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1. Introducción 

 

 

 

 

 

 

 

1.1 Resumen 
 

 

Las centrales de generación térmica del sistema nacional interconectado utilizan 

diferentes combustibles para generar electricidad pero sin embargo se presentan 

recurrentes problemas de abastecimiento de combustibles debido a la falta de 

recursos económicos de los generadores y a la limitada capacidad de 

almacenamiento de Petroecuador por otra parte el precio del combustible es el 

componente mas importante en el costo de operación de las generación, y tiene 

una implicación directa en la selección de unidades.   

 

La modelación de las restricciones de combustible de forma detallada  dentro del 

proceso de selección de unidades para el despacho (Unit Commitment U.C.)1, 

permite obtener mayores beneficios con respecto a la optimización de los 

recursos de generación y de uso de combustibles. 

 

 

 

 

 

 

 

 

                                                 
1 Unit Commitment equivalente a Selección de unidades . 
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1.2 Objetivos 
 

• Establecer una metodología para la Programación de Corto Plazo de 

Unidades térmicas que considere restricciones de combustible. 

• Resolver el problema de selección de unidades con restricciones de 

combustible utilizando programación lineal - entera - mixta. 

• Analizar el efecto sobre la selección de unidades, que causa la 

indisponibilidad de combustibles. 

• Sobre la base de la solución del problema de la selección de unidades 

resolver un  flujo óptimo de potencia del sistema nacional interconectado 

que busque minimizar el, costo de operación del sistema satisfaciendo un 

conjunto de restricciones.   

• Establecer indicadores a corto plazo, tanto para el análisis del  U.C. como 

del flujo óptimo, para realizar las respectivas observaciones en función de 

los resultados obtenidos. 

 

1.3 Alcance 
 

Se modelará el sistema de generación térmica ecuatoriano sin tomar en cuenta la 

red de transmisión, para determinar la selección de unidades considerando la 

minimización del costo operativo más el costo de arranque de las unidades (Unit 

Commitment) para un  horizonte de tiempo de 24 horas 

 

Una vez resuelto el problema de la selección de unidades, se modelará el sistema 

de potencia completo con la finalidad de resolver flujos óptimos de potencia para 

determinadas horas del día.  La función objetivo del flujo óptimo tomará en cuenta 

los costos variables de producción, la red de transmisión y los escenarios de 

demandas: mínima, media y máxima. Una vez establecido este proceso se 

realizará la sensibilidad correspondiente en función del stock de combustibles 

establecida para el caso de estudio. 
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1.4 Descripción del Trabajo 
 

El presente trabajo establece una metodología para la programación de corto 

plazo de un parque generador considerando restricciones de combustible y el 

balance energético que permita satisfacer la demanda. 

Al problema total se lo ha fraccionado en las siguientes etapas: 

- Se resuelve el problema de selección de unidades con restricciones de 

combustible utilizando programación lineal - entera – mixta.  

- Una vez obtenida la selección de unidades se realiza el flujo normal de 

potencia del sistema; se logran los datos de inicialización para proceder al 

flujo óptimo de potencia, el mismo que es resuelto utilizando programación 

no lineal para las demandas mínima, media y máxima. Cabe resaltar que el 

flujo óptimo cumple restricciones operacionales que incluyen límites sobre 

las variables y modelación completa de restricciones de balance tanto de 

potencia activa como reactiva.  

- Resuelto el problema de programación de corto plazo se analizará el efecto 

sobre la selección de unidades que implica considerar que el sistema tiene 

una restricción en la disponibilidad de combustible. 
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2. MARCO TEÓRICO 

2.1 PROGRAMACIÓN LINEAL 

2.1.1 Introducción 
 
La programación matemática es una potente técnica de modelado usada en la 

solución de problemas de optimización. Cuando se trata de resolver un problema 

de este tipo, la primera etapa consiste en identificar las posibles decisiones que 

pueden tomarse lo que lleva a identificar las variables del problema. 

Normalmente, las variables son de carácter cuantitativo y se buscan los valores 

que optimizan el objetivo. La segunda etapa supone determinar qué decisiones 

resultan admisibles; esto conduce a un conjunto de restricciones que se 

determinan teniendo presente la naturaleza del problema en cuestión. En la 

tercera etapa, se calcula el costo/beneficio asociado a cada decisión admisible. El 

proceso determina el conjunto de todos estos elementos que definen el problema 

de optimización.  

La programación lineal (PL), que trata exclusivamente con funciones objetivo y 

restricciones lineales. Se utiliza en campos como la ingeniería, la economía, la 

gestión, y muchos otros.  

