la bateria
respectivamente y v, , es la variable binaria que limita que la bateria pueda solo cargar o
descargar en un tiempo .

Sistemas hidrolégicos

Son las restricciones asociadas a los sistemas hidrologicos, donde se observa que los embal-
ses funcionan como una especie de “bateria” que almacena y administra el agua embalsada.
La ecuacion de inventario del embalse se define como:

Vieri = Vi + Y VA = vEert — N By, (3.26)

SES; geGgy

Donde V;; es el volumen del embalse ¢ en el tiempo ¢, stf " es el volumen afluente de las
respectivas cuencas conectadas al embalse 4, V™" es el volumen vertido del embalse i en
el tiempo ¢, P, es la potencia generada por la central g perteneciente al embalse i en el
tiempo t y 7, es el rendimiento de la central g. Luego, el embalse debe respetar los volimenes
maximos y minimos:

Vi < Ve < Ve (3.27)

Funcién de costo futuro

Es la restriccién que valoriza el agua embalsada pensando en la operacién futura, esta
restriccion evita que el agua sea vaciada en el corto plazo

FCFt,i > (I)t,i + Z at,i,eVOZt,e (328)

ec Emb

Donde FCF;; es la funcién de costo futuro, ®;; es el coeficiente térmico en el tiempo ¢ del
hiperplano ¢, oy ;. es el valor del agua del hiperplano ¢ en la etapa t del embalse e, Vol . es
el volumen en CMD del embalse e en el tiempo ¢. Para esta simulacion, se utilizé la funcién
de costo futuro asociada a la probabilidad de excedencia de un 75 %, la cual proviene de la
base privada de la programacion mensual de abril de Generadora Metropolitana.
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Reservas combustibles

Esta restriccion proviene de que el recurso del gas es limitado, ya que existe una cantidad
maxima de gas que se puede regasificar por dia.

Ff, = HeatRate, . - Py 4 Vz € Z; (3.29)
YD F,<F; (3.30)
teTy geG

Donde Z; es el conjunto de combustibles de la unidad g, HeatRate, . es la tasa del com-
bustible z de la unidad g, Fy, es la cantidad del combustible z utilizado por la unidad g en
el tiempo t y F7 es el consumo méximo diario del combustible z.

Inercia

Atributo de generadores con masa rotatoria (generadores convencionales) que permite
absorber las desviaciones de frecuencia de la red (producto de fallas). Esta restriccion consiste
en que se debe satisfacer el minimo de inercia requerida del sistema eléctrico completo y en
particular, de la regién del norte de Chile.

» Céalculo de inercia en la regién del norte

Inerciaf™ = 3" 01, Xiy (3.31)
9€GRN
e Célculo de inercia en el SEN
Inercia; "N = 3" Xy (3.32)
9€GsEN

Donde ¢4 es la cantidad de inercia que administra la unidad g en el tiempo ¢. El sistema
eléctrico requiere un minimo de inercia para la seguridad de la operacion, por lo que se
satisface:

Inercial™ > Inercial™ (3.33)

Inercia;®N > Inercia; ®N (3.34)

Donde Inercial®™ vy Inercia®®N son el requerimiento minimo de inercia horario de la
t t

region norte y del Sistema Eléctrico Nacional respectivamente.
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Capitulo 4

Resultados y Analisis

En esta seccidén, se muestran los resultados de la creacién de escenarios edlicos, validando
los escenarios edlicos generados con la generacion edlica real, para luego clasificar y filtrar los
escenarios mediante la probabilidad de excedencia. Luego se simula la operacion del sistema
eléctrico con el objetivo de verificar la validez de la reducciéon del modelo de programacion de
la operaciéon. Posteriormente, se realizan pruebas de simulaciones utilizando factor de planta
promedio horario mensual versus uno horario, donde se observan variaciones en la operacion.
Finalmente se simulan los escenarios edlicos elegidos (en base a la probabilidad de excedencia)
con factor de planta edlico horario, donde se observan variaciones en la operacion.

4.1. Resultados generaciéon de escenarios edlicos

Se realizaron 1.000 muestras de escenarios e6licos, donde cada muestra tiene la generacion
horaria de las 55 centrales durante el horizonte de operacién. A continuacién, se realiza una
comparacion entre los escenarios edlicos generados mediante la metodologia propuesta, los
cuales son contrastados con la generacion edlica real que publica el Coordinador [6]. En la fi-
gura 4.1.a se muestra el “diagrama de caja” de los escenarios de generacion edlica de todas las
centrales en todo el horizonte, que se obtuvieron con la metodologia propuesta 3.2. Mientras
que la figura 4.1.b se muestra el diagrama de caja de la generacién edlica real (considerando
vertimientos y filtrados los periodos indisponibles) de las centrales modeladas con datos de
operaciéon desde 2020 en adelante.

En el diagrama de cajas de observan los siguientes componentes:

» Caja: La caja principal muestra el rango intercuartilico (IQR), que es la distancia entre
el percentil 25 y percentil 75.

* Bigotes: Son la linea inferior y superior que se extienden fuera de la caja. Los limites

se calculan como:
Limnp = P25 - 1.5-I1QR (4.1)

Limg,, = P75+ 1.5-IQR (4.2)

* Valores atipicos: Son los puntos fuera de los bigotes, que son considerados valores
atipicos, por estar mas lejanos dentro de un rango razonable.

* Mediana: La linea horizontal en amarillo, que representa el percentil 50.
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Todo lo mencionado anteriormente se utiliza para explicar el diagrama de cajas de la figura
4.1 de las siguientes figuras:

Escenarios edlicos generados
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Figura 4.1: Diagramas de cajas de los perfiles edlicos.

En la figura 4.1.a se observa el grafico de cajas de los perfiles edlicos generados consi-
derando todas las centrales modeladas, mientras que en la figura 4.1.b los perfiles edlicos
de la generacion real de todas las centrales modeladas. Se observa que los perfiles edlicos
generados tienen una distribucién horaria muy similar, donde la mayor diferencia se observa
en el ancho del rango intercuartilico, donde en algunas horas se tiene mayor rango por par-
te de los perfiles generados, debido a que la metodologia favorece la transicion a los estados
mas probables considerando los prondsticos, por lo que estos pueden generar estas diferencias.
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Posteriormente para cada muestra se calcula la energia total disponible a cada muestra
multiplicando y sumando horariamente el factor de planta por la potencia maxima por cada
central. En la figura 4.2 se observa la distribucién de energia obtenida:

Energia de muestras ordenadas ascendentemente GWh

11800 ~

11600

11400 ~

11200 ~

GWh

11000 ~

10800 ~

10600 A

T T T T
0 200 400 600 800 1000
Muestras
— Suma

Figura 4.2: Energia de muestras ordenadas ascendentemente en GWh

En la figura 4.2 se observa que las muestras se encuentran entre 10.500 y 11.800 GWh,
teniendo una diferencia de 1.322 GWh entre el maximo y el minimo. Se observa que la zona
entre las muestras 200 y 800 se tiene un crecimiento lineal, mientras que las zonas extremas
se observan desviaciones més abruptas, donde la diferencia porcentual es del 11 % entre el
maximo y minimo. Si se lleva a factores de planta promedio de todos los escenarios, se tiene
que la variacién porcentual es del 9% entre el escenario con méximo factor de planta y
minimo, y una variaciéon del 4,5 % entre el promedio y el maximo. Lo mencionado anterior
se condice con casos como los de EE.UU que el factor de planta promedio anual tiene una
desviacién estdandar del 5% entre 2009 y 2020 [59]. Con respecto a la variacién del factor de
planta anual de las centrales edlicas modeladas, en las figuras 4.3 se observa una comparacion
del factor de planta anual por central obtenido por la metodologia versus el real por central.
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Diagrama de cajas del factor de planta anual de los escenarios generados por central
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(a) Factor planta anual de escenarios edlicos generados de centrales.

Diagrama de cajas del factor de planta anual real de centrales
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(b) Factor planta anual real de centrales.
Figura 4.3: Diagramas de cajas de los factores de planta anuales

En las figuras 4.3.a y 4.3.b se observa el grafico de cajas del factor de planta anual de

cada central modelada, donde el primero son con los escenarios edlicos generados (los 1.000

escenarios generados por central), mientras que el segundo son con datos de generacion real

considerando la generacién desde el 2020 en adelante (Donde el minimo de datos de operacion

la fecha de puesta

an

de 4 datos seg

’

aximo

4, creando el grafico con un m

’

Nno y maximo

esdela

en servicio de la central). De los datos figura 4.3.b se obtuvo una desviacion estandar promedio

de cada central del 3,21 %, mientras que en la figura 4.3.a se obtuvo una 1,3 %.También se
observa de la figura 4.3.a que el rango intercuartilico estd notoriamente mas concentrado en
valores cercanos a la media si se compara con los de la figura 4.3.b, pero de igual forma se
obtienen valores atipicos que dan la variabilidad del factor de planta anual. La razén por
la que el factor de planta anual esté tan concentrado alrededor de la media es debido a que

la metodologia de caracterizacién de transiciones tiende a tomar el valor mas probable por

transicion, por lo que gran parte de los escenarios se concentran en torno a la media.
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Posteriormente, los escenarios de generacién edlica son transformados son clasificados se-
gin su probabilidad de excedencia, obteniendo la curva que se observa a continuacion en la
figura 4.4.

Probabilidad de excedencia segun energia
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Figura 4.4: Probabilidad de excedencia segtn la cantidad de energia

En la figura 4.4 se observa el mismo comportamiento visto en la figura 4.2, donde las
probabilidades de excedencia cercanas a los extremos tienen menor ocurrencia. Las muestras
seleccionadas fueron las probabilidades de excedencia de 0, 25, 50, 75 y 100, que tienen la
siguiente energia anual por muestra:

Muestra | Suma [GWh] | Probabilidad de excedencia
77 10.525,59 100
872 10.977,29 I0)
248 11.098,99 50
915 11.226,43 25
221 11.847.81 0

Si bien se tomaron 3 probabilidades de excedencia en la zona lineal (P25, P50 y P75), el
resto son casos bastante extremos, estos fueron elegidos debido a que se queria ver el efecto
de estos casos en la operacion.
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4.2. Resultados analisis 1: Simplificacién

El primer anélisis consiste en ver los resultados de la simplificacion propuesta, para ello se
simularon dos casos: El caso sin simplificacién (utilizando la metodologia del Coordinador) y
uno con la simplificacion propuesta en la metodologia. Todas las simulaciones se realizaron
considerando los siguientes parametros iniciales:

Tabla 4.1: Pardametros de simulacién: Comparacion caso base con simplifi-
cacion

Parametro Ambos modelos
Relative Gap 0,001 %
Absolute Gap | 200.000 [USD]

Time Limit -

Respecto a los pardmetros para la simulacién de ambos modelos de la tabla 4.1, se usa-
ron relative gap y absolute gap predefinidos de los estudios de la programacién mensual del
Coordinador [12]. El time limit utilizado fue ilimitado, para que ningin problema terminara
por limite de tiempo, ya que, cuando un problema finaliza por time limit, la comparacién
puede verse afectada ya que toma una solucion subdéptima en los anteriores pasos.

Tabla 4.2: Resultados simulaciéon: Comparacion caso base con simplificacion

Parametros Sin simplificaciéon | Con simplificacion
Tiempo 23:23:36 6:50:24
Funcién objetivo 1,0879E+11 1,0888E+11
Costo marginal promedio 48,3 47,94
Absolute Gap 7,18E+06 7,18E+06
Relative Gap 0,066 % 0,007 %
Cantidad MILP resueltos 108 54

En la tabla 4.2 se observan los resultados globales de la simulacion. Se observa una dismi-
nucién notoria del tiempo de simulacién, siendo mas de 16 horas y media de diferencia. Esto
se debe principalmente a que en el caso base se resuelven 108 problemas MILP, mientras
que con la simplificacién se resuelven solo 54. Se considera la naturaleza heuristica a la hora
de encontrar los valores enteros 6ptimos en los problemas MILP, disminuir la cantidad de
problemas explica la notoria disminucién del tiempo. Respecto a la funcién objetivo, relative
gap v absolute gap, se tienen resultados muy similares, por lo que estas formulaciones se
consideran bastante aproximadas en resultados.