Para que cualquier problema de programación lineal (PPL) se requiere identificar 

cuatro componentes básicos: 

1. El conjunto de datos. 

2. El conjunto de variables involucradas en el problema, junto con sus dominios  

    respectivos de definición (valores admisibles que pueden tomar las variables). 

3. El conjunto de restricciones lineales del problema que definen el conjunto de  

    soluciones admisibles. 

4. La función lineal que debe ser optimizada (minimizada o maximizada). 

 

2.1.2 Formulación del problema y solución (problema de programación lineal). 
 La forma más  general de un problema de programación lineal (PPL) cosiste en 
minimizar o maximizar 

 

∑ =
== n

j jj xCxfZ
1

)(                                                       (2.1.1) 

Sujeto a  
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Lo que distingue un problema de programación lineal de cualquier otro problema 

de optimización es que todas las funciones que en él intervienen son lineales.  

La función lineal en (2.1.1) se denomina función objetivo o función de costo, y es 

la función ha optimizarse. Obsérvese que en (2.1.2) se presentan todas las 

posibles alternativas en lo que se refiere a los operadores que relacionan los dos 

términos de las restricciones (lineales), dependiendo de los valores p y q.  

 

Ejemplo 2.1.1 (solución única). Considérese el siguiente problema de 

programación lineal. Maximizar 

Z=3x1+x2 
Sujeto a 
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                                                      (2.1.3) 

 
 
La figura 2.1.1 muestra la región factible (área sombreada), en la que la solución 

se alcanza en el punto P, dado que se encuentra en la última curva de nivel en la 

dirección indicada y en el último punto factible de la región de factibilidad. P es por 

tanto la intersección de las rectas 

3

6

1

21

=
=+

x

xx
 

Por tanto, el máximo, Z = 12, se alcanza en el punto 

 
)3,3(=P  
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Figura 2.1.1 2: Ilustración gráfica de un problema de programación lineal con solución única. 

Ejemplo 2.1.2 (soluciones múltiples). Si la función objetivo del Ejemplo 2.1.1 se 

cambia por la función 

 

21 xxZ +=  

Las curvas de nivel resultantes son paralelas a una de las restricciones (la 

segunda). 

 

En este caso, el óptimo se alcanza en todos los puntos de la arista 

correspondiente del poli topo (polígono bidimensional de cualquier dimensión), 

como se muestra en la figura 2.1.2. Cualquier punto TT y )3,3()4,2( del segmento 

de línea recta entre los puntos resulta ser un máximo global del problema (Z = 6). 

                                                 
2 Figura tomada de la referencia bibliográfica  [9] 
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Figura 2.1.23: Ilustración gráfica de un problema de programación lineal con soluciones múltiples. 

 

Ejemplo 2.1.3 (solución no acotada). Considérese el siguiente problema de 

programación lineal (PPL) en el que se maximiza 

Z=3x1+x2                                                                                    (2.1.4) 
 

Sujeto a 
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−≤−−
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x

xx

                                                      (2.1.5) 

Este tiene una solución no acotada, porque como se muestra en la figura 2.1.3, la 

región factible no está acotada en la dirección de crecimiento de la función 

objetivo. 

                                                 
3 Figura tomada de la referencia bibliográfica  [9] 
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Figura 2.13 4: Ilustración gráfica de un problema de programación lineal con región de factibilidad y 

solución no acotada 

2.1.3 TEORIA DE DUALIDAD Y  ANALSIS DE SENSIBILIDAD  
 
Durante el desarrollo inicial de la programación lineal se descubrió el concepto de  

dualidad, y reveló que asociado a todo problema de programación lineal, existe 

otro problema llamado dual. Las relaciones entre el problema dual y el original 

(llamado primal) son extremadamente útiles en una gran variedad de situaciones. 

Por ejemplo la solución óptima del problema dual es la que proporciona los 

precios sombra del recurso (mide el valor marginal del recurso, es decir la tasa a 

la que la función objetivo puede aumentar si se incrementa la cantidad que se 

proporciona de este recurso)  

Un papel clave que juega la teoría de dualidad es la interpretación y realización 

del análisis de sensibilidad, este análisis constituye una parte muy importante en 

casi todos los estudios de programación lineal. Dado que algunos o todos los 

valores de los parámetros que se emplean en el modelo original son solo 

estimaciones de condiciones futuras, es necesario investigar el efecto que se 

tendría sobre la solución óptima en caso de que prevaleciesen otras condiciones. 

Aún más, ciertos valores de estos parámetros pueden representar decisiones 

importantes, en cuyo caso su elección debe ser el punto más importante de la 

investigación y, por supuesto, se estudia a través del análisis de sensibilidad. 