En cuanto a las diferencias globales de generacién por tecnologia, se observan en la figura
4.5 a continuacioén:

49



Diferencia base vs simulacion GWh
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Figura 4.5: Diferencias de generaciéon por tecnologia

En la figura 4.5 se observa la diferencia de generacién total por tecnologia entre ambas
simulaciones. Se observan diferencias totales menores a 200 GWh, lo cual son muy pequenas
considerando la magnitud de la generacién total (84.301 GWh), lo cual representa un 0,21 %.
Las principales diferencias se deben al efecto de los factores de penalizacién en la funcién

objetivo. En cuanto a las diferencias mensuales de generaciéon por tecnologia, en la figura 4.6
se observan los resultados:
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Generacion mensual por tecnologia caso sin simplificacion [GWh]
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(a) Sin simplificacién.
Generacién mensual por tecnologia caso con simplificacion [GWh]
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(b) Con simplificacion.

Figura 4.6: Variaciéon Generaciéon mensual.
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En las figuras 4.6 se observa la generacion mensual por tecnologia para el caso sin y con
simplificacion. Se puede notar que el caso sin simplificacién de la figura 4.6.a tiene una ge-
neracién casi idéntica mensualmente a la del caso con simplificacion de la figura 4.6.b. Al
revisar en detalle los resultados, se observan leves diferencias en algunos meses con el uso
del gas y el carbdén, pero en general se observa que cada tecnologia genera casi la misma
cantidad de energia de forma mensual, teniendo una variacién porcentual promedio del 2,9 %
considerando todas las tecnologias.

En cuanto a los costos marginales, en las figuras 4.7 y 4.8 se observan los costos marginales
de algunas barras en percentiles y promedios respectivamente:

Costo Marginal mensual Crucero220 percentiles [USD/MWh] Costo Marginal mensual Rencal10 percentiles [USD/MWh]
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Figura 4.8: Comparacién costos marginales: Promedio dia/noche por barra

En las figuras 4.7.a 4.7.b y 4.7.c se muestran graficos de percentiles mensuales de los cos-
tos marginales para las probabilidades de excedencia 0, 20, 50, 80 y 100 del caso base y la
simplificacion para las barras Crucero220, RencallO y PMontt220 respectivamente. Estas
barras fueron utilizadas ya que representan 3 zonas del sistema eléctrico para efectos de este
trabajo: Crucero220 representa la zona norte, Rencall0 la zona centro y PMontt220 la zona
sur. Para los percentiles 0, 20, 50 y 80 se observan pequenas diferencias en la zona centro so-
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lamente, sin embargo, para el percentil 100 se observan las diferencias mas notorias del costo
marginal. Las diferencias abruptas del percentil 100 son debido a que por cada optimizacién
no necesariamente se tiene la misma unidad satisfaciendo la punta de la demanda del mes,
y el percentil 100 tomaria la maquina mas cara que esté operando en ese mes. Esto entrega
una intuicion de que la diferente manera de calcular los factores de penalizacién y asignar
las pérdidas afecta en las demandas puntas en que unidades abastecen la demanda. De todas
formas, en los casos de costo marginal cercano a 450 USD/MWh indica costo de falla, lo que
quiere decir que en algunos momentos la optimizacion consideré que era mas econémico no
abastecer la demanda que prender una unidad maés cara.

Posteriormente en las figuras 4.8.a 4.8.b y 4.8.c se observan los costos marginales pro-
medio del dia y noche (considerando dia de la hora 8-19 y noche de la hora 20-7). En el
dia se observan diferencias muy leves en las 3 zonas, mientras que en la noche se observan
mayores diferencias en Crucero220 y RencallQ. Esto se explica de la misma forma que en
el caso del percentil 100, donde la simplificacién afecta a la funcion objetivo. Como se tiene
un absolute gap de 200.000 USD, los cambios en los factores de penalizacion pueden cambiar
lo suficiente para que sea mas econémico tener prendida una unidad a minimo técnico, que
apagarla totalmente, estas diferencias son algunas que pueden afectar el costo marginal. A
continuacion, en las figuras 4.9 se observan las diferencias horarias y relativas porcentuales
de las 3 zonas ordenadas de forma descendente:
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(d) Zona norte: Error relativo ho-
rario base con simplificacién en or-
den descendente

(e) Zona centro: Error relativo ho-
rario base con simplificacién en or-
den descendente

(f) Zona sur: Error relativo hora-
rio base con simplificacién en or-
den descendente

Figura 4.9: Diferencias horarias y porcentuales en orden descendente por

barra

En las figuras 4.9.a, 4.9.b y 4.9.c se observan las diferencias horarias (en el grafico con
las horas normalizadas) en orden descendiente de las zonas norte, centro y sur. La cual se
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calculé como:
DifHO?"CL’f’Z.at’i _ CMngn Simplificacin CMggZon Simpli ficacion (43)

Se aprecia claramente diferencias en los extremos inferiores a 330 USD/MWh, las cuales
son muy pocas horas. Se observa también que el 60 % de las horas las diferencias son nulas,
teniendo que el resto de horas, las diferencias pueden ser positivas y negativas casi en la
misma proporcion. Por otro lado, de las figuras 4.9.d, 4.9.e y 4.9.f se observan las diferencias
porcentuales relativas horarias (con las horas normalizadas) en orden descendiente de las
norte, centro y sur. Donde:

B Simpli ficacion
CMgt’iase — CMgm-
CMgBae

DifPorcentual,; = (4.4)

En el caso de que CM gfi‘“e = 0, fue reemplazado por un valor muy pequenio mayor que
0. De las figuras se puede notar que de las 80 % de las horas simuladas tienen error relativo
menor a 14 %, 20 % y 7% en las zonas norte, centro y sur respectivamente.

Los resultados anteriores indican que la simplificaciéon propuesta es valida y eficiente. Al

considerar que se disminuyeron en més del triple los tiempos de simulacién y que en el 80 %
de las horas simuladas, se tiene una diferencia relativa porcentual menor al 20 %.

95



4.3. Resultados analisis 2:

Tal como se plante6 en la metodologia, el analisis 2 consiste en ver las diferencias en
la operacién del sistema eléctrico si se consideran factores de planta promedios horarios
mensuales (PHM), contra los horarios. Para medir esto, se utiliz6 la muestra con probabilidad
de excedencia de 50, el cual se le calcul6é su promedio horario mensual por central. Dicho lo
anterior, en las figuras 4.10 se observa la cantidad de energia disponible:

Generacién mensual disponible por mes FP_PHM_P50 VS FP_P50 en GWh

Suma de la diferencia horaria del FP PHM_P50 v/s P50
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(a) Generaciéon mensual disponible (b) Diferencia horaria de la disponibilidad

Figura 4.10: Diferencias entre la generacién disponible

En la figura 4.10.a se observa la energia mensual disponible para el factor de planta
promedio horario mensual del P50 y el P50 horario son la misma, donde la energia se calculé
de la siguiente forma:

EPEM 0 = N N Pdispl T FO(1) (4.5)
teTMes jeGEO
Byo= 2. D Pdisp™(t) (4.6)

teTMes jeGEO

Donde Pdispl™™ P59(t) es la potencia disponible en la hora ¢ de la central i cuando se
el factor de planta promedio horario mensual del sample con probabilidad de excedencia
50. Andlogamente Pdisp!®(t) es lo mismo que la definicién anterior, pero utilizando el
factor de planta horario de la probabilidad de excedencia 50. Es importante destacar que si
bien la energia disponible mensual es la misma para ambos factores de planta, se tiene que
horariamente no tienen la misma energia disponible. Esto se observa en la figura 4.10.b, la
cual fue calculada con la siguiente ecuacion:

DifT () = > Pdisp{ ™ () — Pdisp!™(t) Vt € T (4.7)

(A T
i€eGEO

Al tener diferente energia disponible horariamente se esperan tener diferencias en la ope-
raciéon del sistema eléctrico.
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Tabla 4.3: Resultados del andlisis 2

Parametros PHM P50 P50
Tiempo 6:50:24 13:15:02
Funcién objetivo 1,0888E+11 | 1,0874E+11
Costo marginal promedio 47,94 49,01
Absolute Gap 7,18E+06 6,68 E+06
Relative Gap 0,0066 % 0,0061 %

En la tabla 4.3 se observan los resultados globales de la simulaciéon, donde lo méas notorio
es que aumentan los tiempos de simulacién cuando en la generacion edlica se consideran
factores de planta horarios. Esto es debido a que al utilizar factores de planta promedios ho-
rarios mensuales, se suavizan las variaciones, y diariamente se tiene la misma disponibilidad.
Mientras que con horarios mensuales cada dia se tienen diferentes disponibilidades. Como
cada problema se resuelve en pasos semanales, es mas complejo resolver que maquina es 6p-
tima en cada momento cuando no se tiene la misma generacién edlica disponible diariamente.

En las figuras 4.11 y 4.12 se observan las diferencias de generacion (carbén, gas y diésel)
globales, y por bloque (diurno y nocturno).
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Figura 4.11: Generacién mensual por tecnologia

58



Generacion mensual Carbon segun factor de potencia en GWh Generacién mensual Gas segun factor de potencia en GWh

800 1
800

700 A

600 4 600 4

500 1

= =
g g
200 4 400 A
300 1
200
200 +
100 A
o
(2024,4)  (2024.6)  (2024.8)  (2024,10) (2024,12) (2025, 2) (2024,4)  (2024,6)  (2024,8)  (2024,10) (2024,12)  (2025,2)
Afio,Mes Afio,Mes
—— PHM_P50_Dia PHM P50 Noche —— PS0 Dia —— P50 Noche —— PHM_P50 _Dia PHM_PS0 Noche —— PS0 Dia —— P50_Noche
(a) Generacién con carbén mensual por bloque (b) Generacion con gas mensual por bloque

Generacion mensual Diesel segun factor de potencia en GWh

0

T T T T T
(2024, 4) (2024, 6) (2024, 8) (2024, 10) (2024, 12) (2025, 2)
Afo,Mes

—— PHM_P50_Dia PHM_PS0_Noche —— PS50 Dia —— PSO_Noche
(¢) Generacién con diésel mensual por bloque

Figura 4.12: Generacién mensual por bloque horario

En las figuras 4.11 se observa la generaciéon mensual del carbén, el gas y el diésel. En
particular en las figuras 4.11.a y 4.11.b no se observan grandes variaciones entre la utiliza-
cién de ambos tipos de factores de planta (considerando la cantidad de energia que estén
generando), sin embargo, en la generacién diésel 4.11.c se observa claramente que utilizando
factor de planta horario se obtiene mayor generacion diésel. Este fendmeno se acrecienta en
las horas de dia, como se observa en la figura 4.12.c.

En las figuras 4.13 y 4.14 se observan las diferencias de generacién del (carbén, gas y
diésel) globales, y por bloque (diurno y nocturno).
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Figura 4.14: Costo marginal promedio por bloques

En las figuras 4.13 se observan los costos marginales promedios de 3 barras del sistema
eléctrico, las cuales representan el norte, centro y sur del sistema eléctrico. En particular
en las zonas norte y sur no se observa mucha variaciéon en el promedio mensual, tal como
se observa en las figuras 4.13.a y 4.13.b, sin embargo, la mayor variacién se observa en la
zona sur, como se observa en la figura 4.13.c, donde se observa un claro aumento en el costo
marginal con el factor de planta horario. Esto se explica debido a las congestiones que ocurren
en las lineas de transmision hacia al sur en las horas de sol, particularmente en la figura 4.15
se observa la topologia del sistema de transmision que induce a congestiones a la zona sur.
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Figura 4.15: Lineas con desacoples en el sur del SEN. Fuente [60]

En la figura 4.15 se observan las barras que conectan la zona centro-sur con la zona sur del
sistema eléctrico. Particularmente en las lineas RioTolten->Lastarria y Lastarria->Ciruelos
se saturan en el horizonte de evaluacién, tal como se observa en la figura 4.16 que se muestra
a continuacion:
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Figura 4.16: Diferencias entre la generacién disponible
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En las figuras 4.16 se observa que en casi todos los meses ambas lineas estan congestiona-
das en el 20 % de las horas (Capacidad de 145 MW ambas lineas), incluso en verano llegan al
50 % de las horas. Se observan congestiones mayoritariamente hacia el sur, aunque también
hay épocas con congestiones hacia el norte cuando se tienen deshielos, donde el embalse Ca-
nutillar y algunas centrales hidraulicas de pasadas pueden aportan con energia hacia la zona
centro.

Estos desacoples producto de la congestion de las lineas, generan un efecto en el marginal
aumentandolo en la zona sur, tal como se observa en la figura 4.14.c. Estas congestiones
hacen que el sistema eléctrico quede dividido en zonas, donde cada zona debera satisfacer
con generadores locales la punta de la demanda. La zona sur es una zona donde la tecnologia
con mayor capacidad instalada es el diésel, por lo que las puntas de la demanda es abastecida
con esta tecnologia. Dado lo anterior, las variaciones de la energia edlica las van a suplir
generadores diésel de la zona, provocando el aumento del consumo de diésel con el factor de
planta horario. Cuando se utiliza factores de planta promedio horarios, sucede que al utilizar
promedios los valores tienden a estabilizarse y no tener variaciones horarias grandes, por lo
que esos cambios de energia disponible no son suficientes para que otro generador diésel deba
encenderse.

En las zonas norte y centro no se observa este fenémeno, tal como se observa en las figuras
4.14.a y 4.14.b, en el horario de dia, el marginal tiene casi el mismo promedio. En las horas
de noche es donde se ven algunas variaciones en el promedio entre las dos formulaciones
del factor de planta, teniendo meses donde una formulacién es superior a la otra y meses
donde pasa lo contrario. Estas diferencias se explican con que en algiin momento se tiene
mayor disponibilidad del recurso con el factor de planta promedio horario mensual que con
el horario, por lo que existen momentos donde el costo marginal sea mayor y también ocurre
lo contrario cuando la disponibilidad sea menor, tal como se observa en la figura 4.10.b.
Las variaciones pueden ser lo suficiente para que una unidad deje de marginar o que se
deba prender otra central para suplir la demanda. De todas formas, en el promedio se ven
variaciones relativamente pequenias.
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4.4. Resultados analisis 3:

Tal como se menciona en la metodologia, el analisis 3 consiste en ver las diferencias de
la operacién si se consideran las 5 muestras seleccionadas (Con probabilidad de excedencia
0, 25, 50, 75 y 100). Particularmente se observa cémo varfa la generacién mensual y costos
marginales promedios mensuales, para luego mostrar un caso particular de como varia la
generacion horaria de las centrales Nueva Renca y Los Vientos.

Tabla 4.4: Resultados simulaciones andlisis 3

Parametros PO P25 P50 P75 P100
Tiempo 12:23:48 12:38:01 13:15:02 12:34:21 9:33:40
Funcién objetivo 1,0855E+11 | 1,0883E+11 | 1,0874E+11 | 1,0871E+11 | 1,0893E+11
Costo marginal promedio 49,17 49,09 49,01 48,91 49,12
Absolute Gap 7,58E+06 6,95E+06 6,68E+06 6,91E+06 6,32E+06
Relative Gap 0,0070 % 0,0064 % 0,0061 % 0,0064 % 0,0058 %

En la tabla 4.4 se observan los resultados globales de la simulacién, se corrobora que, en
efecto, aumentan los tiempos de simulacion al utilizar factores de planta horarios. También se
observa que la funcién objetivo de los 5 casos son casi del casi mismo orden, pero se aprecia
que aumenta mientras menos energia edlica hay disponible. A continuacién, en la figura 4.17
se observan la disponibilidad del recurso edlico por escenario:

Generaciéon mensual total disponible por probabilidad de excedencia [GWh]

Generacion disponible [GWh]
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— P P25 — P50 — P75 m— P100

Figura 4.17: Diferencias entre la generacién disponible por probabilidad de
excedencia

En la figura 4.17 se observa la generacién mensual disponible por probabilidad de exceden-
cia. Es importante notar que la muestra con probabilidad de excedencia 0 (mayor energia) no
tiene necesariamente mayor generaciéon mensual que el resto de las muestras. Lo anterior se
observa en los meses de julio y noviembre de 2024. Al igual que sucede eso con la muestra con
probabilidad de excedencia 0, también ocurre con la muestra con probabilidad de excedencia
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100 (menor energia), que en meses como febrero y abril de 2025 no son las que tienen menor
cantidad de energia disponible. A continuacién, en la figura 4.18 se observa la variacién de
la generacion:
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Figura 4.18: Variacién Generacién

En las figuras 4.18 se observa la variacién de la generaciéon mensual segin tecnologia. En
la figura 4.18.a se observa que la variacion maxima del carbén fue de 100 GWh mensuales,
por otro lado, en el gas se observa una situacién similar, donde en la figura 4.18.b se observa
que la variacion maxima fue de 110 GWh. Por otra parte, en la figura 4.18.c se observa que
la maxima variacion del recurso fue de 5GWh mensuales. En términos absolutos se ve que la
generacion mas afectada fue el carbon y el gas, pero en términos porcentuales la variacion
maxima del carbén y gas del 14 % y 13 % respectivamente, mientras que la variaciéon maxima

del diésel fue del 42 %. A continuacién, en la figura 4.19 se observa la variacién de los costos
marginales:
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Figura 4.19: Variacién costo marginal promedio segiin zona

En las figuras 4.19 se observa la variaciéon del costo marginal segtin el factor de planta
edlico utilizado. En las figuras 4.19.a y 4.19.b se observa que la variacion edlica no tiene tanta
incidencia en el marginal. Esto se debe principalmente a que son zonas donde la energia solar
son las que abastecen la demanda maxima en el dia, mientras que en la noche y madrugada
es el gas/carbén quienes suplen las puntas y por ende marginan. Al ser tecnologias que por
lo general tienen una alta capacidad instalada, no hace falta tener que encender unidades
para suplir la variabilidad edlica, sin embargo, se tiene repercusion en la energia inyectada
de estas tecnologias. Por otro lado, en la figura 4.19.c se observa que la zona sur tiene un
mayor impacto la variabilidad del costo marginal. Esto ocurre debido a que la zona sur
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tiene problemas de congestiones en horario solar, por lo que la demanda en la zona sur es
abastecida por generadores diésel que se encuentran en la zona, los cuales afectan mayormente
el costo marginal con sus altos costos variables. A continuacion, en la figura 4.20 se observa
la variacion de la generacion de las centrales Nueva Renca y Los Vientos:
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Figura 4.20: Variacion de la generaciéon mensual en centrales térmicas

En las figuras 4.20 se observa la variacién de la generacion de las centrales Nueva Renca
y Los Vientos, donde se observan variaciones mensuales que en su maximo llegan a cerca
de 20 GWh en la operacién de la central Nueva Renca y unos 5,5 GWh en la central Los
Vientos, tal como se observa en las figuras 4.20.a y 4.20.b. También se observa que el uso
de distintos escenarios edlicos repercute en que, dependiendo del escenario, puede significar
que una central esté encendida o no. En el caso de Nueva Renca se observa que existe un
escenario donde en noviembre de 2024 no se enciende en todo el mes, mientras que en otro
genera cerca de 16 GWh en el mes. Esto también ocurre en la central Los Vientos, donde
en el mes de febrero de 2025 existe un escenario donde no prenderia la central mientras que
en otro se genera cerca de 1 GWh. Para ejemplificar el efecto de tener distintos escenarios
edlicos en la generacion horaria, se puede observar en la figura 4.21 los siguientes dos casos
de variacion de la generaciéon horaria en los meses de enero 2025 y diciembre 2024:
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Generacién Nueva Renca 13-14 de enero [MW] Generacion Los Vientos 4-5 de diciembre [MW]
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Figura 4.21: Variacién de la generacién horaria de las centrales Nueva Renca
y Los Vientos

En las figuras 4.21 se observa la generacién horaria de las centrales Nueva Renca y Los
Vientos en los dias 13-14 de enero de 2025 y 4-5 de diciembre de 2024 respectivamente. De
la figura 4.21.a se observa que dependiendo del escenario edlico, Nueva Renca puede estar
apagada, en minimo técnico (155,27 MW), marginando o a plena carga (370 MW). Lo mismo
se aprecia con Los Vientos en la figura 4.21.b, donde se observa con los estados de apagado,
minimo técnico (29,57 MW) marginando y a plena carga (128,09 MW).
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Capitulo 5

Conclusiones

En este capitulo se mencionan las principales conclusiones del trabajo de titulo, se verifica
el cumplimiento de los objetivos generales y especificos, ademéas de sugerir un trabajo futuro
de las areas que no fueron abarcadas en este trabajo.

5.1. Conclusiones del trabajo de titulo

En este trabajo de memoria de titulo se logré completar los objetivos generales y especi-
ficos que fueron planteados en la introduccién del trabajo de titulo.

Se logré el objetivo general de realizar un andlisis de la programacion de la operacion en
el SEN, reduciendo los tiempos de simulacion del problema de optimizacion y considerando
incertidumbre edlica en forma de distintos escenarios, donde las simulaciones tuvieron un
horizonte de 1 afio de operaciéon con resolucion horaria.

Se logré construir una metodologia para crear escenarios de generacion edlica consideran-
do la correlacion entre las centrales. Utilizando la metodologia propuesta se crearon 1.000
escenarios eolicos, donde se logro clasificar cada escenario por cantidad de energia disponible
utilizando la probabilidad de excedencia. También se logré validar los escenarios de genera-
cién edlica, contrastandolos con datos de la operacion real, ademas de verificar que el factor
de planta anual de todas las centrales puede variar segiin lo observado en la literatura.

Con respecto a las simulaciones, el primer analisis arrojo exitosamente que la simplifi-
caciéon propuesta es valida, donde se pudieron disminuir en mas del triple los tiempos de
simulacion (pasando de alrededor de 23 a 7 horas). La generacién por tipo de tecnologia casi
no varfa a nivel mensual, teniendo una variacién porcentual promedio del 2,9 %. Sin embargo,
la principal diferencia o trade-off fueron los costos marginales, donde cerca del 80 % de las
horas simuladas tenian una diferencia relativa porcentual menor al 14 %, 20 % y 7% en las
zonas norte, centro y sur respectivamente. Dados los anteriores resultados, se concluye que es
una reducciéon valida para hacer estudios en el mediano plazo relacionados con la proyeccion
de la operaciéon considerando que los resultados no variaron significativamente.

Respecto al segundo analisis se concluye que existen diferencias en la utilizacion de factores
de planta promedios horarios mensuales versus horarios. Primero, se observé que aumentan
los tiempos de simulacién al utilizar factores de planta horarios, aumentando casi en el doble
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el tiempo. Luego, utilizando la muestra con probabilidad de excedencia de 50 % se observa
que la tecnologia que més varfa (con respecto a factor de planta promedio mensual) es la ge-
neraciéon con diésel, aumentando significativamente el consumo en algunos meses. Se observo
que la zona sur debido a las congestiones en las lineas RioTolten->Lastarria y Lastarria-
>Ciruelos del sistema de transmisién en horario solar, se debe satisfacer la demanda con
generadores diésel. Lo anterior provoca que al usar factores de planta horario se tenga que
toda la variabilidad horaria la deba amortiguar las centrales diésel de la zona sur, lo que
significa en mayor uso de las centrales, teniendo incluso que prender unidades por esto. Con
lo anterior, los valores del costo marginal en la zona sur fueron los que mas variaron, ob-
servandose un claro aumento en el promedio sobre todo en las de dia. Se concluye que la
utilizacion de factores de planta promedios horarios mensuales “esconden” o amortiguan los
efectos de la variabilidad del viento en la operacién, aunque los efectos se ven mas evidentes
en zonas con limites de transmisién como lo es la zona sur del sistema eléctrico.

Respecto al tercer analisis, se ratifica que la modelacién horaria del factor de planta
aumenta los tiempos de simulacion. También se observa que las variaciones méximas de
energia fueron de 100, 110 y 5 GWh mensuales del carbén, gas y diésel. Si bien, claramente
la mayor variacion fue del carbén y gas, porcentualmente esta variacion no tiene un impacto
tan notorio como lo fue el caso del diésel, donde se obtuvo una variacién porcentual maxima
del 42%. También se observo que, en los costos marginales, la zona més afectada fue la
zona sur debido a las limitaciones de la transmisién en el horario solar. Se observé como las
variaciones de la generacion edlica se suplian con diésel, por lo que encarecia la operacion en
el sur. Para finalizar se tomaron las centrales Nueva Renca y Los Vientos, para observar como
cambia su generacién dependiendo del factor de planta edlico utilizado. Se logré apreciar para
horas concretas que la maquina puede estar apagada, en minimo técnico, marginando y a
plena carga dependiendo del factor de planta edlico utilizado. Lo mencionado anteriormente
es importante para las empresas generadoras en sus estudios de operacién en el mediano
plazo, por ejemplo, para informar los volimenes de gas contratados para el proximo ano
en el informe ADP. Para definir el volumen 6ptimamente se deben hacer proyecciones de
operacion, donde es importante considerar distintos escenarios para observar los posibles
futuros. Si no se consideran distintos futuros se podria llegar a contratar una suma inferior
a la necesitada y con ello disminuir el margen comercial éptimo.