 

                                                 
4 Figura tomada de la referencia bibliográfica  [9] 
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El análisis de sensibilidad   trata de interpretar como cambiaría la solución 

óptima de un PL si se cambia algún coeficiente o una cota. En muchos casos, los 

cambios son directamente predecibles de los valores de las variables del 

problema dual. 

Si se considera el problema primal: 
     

 
(2.1.6)            

 
 
 
         

                            (2.1.7) 
 

 
Y se investiga el efecto de hacer cambios en los valores de los parámetros aij, bi y 

cj dentro del modelo.  

Se tiene que la solución óptima del PL cambia cuando se hacen modificaciones 

pequeñas en los parámetros, el PL es sensible. 

 

En cambio una variación en cierto parámetro aij, bi y cj causa cambios grandes en 

la solución, se dice que la solución es inestable con respecto al parámetro. 

 

La dualidad en programación lineal 

Dado un modelo lineal determinado, se puede definir otro modelo lineal que 

permitirá obtener propiedades interesantes del primero y que será su dual. La 

solución del modelo dual permite obtener interesantes resultados, relativos al 

análisis de sensibilidad de los términos independientes.  

 

Ejemplo 2.1.5 (problemas primal y dual del carpinte ro). Un carpintero modesto 

fabrica dos tipos de mesas de madera. Cada mesa del tipo 1 necesita 4 horas de 

mecanizado primario (preparación de piezas) y 4 horas de mecanizado 

secundario (ensamblado y barnizado). Análogamente, cada mesa del tipo 2 

necesita 3 horas de mecanizado primario y 7horas de mecanizado secundario. 
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Tabla 2.1.1 Datos para el problema del carpintero 
  

Tipo de Mesa 
Disponibilidad 

de horas 
máquina por día 

Mecanizado Primario 4 3 40 
Mecanizado Secundario 4 7 56 

Beneficio (dólares) 70 90  
 

 
Las disponibilidades diarias de mecanizados primario y secundario son 

respectivamente de 40 y 56 horas-máquina. La venta de una mesa del tipo 1 

reporta un beneficio de 70 dólares, mientras que la venta de una mesa del tipo 2 

de 90 dólares. Estos datos se resumen en la tabla 2.1.1. El objeto de este 

problema es determinar el número de mesas de cada tipo que han de producirse 

diariamente para maximizar el beneficio obtenido. Este problema puede 

formularse como un problema de programación lineal que maximiza 

21 9070 xxZ +=  

Sujeto a 

0,

5674

4034

21

21

21

≥
≤+
≤+

xx

xx

xx

                                              (2.1.8) 

 
Donde x1 y x2 son las cantidades diarias de mesas a fabricar de los tipos 1 y 2 

respectivamente. La solución óptima de este problema, como se observa en la 

figura 2.1.4, establece que han de producirse diariamente 7 y 4 mesas de los tipos 

1 y 2 respectivamente, lo que da lugar a un beneficio de 850 dólares. Este 

resultado indica que ambos recursos de mecanizado (primario y secundario) 

están plenamente utilizados porque las restricciones relacionadas con ellos están 

ambas activas. Por otra parte, considérese que quiere aumentarse el beneficio 

diario. Para ello es necesario aumentar la capacidad productiva. Considérese que 

la capacidad de mecanizado secundario puede aumentarse cada día de 56 a 72 

horas de máquina. ¿Como afecta esta ampliación de capacidad a los beneficios 

diarios? La solución puede obtenerse resolviendo el siguiente problema en el que 

se maximiza 

21 9070 xxZ +=  

Sujeto a 
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0,
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                                               (2.1.9) 

 

En este caso la solución óptima es 

x1 = 4 y x2 = 8 con un beneficio 

máximo diario de 1000 dólares. 

Esta solución indica que el 

beneficio diario crece en 150 

dólares y la capacidad de 

mecanizado secundario crece en 

72 -56 = 16 horas máquina. El 

aumento de la función objetivo es                     

 1000-850/16=150/16=75/8 

dólares, crece al crecer la 

capacidad de mecanizado 

secundario 1 hora, se denomina 

sensibilidad o precio sombra 

(también precio dual) de la 

capacidad de mecanizado secundario. En general el precio sombra de una 

restricción proporciona el cambio en el valor de la función objetivo como resultado 

de un cambio unitario en el término independiente de la restricción, suponiendo 

que el resto de parámetros del problema permanecen inalterados.  

En muchos problemas de programación lineal los precios sombra son tan 

importantes como la solución del problema, ya que proporcionan información 

sobre el efecto en la función objetivo de cambios en los recursos disponibles. Los 

precios sombra pueden obtenerse resolviendo el problema dual. 