5.1.1. Trabajo futuro

En cuanto al trabajo futuro se propone lo siguiente:

1. Crear escenarios estocasticos para centrales que no tienen datos superiores o iguales
a un ano de operacion. En otros trabajos se han utilizado modelos climatologicos de
velocidad del viento (Weather Research Forecasting), donde se caracterizan las centrales
por coordenadas y altura para obtener datos de generacién hipotéticos [51]. Cuando se
contrastaron con la generacién real de centrales existentes, estos modelos sobrestimaban
demasiado la generacion. Encontrar una fuente o crear una metodologia para generar
escenarios a estas centrales podria ser beneficioso para las evaluaciones de mas largo
plazo, donde se ve la entrada de centrales y proyectos.

2. Aislar los efectos “eléctricos” en la generacion horaria por central. Se hizo un filtro de
los meses en que algunas centrales tuvieron mantenciones, pero otras limitaciones como
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pueden ser fallas del sistema eléctrico o fallas en la disponibilidad de aerogeneradores
no fueron aislados. Se podria hacer un filtro mas detallado considerando fuentes como
el registro de instrucciones de operacion (RIO) [61].

. Probar otros métodos para reducir el problema de predespacho y reducir més los tiempos
de simulacion. Si se quisiera evaluar mas escenarios o ampliar el horizonte de evaluacion
para evaluar problemas con horizontes mas largos, siguen aumentando los tiempos de
simulacién.

. Crear una metodologia para incorporar la variabilidad edlica en los modelos de plani-
ficacion de largo plazo. En los modelos de largo plazo es usual usar factores de planta
promedios horarios mensuales, pero estos no reflejan la variabilidad del recurso. Se pro-
pone analizar bien la forma en la que se resuelven los problemas de inversién en el largo
plazo para incorporar consistentemente la variabilidad edlica.
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Anexos

Anexo A.

Centrales Edlicas

Tabla A.1: Centrales edlicas modeladas

ID | Nombre CEN Barra Pmax Fuente Categoria | Correlacién

1 PE ALENA Charrual54 84 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
2 PE ATACAMA Maitencillo220 165.3 Generacion Real 2020-2024 | Normal No correlacionado
3 PE AURORA Rahue220 126.6 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
4 PE CABO LEONES Maitencillo220 181.15 | Pronostico + Generacion Normal Grupo 1

5 PE CABO LEONES II Maitencillo220 205.25 | Pronostico + Generacion Normal Grupo 1

6 PE CABO LEONES III Maitencillo220 188.274 | Pronostico + Generacion Normal Grupo 1

7 PE CALAMA Salar220 150 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
8 PE CAMPO LINDO Charrua066 64.5 Generacion Real 2020-2024 | Normal No correlacionado
9 PE CANELA LPalmas220 18.15 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
10 | PE CANELA II LPalmas220 60 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
11 | PE CERRO TIGRE Ohiggins220_ BP1 184.8 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
12 | PE CUEL Charrualb4 33 Pronostico + Generacion Normal Grupo 2

13 | PE EL ARRAYAN DonGoyo220 115 Pronostico + Generacion Normal Grupo 3

14 | PE EL MAITEN Charrua066 9 Pronostico + Generacion PMGD No correlacionado
15 | PE LA ESPERANZA Charrualb4 10.5 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
16 | PE LA ESTRELLA Rapel220 50 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
17 | PE LA FLOR Charrual54 324 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
18 | PE LEBU Coronell54 9.34 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
19 | PE LLANOS DEL VIENTO | Ohiggins220_BP1 156.1 Generacion Real 2020-2024 | Normal No correlacionado
20 | PE LOMAS DE DUQUECO | Duqueco220 58 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
21 | PE LOS BUENOS AIRES Charrual54 24 Pronostico + Generacion Normal Grupo 2

22 | PE LOS CURUROS LaCebada220 107.7 Pronostico + Generacion Normal Grupo 4

23 | PE LOS OLMOS Mulchen220 100 Pronostico + Generacion Normal Grupo 5

24 | PE MALLECO NORTE Mulchen220 137.9 Pronostico + Generacion Normal Grupo 6

25 | PE MALLECO SUR Mulchen220 131.86 Pronostico + Generacion Normal Grupo 6

26 | PE MESAMAVIDA Charrual54 63 Pronostico + Generacion Normal Grupo 2
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ID | Nombre CEN Barra Pmax Fuente Categoria | Correlacion

27 | PE MONTE REDONDO PuntaSierra220 48 Pronostico + Generacion Normal Grupo 4

28 | PE NEGRETE Charrualb4 35.34 Pronostico + Generacion Normal Grupo 2

29 | PE PUELCHE SUR PMontt220 152.4 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
30 | PE PUNTA COLORADA PColorada220 20 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
31 | PE PUNTA PALMERAS LPalmas220 45 Pronostico + Generacion Normal Grupo 3

32 | PE PUNTA SIERRA PuntaSierra220 81.185 Pronostico + Generacion Normal Grupo 3

33 | PE RENAICO I Temuco220 88 Pronostico + Generacion Normal Grupo 5

34 | PE RENAICO 11 Temuco220 144 Generacion Real 2020-2024 | Normal No correlacionado
35 | PE SAN GABRIEL Mulchen220 180 Pronostico + Generacion Normal Grupo 5

36 | PE SAN JUAN PColorada220 189.4 Pronostico + Generacion Normal Grupo 1

37 | PE SAN PEDRO Chiloel10 36 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
38 | PE SAN PEDRO IT Chiloel10 65 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
39 | PE SARCO Maitencillo220 167.56 Pronostico + Generacion Normal Grupo 1

40 | PE SIERRA GORDA ESTE ElTesoro220 110.619 | Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
41 | PE TALINAY ORIENTE DonGoyo220 90 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
42 | PE TALINAY PONIENTE DonGoyo220 60.6 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
43 | PE TALTAL Paposo220 99 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
44 | PE TCHAMMA Crucero220 155.4 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
45 | PE TOLPAN SUR Mulchen220 84 Pronostico + Generacion Normal Grupo 5

46 | PE TOTORAL LPalmas220 46 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
47 | PE UCUQUER II Rapel220 10.185 | Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
48 | PE VALLE DE LOS VIENTOS | Salar220 90 Pronostico + Generacion Normal No correlacionado
49 | PMGD PE EL ARREBOL Coronell54 9 Generacion Real 2020-2024 | PMGD No correlacionado
50 | PMGD PE EL NOGAL Mulchen220 9 Generacion Real 2020-2024 | PMGD No correlacionado
51 | PMGD PE HUAJACHE Coronell54 [ Generacion Real 2020-2024 | PMGD No correlacionado
52 | PMGD PE LAS PENAS Coronell54 8 Generacion Real 2020-2024 | PMGD No correlacionado
53 | PMGD PE LEBU III Coronell54 5.25 Generacion Real 2020-2024 | PMGD No correlacionado
54 | PMGD PE RAKI Coronell54 9 Generacion Real 2020-2024 | PMGD No correlacionado
55 | PMGD PE UCUQUER Rapel220 6.965 Generacion Real 2020-2024 | PMGD No correlacionado

7




Anexo B. Coeficiente de correlacion de Pearson en-
tre centrales

Tabla B.1: Coeficiente de correlacién de Pearson entre centrales edlicas

1D 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18

1 1.000 0.038 -0.046 | -0.012 | -0.034 | 0.007 | -0.148 | 0.599 -0.069 | -0.020 | -0.152 | 0.632 0.048 0.423 0.482 0.059 0.349 0.499
2 0.038 1.000 -0.043 | 0.818 0.809 0.816 0.056 0.092 0.261 0.362 0.084 0.079 0.603 0.006 0.027 0.236 0.004 0.053
3 -0.046 | -0.043 | 1.000 -0.052 | -0.070 | -0.060 | 0.049 0.064 -0.194 | -0.156 | -0.010 | 0.006 -0.135 | 0.092 -0.030 | -0.030 | 0.012 0.088
4 | -0.012 | 0.818 -0.052 | 1.000 0.943 0.967 0.082 0.045 0.340 0.405 0.148 0.040 0.604 -0.050 | -0.024 | 0.185 -0.001 | -0.002
5 | -0.034 | 0.809 -0.070 | 0.943 1.000 0.915 0.084 0.037 0.350 0.409 0.209 0.031 0.569 -0.049 | -0.029 | 0.181 -0.021 | 0.011
6 0.007 0.816 -0.060 | 0.967 0.915 1.000 0.045 0.053 0.353 0.432 0.108 0.059 0.659 -0.041 | -0.009 | 0.211 0.012 -0.008
7 | -0.148 | 0.056 0.049 0.082 0.084 0.045 1.000 -0.054 | 0.046 0.016 0.486 -0.061 | -0.054 | -0.053 | -0.043 | -0.010 | -0.016 | 0.009
8 0.599 0.092 0.064 0.045 0.037 0.053 -0.054 | 1.000 -0.077 | -0.006 | -0.026 | 0.781 0.065 0.649 0.573 0.224 0.452 0.434

9 -0.069 | 0.261 -0.194 | 0.340 0.350 0.353 0.046 -0.077 | 1.000 0.795 0.205 -0.035 | 0.573 -0.088 | 0.034 0.055 -0.068 | 0.058

10 | -0.020 | 0.362 -0.156 | 0.405 0.409 0.432 0.016 -0.006 | 0.795 1.000 0.145 0.029 0.662 -0.006 | 0.054 0.193 -0.049 | 0.053

11 | -0.152 | 0.084 | -0.010 | 0.148 0.209 0.108 0.486 | -0.026 | 0.205 0.145 1.000 | -0.026 | 0.022 | -0.065 | 0.012 | -0.065 | -0.013 | 0.094

12 | 0.632 0.079 0.006 0.040 0.031 0.059 | -0.061 | 0.781 -0.035 | 0.029 | -0.026 | 1.000 0.086 0.645 0.651 0.226 | 0.440 | 0.443

13 | 0.048 0.603 -0.135 | 0.604 0.569 0.659 -0.054 | 0.065 0.573 0.662 0.022 0.086 1.000 0.001 0.070 0.251 0.030 0.005

14 | 0.423 0.006 0.092 -0.050 | -0.049 | -0.041 | -0.053 | 0.649 -0.088 | -0.006 | -0.065 | 0.645 0.001 1.000 0.525 0.251 0.412 0.330

15 | 0482 | 0.027 | -0.030 | -0.024 | -0.029 | -0.009 | -0.043 | 0.573 | 0.034 | 0.054 | 0.012 | 0.651 0.070 | 0.525 1.000 | 0.149 | 0.589 | 0.350

16 | 0.059 | 0.236 | -0.030 | 0.185 0.181 0.211 -0.010 | 0.224 | 0.055 0.193 | -0.065 | 0.226 0.251 0.251 0.149 1.000 | 0.124 | -0.013

17 | 0.349 0.004 0.012 -0.001 | -0.021 | 0.012 -0.016 | 0.452 -0.068 | -0.049 | -0.013 | 0.440 0.030 0.412 0.589 0.124 1.000 0.199

18 | 0.499 0.053 0.088 -0.002 | 0.011 -0.008 | 0.009 0.434 0.058 0.053 0.094 0.443 0.005 0.330 0.350 -0.013 | 0.199 1.000

19 | -0.145 | 0.119 | -0.005 | 0.176 0.246 0.139 0.460 | -0.009 | 0.212 0.163 0.921 -0.017 | 0.048 | -0.055 | 0.021 -0.038 | -0.012 | 0.103

20 | 0.632 0.099 0.105 0.051 0.034 0.062 | -0.059 | 0.836 | -0.109 | -0.039 | -0.067 | 0.813 0.042 0.705 0.594 0.262 | 0.512 0.445

21 | 0.703 0.067 0.024 0.015 0.003 0.026 -0.052 | 0.817 -0.024 | 0.031 -0.024 | 0.882 0.070 0.657 0.726 0.206 0.530 0.538

22 | -0.074 | 0.521 -0.149 | 0.560 0.594 0.568 0.083 0.000 0.613 0.588 0.249 0.000 0.735 -0.068 | 0.006 0.163 -0.049 | 0.027

23 | 0.644 | 0.126 0.048 0.056 0.050 0.066 | -0.060 | 0.817 | -0.048 | 0.040 | -0.017 | 0.758 0.103 0.651 0.670 0.230 | 0.539 | 0.508

24 | 0.541 0.079 0.193 0.047 0.035 0.055 -0.041 | 0.744 -0.114 | -0.053 | -0.008 | 0.712 0.010 0.623 0.537 0.193 0.497 0.481

25 | 0.565 0.081 0.157 0.035 0.025 0.047 -0.058 | 0.745 -0.102 | -0.033 | -0.017 | 0.711 0.036 0.622 0.582 0.185 0.515 0.495

26 | 0.639 | 0.075 0.078 0.040 0.026 0.045 | -0.045 | 0.833 | -0.102 | -0.034 | -0.020 | 0.831 0.020 0.699 0.633 0.224 | 0.421 0.446

27 | -0.040 | 0.494 | -0.173 | 0.531 0.558 0.556 0.039 0.010 | 0.646 | 0.650 | 0.147 | 0.027 | 0.804 | -0.025 | 0.028 0.219 | -0.031 | 0.027

28 | 0.647 0.075 -0.015 | 0.004 0.000 0.016 -0.066 | 0.730 -0.022 | 0.053 -0.017 | 0.802 0.084 0.621 0.721 0.200 0.548 0.492

29 | 0.021 -0.023 | 0.819 -0.030 | -0.049 | -0.036 | 0.014 0.129 -0.206 | -0.154 | -0.009 | 0.076 -0.122 | 0.094 -0.002 | -0.005 | 0.022 0.159

30 | -0.055 | -0.010 | 0.044 | -0.007 | 0.023 | -0.008 | 0.075 | -0.003 | -0.019 | -0.003 | 0.159 | -0.030 | -0.016 | 0.017 | -0.011 | -0.009 | 0.049 | 0.058

31 | -0.024 | 0.513 | -0.162 | 0.526 0.523 0.561 -0.003 | 0.003 | 0.723 | 0.775 0.086 0.023 0.855 | -0.031 | 0.034 0.260 | -0.036 | -0.005

32 | 0.003 0.537 -0.154 | 0.551 0.531 0.591 -0.025 | 0.026 0.614 0.700 0.042 0.045 0.903 -0.017 | 0.023 0.254 -0.016 | -0.012

33 | 0.591 0.057 -0.064 | -0.016 | -0.014 | -0.006 | -0.058 | 0.603 0.013 0.097 0.012 0.665 0.082 0.502 0.674 0.132 0.494 0.524

34 | 0590 | 0.113 | -0.049 | 0.022 | 0.026 | 0.030 | -0.069 | 0.561 0.022 | 0.115 | -0.016 | 0.563 | 0.132 | 0.415 | 0.509 | 0.086 | 0.376 | 0.516

35 | 0.626 | 0.084 | -0.004 | 0.018 0.017 | 0.031 -0.068 | 0.730 | -0.029 | 0.067 | -0.011 | 0.746 0.098 0.618 0.712 0.216 | 0.598 | 0.501

36 | -0.004 | 0.790 -0.053 | 0.944 0.861 0.954 0.065 0.047 0.307 0.368 0.099 0.046 0.608 -0.060 | -0.034 | 0.184 0.003 -0.030

37 | -0.120 | 0.066 0.489 0.077 0.048 0.084 0.013 -0.029 | -0.158 | -0.116 | -0.048 | -0.102 | -0.017 | -0.041 | -0.168 | 0.079 -0.043 | -0.126

38 | -0.068 | 0.076 0.462 0.101 0.072 0.107 | 0.002 | -0.008 | -0.124 | -0.109 | -0.038 | -0.074 | 0.014 | -0.044 | -0.167 | 0.023 | -0.053 | -0.031

39 | 0.027 | 0.774 | -0.033 | 0.906 0.825 0.900 0.040 0.097 | 0.243 | 0.330 | 0.073 0.071 0.583 | -0.033 | -0.012 | 0.202 | 0.026 | -0.009

40 | -0.096 | -0.041 | 0.103 -0.031 | -0.080 | -0.029 | 0.568 -0.084 | -0.151 | -0.106 | -0.004 | -0.092 | -0.094 | -0.009 | -0.118 | 0.054 -0.052 | -0.112

41 | -0.040 | 0.522 -0.084 | 0.587 0.610 0.592 0.116 0.027 0.519 0.576 0.289 0.031 0.731 -0.022 | 0.040 0.123 0.004 0.057

42 | 0.007 | 0.550 | -0.087 | 0.573 0.548 0.607 | -0.004 | 0.039 | 0.531 0.634 | 0.058 0.041 0.887 | 0.004 0.037 | 0.196 | -0.004 | 0.006

43 | 0.023 | -0.157 | -0.068 | -0.203 | -0.181 | -0.207 | -0.166 | -0.003 | -0.164 | -0.184 | -0.172 | -0.076 | -0.160 | 0.005 -0.074 | -0.092 | 0.029 -0.036

44 | -0.003 | -0.016 | 0.104 -0.051 | -0.122 | -0.031 | 0.326 -0.025 | -0.225 | -0.156 | -0.293 | -0.027 | -0.058 | 0.037 -0.089 | 0.125 -0.029 | -0.140

45 | 0.634 | 0.070 | -0.038 | -0.003 | -0.004 | 0.008 | -0.068 | 0.711 | -0.018 | 0.068 | 0.006 | 0.735 | 0.088 | 0.583 | 0.725 | 0.187 | 0.590 | 0.538

46 | -0.061 | 0.521 -0.132 | 0.535 0.537 | 0.557 | 0.032 | -0.010 | 0.677 | 0.753 0.116 0.012 0.791 -0.039 | 0.009 0.284 | -0.045 | -0.018

47 | 0.133 0.116 0.031 0.085 0.069 0.120 -0.017 | 0.195 0.014 0.130 -0.093 | 0.207 0.197 0.264 0.270 0.561 0.189 0.069

48 | -0.169 | 0.047 0.049 0.102 0.132 0.061 0.814 -0.034 | 0.035 0.054 0.606 -0.064 | -0.047 | -0.050 | -0.041 | -0.017 | -0.010 | 0.015

49 | 0.494 | 0.061 0.115 0.012 0.010 0.019 0.024 0.547 | -0.004 | 0.015 0.056 0.579 0.033 0.500 0.516 0.092 | 0.342 0.564

50 | 0.588 | 0.085 0.070 0.042 0.028 0.047 | -0.031 | 0.726 | 0.009 | 0.026 | -0.003 | 0.796 0.080 0.641 0.615 0.193 | 0.443 | 0.500

51 | 0.452 0.027 0.240 -0.017 | -0.017 | -0.016 | 0.027 0.504 -0.012 | -0.025 | 0.046 0.558 -0.027 | 0.435 0.490 0.046 0.358 0.653

52 | 0.466 0.102 0.013 0.019 0.029 0.034 -0.024 | 0.562 0.086 0.111 0.058 0.592 0.116 0.497 0.541 0.183 0.379 0.518

53 | 0408 | 0.014 | 0.248 | -0.004 | -0.002 | -0.006 | 0.011 0.473 | -0.016 | -0.049 | 0.078 | 0.536 | -0.073 | 0.389 | 0.418 | 0.010 | 0.280 | 0.584

54 | 0.375 -0.003 | 0.254 | -0.043 | -0.047 | -0.035 | -0.011 | 0.427 -0.006 | -0.009 | 0.001 0.472 -0.038 | 0.388 0.411 0.039 0.328 0.559
5 | 0.041 0.130 -0.035 | 0.097 0.088 0.127 0.011 0.164 0.054 0.172 -0.060 | 0.184 0.207 0.195 0.107 0.849 0.119 -0.027