 
El problema dual del problema del carpintero (2.1.8) se formula a continuación. 

Minimizar 

21 5640 yyZ +=  

Sujeto a 
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La solución óptima de este problema es y1 = 65/8, y2 = 7 5/8, y el valor optimo de 

la función objetivo es 850. Obsérvese que y1 y y2 son los precios sombra de las 

capacidades de mecanizado primario y secundario, respectivamente, y que los 

valores óptimos de la función objetivo de (2.1.8) y (2.1.10) coinciden. El problema 

dual (2.1.10) puede interpretarse de la siguiente manera. Considérese que el 

objetivo es vender tiempo de mecanizado primario y secundario y supóngase que 

de esta forma se obtienen al menos el mismo nivel de beneficios que haciendo 

mesas. En esta situación vender tiempo de mecanizado y hacer mesas han de ser 

actividades igualmente lucrativas. Las variables y1 y y2 representan los precios de 

venta de una hora de mecanizados primario y secundario respectivamente. Para 

preservar la competitividad del negocio, el beneficio diario ha de minimizarse, esto 

es minimizar la función 40y1 + 56y2, donde 40 y 56 representan respectivamente 

la disponibilidad diaria en horas de mecanizado primario y secundario 

respectivamente. Las restricciones (2.1.10) establecen que el costo de las horas 

de mecanizado primario y secundario para producir una mesa de cada tipo no 

debe superar el beneficio que se obtiene por venta de la misma; y que los precios 

son cantidades no negativas. 

2.1.4 RESOLUCIÓN DE PROBLEMAS DE PROGRAMACIÓN LINEA L 

 
Los economistas de la antigua Unión Soviética fueron los primeros en aplicar las 

técnicas de la programación lineal en la organización y planificación de la 

producción. Sin embargo, fue durante la Segunda Guerra Mundial cuando la 

programación lineal adquirió importancia. La Fuerza Aérea de los Estados Unidos 

creo el proyecto SCOOP (Scientific Computation of Optima Programs) dirigido por 

G. B. Dantzig. El método más conocido para resolver problemas de programación 

lineal, el método simplex, es debido a Dantzig, quien lo introdujo en 1947.  

Método Simplex 

Careciendo de la ventaja visual asociada con la representación gráfica del 

espacio de soluciones, el método simplex emplea un proceso iterativo que 
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principia en un punto extremo factible, normalmente el origen, y se desplaza 

sistemáticamente de un punto extremo factible a otro, hasta que se llega por 

último al punto óptimo.  

El método Simplex es un método secuencial de optimización y puede ser 

empleado,  tanto para maximizar como para minimizar una respuesta.  

Un simplex es una figura geométrica de n dimensiones, constituido de n+1 puntos. 

Cada dimensión corresponde a una variable a ser optimizada. Un simplex en dos 

dimensiones es un triángulo, en tres dimensiones es un tetraedro y así 

sucesivamente. El método puede ser extendido para mayores dimensiones, 

pudiendo ser aplicado, para la optimización de problemas de cualquier número de 

variables. 

Desarrollo del Método Simplex 

- Construcción de la primera tabla: En la primera columna de la tabla aparecerá lo 

que se llamará base, en la segunda el coeficiente que tiene en la función objetivo 

cada variable que aparece en la base (se llamará a esta columna Cb), en la 

tercera el término independiente de cada restricción (P0), y a partir de ésta 

columna aparecerán cada una de las variables de la función objetivo (Pi). Para 

tener una visión más clara de la tabla, se incluirá una fila en la que se pondrá 

cada uno de los nombres de las columnas. Sobre ésta tabla se incluirá dos 

nuevas filas: una que será la que liderará la tabla donde aparecerán las 

constantes de los coeficientes de la función objetivo, y otra que será la última fila, 

donde tomará valor la función objetivo. La tabla final 2.1.2 tendrá tantas filas como 

restricciones. 

Tabla 2.1.2 

      C1 C2 ... Cn 

Base Cb P0 P1 P2 ... Pn 

Pi1 Ci1 bi1 a11 a12 ... a1n 

Pi2 Ci2 bi2 a21 a22 ... a2n 

... ... ... ... ... ... ... 

Pim Cim bim am1 am2 ... Amn 

Z   Z0 Z1-C1 Z2-C2 ... Zn-Cn 
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Los valores de la fila Z se obtienen de la siguiente forma: El valor Z0 será el de 

sustituir Cim en la función objetivo (y cero si no aparece en la base). El resto de 

columnas se obtiene restando a este valor el del coeficiente que aparece en la 

primera fila de la tabla. 