78




1D 19 20 21 22 23 24 25 26 27 28 29 30 31 32 33 34 35 36

1 -0.145 | 0.632 0.703 -0.074 | 0.644 0.541 0.565 0.639 -0.040 | 0.647 0.021 -0.055 | -0.024 | 0.003 0.591 0.590 0.626 -0.004
2 0.119 0.099 0.067 0.521 0.126 0.079 0.081 0.075 0.494 0.075 -0.023 | -0.010 | 0.513 0.537 0.057 0.113 0.084 0.790
3 | -0.005 | 0.105 0.024 -0.149 | 0.048 0.193 0.157 0.078 -0.173 | -0.015 | 0.819 0.044 | -0.162 | -0.154 | -0.064 | -0.049 | -0.004 | -0.053
4 0.176 0.051 0.015 0.560 0.056 0.047 0.035 0.040 0.531 0.004 -0.030 | -0.007 | 0.526 0.551 -0.016 | 0.022 0.018 0.944
5 0.246 0.034 0.003 0.594 0.050 0.035 0.025 0.026 0.558 0.000 -0.049 | 0.023 0.523 0.531 -0.014 | 0.026 0.017 0.861
6 0.139 0.062 0.026 0.568 0.066 0.055 0.047 0.045 0.556 0.016 -0.036 | -0.008 | 0.561 0.591 -0.006 | 0.030 0.031 0.954
7 0.460 -0.059 | -0.052 | 0.083 -0.060 | -0.041 | -0.058 | -0.045 | 0.039 -0.066 | 0.014 0.075 -0.003 | -0.025 | -0.058 | -0.069 | -0.068 | 0.065
8 | -0.009 | 0.836 0.817 0.000 0.817 0.744 0.745 0.833 0.010 0.730 0.129 -0.003 | 0.003 0.026 0.603 0.561 0.730 0.047
9 0.212 -0.109 | -0.024 | 0.613 -0.048 | -0.114 | -0.102 | -0.102 | 0.646 -0.022 | -0.206 | -0.019 | 0.723 0.614 0.013 0.022 -0.029 | 0.307
10 | 0.163 -0.039 | 0.031 0.588 0.040 -0.053 | -0.033 | -0.034 | 0.650 0.053 -0.154 | -0.003 | 0.775 0.700 0.097 0.115 0.067 0.368
11 | 0.921 -0.067 | -0.024 | 0.249 -0.017 | -0.008 | -0.017 | -0.020 | 0.147 | -0.017 | -0.009 | 0.159 0.086 0.042 0.012 -0.016 | -0.011 | 0.099
12 | -0.017 | 0.813 0.882 0.000 0.758 0.712 0.711 0.831 0.027 0.802 0.076 -0.030 | 0.023 0.045 0.665 0.563 0.746 0.046
13 | 0.048 0.042 0.070 0.735 0.103 0.010 0.036 0.020 0.804 0.084 -0.122 | -0.016 | 0.855 0.903 0.082 0.132 0.098 0.608
14 | -0.055 | 0.705 0.657 | -0.068 | 0.651 0.623 0.622 0.699 -0.025 | 0.621 0.094 0.017 | -0.031 | -0.017 | 0.502 0.415 0.618 -0.060
15 | 0.021 0.594 0.726 0.006 0.670 0.537 0.582 0.633 0.028 0.721 -0.002 | -0.011 | 0.034 0.023 0.674 0.509 0.712 -0.034
16 | -0.038 | 0.262 0.206 0.163 0.230 0.193 0.185 0.224 0.219 0.200 -0.005 | -0.009 | 0.260 0.254 0.132 0.086 0.216 0.184
17 | -0.012 | 0.512 0.530 -0.049 | 0.539 0.497 0.515 0.421 -0.031 | 0.548 0.022 0.049 -0.036 | -0.016 | 0.494 0.376 0.598 0.003
18 | 0.103 0.445 0.538 0.027 0.508 0.481 0.495 0.446 0.027 0.492 0.159 0.058 -0.005 | -0.012 | 0.524 0.516 0.501 -0.030
19 | 1.000 -0.052 | -0.019 | 0.272 -0.003 | -0.001 | -0.010 | -0.010 | 0.170 -0.008 | 0.016 0.175 0.115 0.062 0.015 -0.008 | -0.004 | 0.126
20 | -0.052 | 1.000 0.856 -0.034 | 0.841 0.813 0.802 0.877 | -0.014 | 0.773 0.158 -0.009 | -0.028 | 0.002 0.618 0.558 0.763 0.053
21 | -0.019 | 0.856 1.000 -0.009 | 0.840 0.761 0.772 0.871 0.013 0.888 0.088 -0.019 | 0.016 0.024 0.756 0.654 0.832 0.009
22 | 0.272 -0.034 | -0.009 | 1.000 0.021 -0.043 | -0.033 | -0.035 | 0.887 0.001 -0.136 | 0.039 0.762 0.768 -0.005 | 0.021 0.012 0.520
23 | -0.003 | 0.841 0.840 0.021 1.000 0.789 0.817 0.825 0.040 0.815 0.117 0.010 0.047 0.055 0.756 0.718 0.891 0.044
24 | -0.001 | 0.813 0.761 -0.043 | 0.789 1.000 0.954 0.772 -0.031 | 0.697 0.237 0.035 -0.055 | -0.030 | 0.607 0.534 0.747 0.045
25 | -0.010 | 0.802 0.772 -0.033 | 0.817 0.954 1.000 0.761 -0.012 | 0.729 0.199 0.034 -0.032 | -0.013 | 0.669 0.610 0.791 0.031
26 | -0.010 | 0.877 0.871 -0.035 | 0.825 0.772 0.761 1.000 -0.025 | 0.772 0.134 -0.009 | -0.034 | -0.014 | 0.628 0.542 0.746 0.044
27 | 0.170 -0.014 | 0.013 0.887 0.040 -0.031 | -0.012 | -0.025 | 1.000 0.032 -0.171 | 0.014 0.847 0.855 0.028 0.048 0.044 0.499
28 | -0.008 | 0.773 0.888 0.001 0.815 0.697 0.729 0.772 0.032 1.000 0.043 -0.002 | 0.040 0.047 0.790 0.682 0.843 -0.010
29 | 0.016 0.158 0.088 -0.136 | 0.117 0.237 0.199 0.134 -0.171 | 0.043 1.000 0.052 -0.154 | -0.142 | 0.003 0.016 0.048 -0.028
30 | 0.175 -0.009 | -0.019 | 0.039 0.010 0.035 0.034 -0.009 | 0.014 -0.002 | 0.052 1.000 -0.012 | -0.012 | -0.004 | 0.008 0.015 -0.024
31 | 0.115 -0.028 | 0.016 0.762 0.047 -0.055 | -0.032 | -0.034 | 0.847 0.040 -0.154 | -0.012 | 1.000 0.897 0.056 0.094 0.058 0.509
32 | 0.062 0.002 0.024 0.768 0.055 -0.030 | -0.013 | -0.014 | 0.855 0.047 -0.142 | -0.012 | 0.897 1.000 0.038 0.078 0.056 0.550
33 | 0.015 0.618 0.756 -0.005 | 0.756 0.607 0.669 0.628 0.028 0.790 0.003 -0.004 | 0.056 0.038 1.000 0.825 0.836 -0.037
34 | -0.008 | 0.558 0.654 0.021 0.718 0.534 0.610 0.542 0.048 0.682 0.016 0.008 0.094 0.078 0.825 1.000 0.745 0.003
35 | -0.004 | 0.763 0.832 0.012 0.891 0.747 0.791 0.746 0.044 0.843 0.048 0.015 0.058 0.056 0.836 0.745 1.000 0.001
36 | 0.126 0.053 0.009 0.520 0.044 0.045 0.031 0.044 0.499 -0.010 | -0.028 | -0.024 | 0.509 0.550 -0.037 | 0.003 0.001 1.000
37 | -0.035 | 0.008 -0.108 | -0.055 | -0.082 | 0.048 0.007 -0.022 | -0.067 | -0.145 | 0.454 0.020 -0.065 | -0.032 | -0.214 | -0.178 | -0.141 | 0.094
38 | -0.018 | 0.034 -0.072 | -0.019 | -0.054 | 0.065 0.032 0.002 -0.040 | -0.114 | 0.439 0.048 -0.040 | -0.010 | -0.176 | -0.115 | -0.117 | 0.123
39 | 0.100 0.100 0.047 0.503 0.093 0.081 0.066 0.082 0.472 0.031 -0.001 | -0.017 | 0.484 0.545 -0.002 | 0.040 0.041 0.931
40 | -0.034 | -0.038 | -0.095 | -0.136 | -0.107 | -0.060 | -0.079 | -0.060 | -0.087 | -0.135 | 0.048 -0.020 | -0.109 | -0.081 | -0.170 | -0.165 | -0.133 | 0.000
41 | 0.312 -0.002 | 0.028 0.802 0.047 0.004 0.011 -0.002 | 0.796 0.032 -0.068 | 0.053 0.681 0.721 0.037 0.045 0.043 0.535
42 | 0.079 0.013 0.026 0.724 0.059 -0.011 | 0.008 -0.003 | 0.797 0.035 -0.080 | -0.007 | 0.797 0.880 0.035 0.068 0.051 0.562
43 | -0.167 | -0.020 | -0.044 | -0.106 | -0.018 | -0.042 | -0.017 | -0.076 | -0.111 | -0.053 | -0.078 | -0.014 | -0.155 | -0.138 | -0.066 | 0.002 -0.023 | -0.191
44 | -0.308 | 0.028 -0.045 | -0.216 | -0.052 | -0.013 | -0.028 | -0.011 | -0.128 | -0.080 | 0.055 -0.096 | -0.115 | -0.070 | -0.130 | -0.126 | -0.083 | 0.000
45 | 0.020 0.723 0.826 -0.003 | 0.859 0.701 0.762 0.730 0.033 0.870 0.025 0.012 0.053 0.041 0.878 0.761 0.925 -0.020
46 | 0.147 | -0.033 | -0.004 | 0.741 0.026 -0.060 | -0.050 | -0.040 | 0.795 0.017 -0.129 | -0.005 | 0.896 0.831 0.027 0.062 0.031 0.510
47 | -0.084 | 0.241 0.214 0.044 0.219 0.171 0.182 0.243 0.116 0.188 0.024 -0.013 | 0.138 0.162 0.147 0.130 0.208 0.093
48 | 0.580 -0.057 | -0.052 | 0.113 -0.045 | -0.020 | -0.037 | -0.033 | 0.049 -0.055 | 0.033 0.150 0.007 -0.012 | -0.033 | -0.056 | -0.051 | 0.071
49 | 0.051 0.603 0.636 -0.010 | 0.626 0.638 0.655 0.626 0.003 0.608 0.122 0.013 -0.015 | -0.008 | 0.577 0.523 0.615 0.009
50 | 0.002 0.798 0.831 0.015 0.773 0.739 0.742 0.811 0.033 0.756 0.104 -0.007 | 0.022 0.039 0.650 0.573 0.746 0.026
51 | 0.042 0.556 0.610 -0.047 | 0.550 0.650 0.644 0.545 -0.038 | 0.560 0.239 0.010 -0.066 | -0.062 | 0.521 0.433 0.555 -0.030
52 | 0.065 0.588 0.640 0.071 0.644 0.612 0.654 0.572 0.093 0.648 0.035 0.008 0.097 0.073 0.630 0.584 0.668 0.006
53 | 0.076 0.517 0.552 -0.058 | 0.477 0.597 0.576 0.536 -0.070 | 0.494 0.256 0.000 -0.108 | -0.102 | 0.427 0.345 0.475 -0.013
54 | -0.004 | 0.482 0.534 -0.065 | 0.481 0.584 0.574 0.467 -0.052 | 0.492 0.245 0.006 -0.070 | -0.064 | 0.465 0.358 0.487 | -0.044
55 | -0.041 | 0.199 0.163 0.084 0.181 0.133 0.128 0.156 0.160 0.163 -0.008 | -0.032 | 0.207 0.203 0.115 0.058 0.182 0.107
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1D 37 38 39 40 41 42 43 44 45 46 47 48 49 50 51 52 53 54 55

1 -0.120 | -0.068 | 0.027 -0.096 | -0.040 | 0.007 0.023 -0.003 | 0.634 -0.061 | 0.133 -0.169 | 0.494 0.588 0.452 0.466 0.408 0.375 0.041
2 0.066 0.076 0.774 -0.041 | 0.522 0.550 -0.157 | -0.016 | 0.070 0.521 0.116 0.047 0.061 0.085 0.027 0.102 0.014 -0.003 | 0.130
3 0.489 0.462 -0.033 | 0.103 -0.084 | -0.087 | -0.068 | 0.104 -0.038 | -0.132 | 0.031 0.049 0.115 0.070 0.240 0.013 0.248 0.254 -0.035
4 0.077 0.101 0.906 -0.031 | 0.587 0.573 -0.203 | -0.051 | -0.003 | 0.535 0.085 0.102 0.012 0.042 -0.017 | 0.019 -0.004 | -0.043 | 0.097
5 0.048 0.072 0.825 -0.080 | 0.610 0.548 -0.181 | -0.122 | -0.004 | 0.537 0.069 0.132 0.010 0.028 -0.017 | 0.029 -0.002 | -0.047 | 0.088
6 0.084 0.107 0.900 -0.029 | 0.592 0.607 -0.207 | -0.031 | 0.008 0.557 0.120 0.061 0.019 0.047 -0.016 | 0.034 -0.006 | -0.035 | 0.127
7 0.013 0.002 0.040 0.568 0.116 -0.004 | -0.166 | 0.326 -0.068 | 0.032 -0.017 | 0.814 0.024 -0.031 | 0.027 -0.024 | 0.011 -0.011 | 0.011
8 -0.029 | -0.008 | 0.097 -0.084 | 0.027 0.039 -0.003 | -0.025 | 0.711 -0.010 | 0.195 -0.034 | 0.547 0.726 0.504 0.562 0.473 0.427 0.164
9 -0.158 | -0.124 | 0.243 -0.151 | 0.519 0.531 -0.164 | -0.225 | -0.018 | 0.677 0.014 0.035 -0.004 | 0.009 -0.012 | 0.086 -0.016 | -0.006 | 0.054
10 | -0.116 | -0.109 | 0.330 -0.106 | 0.576 0.634 -0.184 | -0.156 | 0.068 0.753 0.130 0.054 0.015 0.026 -0.025 | 0.111 -0.049 | -0.009 | 0.172
11 | -0.048 | -0.038 | 0.073 -0.004 | 0.289 0.058 -0.172 | -0.293 | 0.006 0.116 -0.093 | 0.606 0.056 -0.003 | 0.046 0.058 0.078 0.001 -0.060
12 | -0.102 | -0.074 | 0.071 -0.092 | 0.031 0.041 -0.076 | -0.027 | 0.735 0.012 0.207 -0.064 | 0.579 0.796 0.558 0.592 0.536 0.472 0.184
13 | -0.017 | 0.014 0.583 -0.094 | 0.731 0.887 -0.160 | -0.058 | 0.088 0.791 0.197 -0.047 | 0.033 0.080 -0.027 | 0.116 -0.073 | -0.038 | 0.207
14 | -0.041 | -0.044 | -0.033 | -0.009 | -0.022 | 0.004 0.005 0.037 0.583 -0.039 | 0.264 -0.050 | 0.500 0.641 0.435 0.497 0.389 0.388 0.195
15 | -0.168 | -0.167 | -0.012 | -0.118 | 0.040 0.037 -0.074 | -0.089 | 0.725 0.009 0.270 -0.041 | 0.516 0.615 0.490 0.541 0.418 0.411 0.107
16 | 0.079 0.023 0.202 0.054 0.123 0.196 -0.092 | 0.125 0.187 0.284 0.561 -0.017 | 0.092 0.193 0.046 0.183 0.010 0.039 0.849
17 | -0.043 | -0.053 | 0.026 -0.052 | 0.004 -0.004 | 0.029 -0.029 | 0.590 -0.045 | 0.189 -0.010 | 0.342 0.443 0.358 0.379 0.280 0.328 0.119
18 | -0.126 | -0.031 | -0.009 | -0.112 | 0.057 0.006 -0.036 | -0.140 | 0.538 -0.018 | 0.069 0.015 0.564 0.500 0.653 0.518 0.584 0.559 -0.027
19 | -0.035 | -0.018 | 0.100 -0.034 | 0.312 0.079 -0.167 | -0.308 | 0.020 0.147 -0.084 | 0.580 0.051 0.002 0.042 0.065 0.076 -0.004 | -0.041
20 | 0.008 0.034 0.100 -0.038 | -0.002 | 0.013 -0.020 | 0.028 0.723 -0.033 | 0.241 -0.057 | 0.603 0.798 0.556 0.588 0.517 0.482 0.199
21 | -0.108 | -0.072 | 0.047 -0.095 | 0.028 0.026 -0.044 | -0.045 | 0.826 -0.004 | 0.214 -0.052 | 0.636 0.831 0.610 0.640 0.552 0.534 0.163
22 | -0.055 | -0.019 | 0.503 -0.136 | 0.802 0.724 -0.106 | -0.216 | -0.003 | 0.741 0.044 0.113 -0.010 | 0.015 -0.047 | 0.071 -0.058 | -0.065 | 0.084
23 | -0.082 | -0.054 | 0.093 -0.107 | 0.047 0.059 -0.018 | -0.052 | 0.859 0.026 0.219 -0.045 | 0.626 0.773 0.550 0.644 0.477 0.481 0.181
24 | 0.048 0.065 0.081 -0.060 | 0.004 -0.011 | -0.042 | -0.013 | 0.701 -0.060 | 0.171 -0.020 | 0.638 0.739 0.650 0.612 0.597 0.584 0.133
25 | 0.007 0.032 0.066 -0.079 | 0.011 0.008 -0.017 | -0.028 | 0.762 -0.050 | 0.182 -0.037 | 0.655 0.742 0.644 0.654 0.576 0.574 0.128
26 | -0.022 | 0.002 0.082 -0.060 | -0.002 | -0.003 | -0.076 | -0.011 | 0.730 -0.040 | 0.243 -0.033 | 0.626 0.811 0.545 0.572 0.536 0.467 0.156
27 | -0.067 | -0.040 | 0.472 -0.087 | 0.796 0.797 -0.111 | -0.128 | 0.033 0.795 0.116 0.049 0.003 0.033 -0.038 | 0.093 -0.070 | -0.052 | 0.160
28 | -0.145 | -0.114 | 0.031 -0.135 | 0.032 0.035 -0.053 | -0.080 | 0.870 0.017 0.188 -0.055 | 0.608 0.756 0.560 0.648 0.494 0.492 0.163
29 | 0.454 0.439 -0.001 | 0.048 -0.068 | -0.080 | -0.078 | 0.055 0.025 -0.129 | 0.024 0.033 0.122 0.104 0.239 0.035 0.256 0.245 -0.008
30 | 0.020 0.048 -0.017 | -0.020 | 0.053 -0.007 | -0.014 | -0.096 | 0.012 -0.005 | -0.013 | 0.150 0.013 -0.007 | 0.010 0.008 0.000 0.006 -0.032
31 | -0.065 | -0.040 | 0.484 -0.109 | 0.681 0.797 -0.155 | -0.115 | 0.053 0.896 0.138 0.007 -0.015 | 0.022 -0.066 | 0.097 -0.108 | -0.070 | 0.207
32 | -0.032 | -0.010 | 0.545 -0.081 | 0.721 0.880 -0.138 | -0.070 | 0.041 0.831 0.162 -0.012 | -0.008 | 0.039 -0.062 | 0.073 -0.102 | -0.064 | 0.203
33 | -0.214 | -0.176 | -0.002 | -0.170 | 0.037 0.035 -0.066 | -0.130 | 0.878 0.027 0.147 -0.033 | 0.577 0.650 0.521 0.630 0.427 0.465 0.115
34 | -0.178 | -0.115 | 0.040 -0.165 | 0.045 0.068 0.002 -0.126 | 0.761 0.062 0.130 -0.056 | 0.523 0.573 0.433 0.584 0.345 0.358 0.058
35 | -0.141 | -0.117 | 0.041 -0.133 | 0.043 0.051 -0.023 | -0.083 | 0.925 0.031 0.208 -0.051 | 0.615 0.746 0.555 0.668 0.475 0.487 0.182
36 | 0.094 0.123 0.931 0.000 0.535 0.562 -0.191 | 0.000 -0.020 | 0.510 0.093 0.071 0.009 0.026 -0.030 | 0.006 -0.013 | -0.044 | 0.107
37 | 1.000 0.776 0.102 0.120 -0.017 | 0.033 -0.058 | 0.140 -0.198 | -0.033 | 0.073 0.013 -0.087 | -0.051 | -0.033 | -0.132 | 0.002 -0.026 | 0.082
38 | 0.776 1.000 0.129 0.057 0.018 0.046 0.023 0.072 -0.166 | -0.014 | 0.091 0.000 -0.048 | -0.018 | -0.012 | -0.103 | -0.020 | -0.006 | 0.012
39 | 0.102 0.129 1.000 -0.018 | 0.511 0.552 -0.161 | 0.000 0.014 0.485 0.105 0.070 0.020 0.052 -0.010 | 0.017 -0.001 | -0.032 | 0.103
40 | 0.120 0.057 -0.018 | 1.000 -0.097 | -0.048 | 0.022 0.799 -0.165 | -0.096 | 0.078 0.419 -0.057 | -0.094 | -0.049 | -0.138 | -0.063 | -0.052 | 0.087
41 | -0.017 | 0.018 0.511 -0.097 | 1.000 0.805 -0.181 | -0.206 | 0.030 0.658 0.066 0.187 0.013 0.037 -0.012 | 0.073 -0.019 | -0.033 | 0.067
42 | 0.033 0.046 0.552 -0.048 | 0.805 1.000 -0.162 | -0.047 | 0.032 0.728 0.172 0.007 0.005 0.037 -0.045 | 0.064 -0.079 | -0.052 | 0.153
43 | -0.058 | 0.023 -0.161 | 0.022 -0.181 | -0.162 | 1.000 0.027 -0.030 | -0.181 | -0.087 | -0.149 | -0.052 | -0.064 | -0.094 | -0.020 | -0.122 | -0.080 | -0.091
44 | 0.140 0.072 0.000 0.799 -0.206 | -0.047 | 0.027 1.000 -0.126 | -0.126 | 0.142 0.112 -0.051 | -0.043 | -0.045 | -0.125 | -0.055 | -0.026 | 0.141
45 | -0.198 | -0.166 | 0.014 -0.165 | 0.030 0.032 -0.030 | -0.126 | 1.000 0.014 0.184 -0.044 | 0.627 0.724 0.561 0.694 0.471 0.489 0.165
46 | -0.033 | -0.014 | 0.485 -0.096 | 0.658 0.728 -0.181 | -0.126 | 0.014 1.000 0.136 0.055 -0.025 | 0.002 -0.068 | 0.070 -0.099 | -0.073 | 0.227
47 |1 0.073 0.091 0.105 0.078 0.066 0.172 -0.087 | 0.142 0.184 0.136 1.000 -0.044 | 0.143 0.170 0.096 0.158 0.050 0.082 0.567
48 | 0.013 0.000 0.070 0.419 0.187 0.007 -0.149 | 0.112 -0.044 | 0.055 -0.044 | 1.000 0.007 -0.059 | 0.000 -0.034 | 0.000 -0.030 | -0.011
49 | -0.087 | -0.048 | 0.020 -0.057 | 0.013 0.005 -0.052 | -0.051 | 0.627 -0.025 | 0.143 0.007 1.000 0.618 0.717 0.675 0.654 0.600 0.068
50 | -0.051 | -0.018 | 0.052 -0.094 | 0.037 0.037 -0.064 | -0.043 | 0.724 0.002 0.170 -0.059 | 0.618 1.000 0.573 0.606 0.562 0.500 0.142
51 | -0.033 | -0.012 | -0.010 | -0.049 | -0.012 | -0.045 | -0.094 | -0.045 | 0.561 -0.068 | 0.096 0.000 0.717 0.573 1.000 0.649 0.795 0.809 0.010
52 | -0.132 | -0.103 | 0.017 | -0.138 | 0.073 0.064 -0.020 | -0.125 | 0.694 0.070 0.158 -0.034 | 0.675 0.606 0.649 1.000 0.535 0.530 0.153
53 | 0.002 -0.020 | -0.001 | -0.063 | -0.019 | -0.079 | -0.122 | -0.055 | 0.471 -0.099 | 0.050 0.000 0.654 0.562 0.795 0.535 1.000 0.694 -0.026
54 | -0.026 | -0.006 | -0.032 | -0.052 | -0.033 | -0.052 | -0.080 | -0.026 | 0.489 -0.073 | 0.082 -0.030 | 0.600 0.500 0.809 0.530 0.694 1.000 0.019
55 | 0.082 0.012 0.103 0.087 0.067 0.153 -0.091 | 0.141 0.165 0.227 0.567 -0.011 | 0.068 0.142 0.010 0.153 -0.026 | 0.019 1.000
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Anexo C. (Cddigos Python generacion de escenarios
edlicos

Cédigo C.1: Codigo para la creacién de escenarios edlicos.

import pandas as pd
import numpy as np
import os

import json

# Inicializar los factores de planta y las matrices de transicién
# Estos pueden tomar valores 0, 0.01,0.02,...,0.99,1

states = np.round(np.arange(0, 1.01, 0.01), 2)

num_ states = len(states)

transitions = {}

# Crear un diccionario para almacenar las matrices de transicién
for month in data[’Mes’].uniqueQ:
for central in data[’Nombre’].unique():
transitions[(month, central)] = {}
for hour in range(1, 25):
transitions[(month, central)][hour] = np.zeros((num_ states, num_ states))

# Funcidén para obtener el indice del estado
def get_ state_ index(factor):
return np.where(states == round(factor, 2))[0][0]

# Contar las transiciones
Filenames = data['FileName’].unique()
for filename in Filenames:
data_ filt = data[data['FileName’]== filename]
for (month, central), group in data_ filt.groupby([’'Mes’, "Nombre’]):
for hour in range(1, 25):
hour__data = grouplgroup[’'Hora’] == hour]
next_hour_ data = grouplgroup[’Hora’] == (hour % 24) + 1]

if not hour_ data.empty and not next_hour_data.empty:
for current_ factor, next_ factor in zip(hour_ datal['FactorPlanta’],
< next__hour_ data['FactorPlanta’]):
i = get_ state_index(current_ factor)
j = get_state_index(next_ factor)
transitions[(month, central)][hour][i, j] +=1

# Normalizar las matrices de transicién
for key, hour__matrices in transitions.items():
for hour, matrix in hour matrices.items():
row__sums = matrix.sum(axis=1, keepdims=True)
row_ sumsf[row_sums == 0] = 1 # Evitar divisién por cero
transitions(key][hour] = matrix / row_ sums

#Calcular la matriz de transicion acumulada
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16 def calcular__matriz_ transicion__acumulada(matriz_ transicion):
a7 matriz_ acumulada = np.cumsum(matriz_ transicion, axis=1)
48 return matriz__acumulada

50 #Algoritmo para encontrar el proximo estado
51 def encontrar_siguiente_ estado(matriz_ acumulada, estado__actual, random_ number):

52 prob__acumulada = matriz_ acumuladalestado_ actual]

53 vertices = prob__acumulada

54

55 for i in range(len(vertices)):

56 if random__number == vertices[i]: # Si cae en un vértice

57 return np.where(prob__acumulada == vertices[i])[0][0]

58 elif i < len(vertices) - 1 and vertices[i] < random_number <= vertices[i + 1]: # Si
< cae en una pendiente

59 return np.where(prob_ acumulada == vertices[i + 1]1)[0][0]

60 elif i < len(vertices) - 1 and vertices[i] == random_ number == vertices[i + 1]: #

< Si cae en un valle
61 return None
62
63 return np.where(prob_ acumulada >= random_ number)[0][0]
64
55 # Funcidén para generar escenarios edlicos no correlacionados
66 def generar_ escenario_ eolico(mes, central, hora_ inicial, estado_ inicial, num_ pasos=24):
67 escenario = []
68 hora__actual = hora__inicial
69 estado_ actual = np.where(states == round(estado__inicial, 2))[0][0]
70 escenario.append(estado__inicial)

7

72 for _ in range(num_ pasos):

73 # Obtener la matriz de transicién acumulada para la hora actual

74 matriz_acumulada = calcular_matriz_ transicion__acumulada(transitions[(mes,
< central)][hora__actuall)

76 # Generar un numero aleatorio entre 0 y 1

77 random_ number = np.random.rand()

78

79 # Encontrar el siguiente estado

80 siguiente_ estado = encontrar_ siguiente_ estado(matriz_ acumulada, estado_ actual

< , random__number)

82 # Regenerar el numero aleatorio si cae en un valle

83 while siguiente_ estado is None:

84 random_ number = np.random.rand()

85 siguiente_ estado = encontrar_ siguiente_ estado(matriz_ acumulada,

— estado__actual, random__number)
86
87 # Agregar el siguiente estado al escenario
88 escenario.append(states[siguiente__estado])
89
90 # Actualizar el estado actual y la hora actual para la siguiente iteracién
91 estado__actual = siguiente_ estado
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92 hora_ actual = (hora_ actual % 24) + 1 # Avanzar a la siguiente hora (circular de
— 24al)

93 return escenario

94

95 # Funcidn para generar escenarios edlicos para grupos correlacionados

o6 def generar_ escenarios_ eolicos_ para_ grupo(mes, centrales, hora_ inicial, num__pasos

— =24):
97 escenarios = {central: [] for central in centrales}
98 hora__actual = hora__inicial
99
100 # Elegir una central aleatoriamente
101 central_elegida = np.random.choice(centrales)
102
103 # Obtener un estado factible al azar para la central elegida
104 estado__inicial = estado_ factible_ inicial(mes,central_ elegida)
105
106 #Condicion inicial
107 for central in centrales:
108 escenarios[central].append(estado_ inicial)

109

110 # Generar el escenario para la central elegida

111 escenario_ central_ elegida = generar escenario_ eolico(mes, central_ elegida,
— hora_ inicial, estado_inicial, num_ pasos)

112

113 # Agregar el escenario de la central elegida a los escenarios
114 escenarios[central_elegida] = escenario_ central_ elegida
115

116 # Generar escenarios para el resto de las centrales

117 for central in centrales:

118 if central != central_ elegida:

119 for paso in range(num_ pasos):

120 random_ number = np.random.rand()

121 valor_ central_elegida = escenario_ central_ elegida[paso]
122 if random_ number < 0.675:

123 valor = valor_ central_elegida

124 else:

125 error = np.random.normal(0, 0.22)

126 valor = valor__central_elegida + error

127 if valor > 1:

128 valor = 1

129 elif valor < O:

130 valor = 0

131 escenarios[central].append(valor)

132

133 return escenarios

134

135 def estado_ factible__inicial(mes,central):

136 matriz__acumulada = calcular_matriz_ transicion__acumulada(transitions[(mes,
— central)][1])

137

138 # Encontrar estados factibles iniciales

139 estados_ factibles = []
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140 for i, fila in enumerate(matriz_ acumulada):

141 if fila[-1] ==

142 estados_ factibles.append(i)

143

144 # Devolver un estado inicial factible (o None si no hay estados factibles)
145 if estados_ factibles:

146 return np.round(np.random.choice(estados_ factibles)/100,2)
147 else:
148 return None

149

150 #Creacion de escenarios independientes

151 CenNC = dataldatal[’Correlacion’] == 'No correlacionado’]

152 ListaNombres_ NC = CenNC['Nombre’].unique()

153 NumSamples = 10

152 ListaMes = [1,2,3,4,5,6,7,8,9,10,11,12]

155 H=24

156 ListaHorasMes = [H*31-1, H*28-1, H*31-1, H*30-1, H*x31-1, H*30-1, H*31-1, H*31-1, H
— *30-1, H*31-1, H*30-1, H*31-1]

157 #EscenariosFinales = pd.DataFrame()

158 inicio = pd.Timestamp("2023-01-01 00:59:00")

15 fin = pd.Timestamp("2023-12-31 23:59:00")

160 intervalo = pd.DateOffset(hours=1)

161 fechas _horas = pd.date_range(start=inicio, end=fin, freq=intervalo)

162 NumEsc = [i for i in range(1,NumSamples +1)]

163

164 ruta_final = os.path.join(ruta_ final 0,’Samples_’ + str(NumSamples))

165 isExist = os.path.exists(ruta_ final)

166 if not isExist:

167 os.makedirs(ruta_ final)

168

160 # Formatear las fechas y horas como "dd-mm-yyyy hh:mm:ss"

170 fechas__horas_formateadas = fechas__horas.strftime(" %d- %m- %Y %H: %M: %S")

172 #Creacion escenarios no correlacionados
173 for esc in NumkEsc:

174 EscenariosFinales = pd.DataFrame()

175 EscenariosFinales['Fechas’]= fechas_ horas

176 for col in ListaNombres_ NC:

177 EscenariosFinales[col] = pd.Series(dtype=’object’)

178 for centrales in ListaNombres_ NC:

179 esc__central = []

180 for meses in ListaMes:

181 escenario_ generado = generar__escenario_ eolico(mes=meses, central= centrales

< , hora__inicial=1, estado_ inicial=estado_ factible inicial(meses,centrales),
— num_ pasos= ListaHorasMes[meses-1])

182 esc_ central.extend(escenario_ generado)

183 EscenariosFinales[str(centrales)] = esc__central

184 ruta = os.path.join(ruta_ final, ’Sample’ + str(esc) + ’.csv’)
185 EscenariosFinales.to_ csv(ruta, encoding="latin’, index=False)

188 #Creacion escenarios correlacionados
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1so CenCorrelacionados = dataldata[’Correlacion’] != ’No correlacionado’]

190 ListaGrupos = ['Grupo 1’, 'Grupo 2’, 'Grupo 3’, 'Grupo 4’, 'Grupo 5’, 'Grupo 6’] #
— [5,4,3,2,4,2]

191 for esc in NumkEsc:

192 EscenariosFinales = pd.DataFrame()

193 EscenariosFinales['Fechas’]= fechas_ horas

194

195 #Grupo 1 (5 Centrales)

196 CentralesGrupos = CenCorrelacionados[CenCorrelacionados[’Correlacion’] ==’
— Grupo 1’]

197 CenGroup = CentralesGrupos['Nombre’].unique()

198 for col in CenGroup:

199 EscenariosFinales[col] = pd.Series(dtype=’object’)

200

201 esc_central_ 1 =[]

202 esc_central_2 = []

203 esc__central_3 = []

204 esc__central_4 =[]

205 esc_central_5 = ]

206 for meses in ListaMes:

207 escenario_ generado = generar__escenarios_ eolicos__para_ grupo(meses, CenGroup,

— hora_inicial=1, num_ pasos= ListaHorasMes[meses-1])

209 esc_ central 1.extend(escenario_ generado[str(CenGroup[0])])

210 esc_central_ 2.extend(escenario_ generadol[str(CenGroup[1])

211 esc__central_3.extend(escenario_generado[str(CenGroup[2])])

212 esc_central_4.extend(escenario_ generado[str(CenGroup[3])])

213 esc__central_5.extend(escenario_generado[str(CenGroupl[4])])

214 EscenariosFinales[str(CenGroup[0])] = esc_ central_ 1

215 EscenariosFinales[str(CenGroup[1])] = esc_ central 2

216 EscenariosFinales[str(CenGroup[2])] = esc_ central 3

217 EscenariosFinales[str(CenGroup[3])] = esc_ central_4

218 EscenariosFinales[str(CenGroup[4])] = esc_ central 5

219

220 #Grupo 2 (4 Centrales)

221 CentralesGrupos = CenCorrelacionados[CenCorrelacionados['Correlacion’] ==’
— Grupo 2]

222 CenGroup = CentralesGrupos[’'Nombre’].unique()

223 for col in CenGroup:

224 EscenariosFinales[col] = pd.Series(dtype=’object’)

225

226 esc_central_1 =[]

227 esc__central_2 = []

228 esc_central 3 =[]

229 esc_central 4 = ]

230 for meses in ListaMes:

231 escenario_generado = generar__escenarios_ eolicos_ para_ grupo(meses, CenGroup,

< hora_ inicial=1, num_ pasos= ListaHorasMes[meses-1])

233 esc__central_1.extend(escenario_generado[str(CenGroup[0])])
234 esc_central 2.extend(escenario_ generado[str(CenGroup[1])])
235 esc__central_3.extend(escenario_generado[str(CenGroup[2])])
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esc_central_4.extend(escenario_ generadol[str(CenGroup[3)])

EscenariosFinales[str(CenGroup[0])] = esc_ central_ 1
EscenariosFinales[str(CenGroup[1])] = esc_ central_ 2
EscenariosFinales[str(CenGroup[2])] = esc_ central 3
EscenariosFinales[str(CenGroup[3])] = esc_ central 4

#Grupo 3 (3 Centrales)
CentralesGrupos = CenCorrelacionados[CenCorrelacionados[’Correlacion’] ==
— Grupo 3’]
CenGroup = CentralesGrupos[’Nombre’].unique()
for col in CenGroup:
EscenariosFinales[col] = pd.Series(dtype=’object’)

)

esc_central 1 =[]
esc_central 2 =[]
esc__central_3 =[]

for meses in ListaMes:
escenario_ generado = generar escenarios_ eolicos_ para_ grupo(meses, CenGroup,
< hora_ inicial=1, num_ pasos= ListaHorasMes[meses-1])

esc__central_1.extend(escenario_ generado[str(CenGroup[0])])
esc_ central 2.extend(escenario_ generado[str(CenGroup[1])])
esc_ central_ 3.extend(escenario_ generadol[str(CenGroup[2])])

EscenariosFinales[str(CenGroup[0])] = esc_ central_ 1
EscenariosFinales[str(CenGroup[1])] = esc_ central_ 2
EscenariosFinales[str(CenGroup(2])] = esc_ central_3

#Grupo 4 (2 Centrales)
CentralesGrupos = CenCorrelacionados[CenCorrelacionados[’Correlacion’] ==
— Grupo 4’]
CenGroup = CentralesGrupos['Nombre’].unique()
for col in CenGroup:
EscenariosFinales[col] = pd.Series(dtype=’object’)

)

esc_central 1 =[]
esc_central 2 = ]
for meses in ListaMes:
escenario_ generado = generar__escenarios_ eolicos_ para_ grupo(meses, CenGroup,
< hora_ inicial=1, num_ pasos= ListaHorasMes[meses-1])

esc__central_1.extend(escenario_generado[str(CenGroup[0])])

esc_ central 2.extend(escenario_ generado[str(CenGroup[1])])
EscenariosFinales[str(CenGroup[0])] = esc_ central_ 1
EscenariosFinales[str(CenGroup[1])] = esc_ central 2

#Grupo 5 (4 Centrales)
CentralesGrupos = CenCorrelacionados[CenCorrelacionados['Correlacion’] ==
— Grupo 5]
CenGroup = CentralesGrupos[’'Nombre’].unique()
for col in CenGroup:
EscenariosFinales[col] = pd.Series(dtype=’object’)

)
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283 esc_central 1 =[]

284 esc_central 2 =[]

285 esc_central 3 = ]

286 esc_central 4 =[]

287 for meses in ListaMes:

288 escenario__generado = generar__escenarios_ eolicos_ para_ grupo(meses, CenGroup,

< hora_ inicial=1, num_ pasos= ListaHorasMes[meses-1])

289

290 esc_ central 1.extend(escenario_ generado[str(CenGroup[0])])

291 esc__central_2.extend(escenario_ generado[str(CenGroup[1])])

202 esc_ central 3.extend(escenario_ generado[str(CenGroup[2])])

203 esc__central_ 4.extend(escenario_ generado[str(CenGroup(3])])

204 EscenariosFinales[str(CenGroup[0])] = esc_ central_ 1

205 EscenariosFinales[str(CenGroup[1])] = esc_ central_ 2

206 EscenariosFinales[str(CenGroup[2])] = esc_ central 3

207 EscenariosFinales[str(CenGroup[3])] = esc_ central 4

298

299 #Grupo 6 (2 Centrales)

300 CentralesGrupos = CenCorrelacionados[CenCorrelacionados[’Correlacion’] ==
— Grupo 6’]

301 CenGroup = CentralesGrupos[’Nombre’].unique()

302 for col in CenGroup:

303 EscenariosFinales[col] = pd.Series(dtype=’object’)

304

305 esc_central_1 = []

306 esc__central 2 = []

307 for meses in ListaMes:

308 escenario__generado = generar__escenarios_ eolicos__para_ grupo(meses, CenGroup,

< hora_ inicial=1, num_ pasos= ListaHorasMes[meses-1])

309

310 esc_ central 1.extend(escenario_ generado[str(CenGroup[0])])
311 esc__central_2.extend(escenario_ generado[str(CenGroup[1])])
312 EscenariosFinales[str(CenGroup[0])] = esc_ central_ 1
313 EscenariosFinales[str(CenGroup[1])] = esc_ central_ 2

314

315 #Guardado final

316 ruta = os.path.join(ruta_ final, ’SampleCorrelacionado’ + str(esc) + ’.csv’)
317 EscenariosFinales.to_ csv(ruta, encoding="latin’, index=False)
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