Se observará al realizar el método Simplex, que en esta primera tabla, en la base 

estarán las variables de holgura. 

- Condición de parada: Se comprobará si se debe dar una nueva iteración o no, 

en función de si en la fila Z aparece algún valor negativo. Si no aparece ninguno, 

es que hemos llegado a la solución óptima del problema. 

- Elección de la variable que entra: Si no se ha dado la condición de parada, se 

debe seleccionar una variable para que entre en la base en la siguiente tabla. 

Para ello se fijan los valores estrictamente negativos de la fila Z, y el menor de 

ellos será el que de la variable entrante. 

- Elección de la variable que sale: Una vez obtenida la variable entrante, se 

obtiene la variable que sale, sin más que seleccionar aquella fila cuyo cociente 

P0/Pj sea el menor de los estrictamente positivos (teniendo en cuenta que sólo se 

hará cuando Pj sea mayor de 0). La intersección entre la columna entrante y la fila 

saliente determinará el elemento pivote. 

- Actualización de la tabla: Las filas correspondientes a la función objetivo y a los 

títulos permanecerán inalterados en la nueva tabla. El resto deberá calcularse de 

dos formas diferentes: 

• Si es la fila pivote cada nuevo elemento se calculará: 

Nuevo Elemento Fila Pivote = Elemento Fila Pivote a ctual / Pivote.  

• Para el resto de elementos de filas se calculará: 

Nuevo Elemento Fila = Elemento Fila Pivote actual -  (Elemento 

Columna Pivote en la fila actual * Nuevo Elemento F ila).  

 

Ejemplo 2.1.7                                                                                   
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Se consideran las siguientes fases: 

1. Convertir las desigualdades en igualdades 

Se introduce una variable de holgura por cada una de las restricciones del tipo ≤, 

para convertirlas en igualdades, resultando el sistema de ecuaciones lineales: 

2x + y + r = 18 

2x + 3y + s = 42 

3x +y + t = 24 
2. Igualar la función objetivo a cero 

- 3x - 2y + Z = 0 

3. Escribir la tabla inicial simplex 

En las columnas aparecerán todas las variables básicas del problema y las 

variables de holgura/exceso. En las filas se observan, para cada restricción las 

variables de holgura con sus coeficientes de las igualdades obtenidas, y la última 

fila con los valores resultantes de sustituir el valor de cada variable en la función 

objetivo, y de operar tal como se explicó en la teoría para obtener el resto de 

valores de la fila: 

Tabla I . Iteración nº 1 

      3 2 0 0 0 

   Ventrada     

Base Cb P0 P1 P2 P3 P4 P5 

P3 0 18 2 1 1 0 0 

P4 0 42 2 3 0 1 0 

P5 Vsale 0 24 3 1 0 0 1 

Z   0 -3 -2 0 0 0 

 

4. Condición de parada 

Cuando en la fila Z no existe ningún valor negativo, se ha alcanzado la solución 

óptima del problema. En tal caso, se ha llegado al final del algoritmo. De no ser 

así, se ejecutan los siguientes pasos. 

 

5. Condición de entrada y salida de la base 

A. Primero saber la variable que entra en la base. Para ello se escoge la 

columna de aquel valor que en la fila Z sea el menor de los negativos. En 

este caso sería la variable x (P1) de coeficiente - 3. 
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 Si existiesen dos o más coeficientes iguales que cumplan la condición 

anterior (caso de empate), entonces se optará por aquella variable que sea 

básica. 

La columna de la variable que entra en la base se llama columna pivote 

(En color verde) 

B. Una vez obtenida la variable que entra en la base, se deduce cual será la 

variable que sale. Para ello se divide cada término independiente (P0) 

entre el elemento correspondiente de la columna pivote, siempre que el 

resultado sea mayor que cero, y se escoge el mínimo de ellos. 

 En nuestro caso: 18/2 =9 , 42/2 =21 y 24/3 =8  

 Si hubiera algún elemento menor o igual a cero no se realiza dicho 

cociente, y en caso de que todos los elementos de la columna pivote 

fueran de ésta condición se tendría una solución no acotada y se termina el 

problema  

 El término de la columna pivote que en la división anterior dé lugar al 

menor cociente positivo, (el número 3), ya que el número de menor 

cociente (es el 8), indica la fila de la variable de holgura que sale de la 

base, t (P5). Esta fila se llama fila pivote (en color verde). 

 Si al calcular los cocientes, dos o más son iguales (caso de empate), se 

escoge aquella que no sea variable básica (si es posible). 

C. En la intersección de la fila pivote y columna pivote se tiene el elemento 

pivote, 3.  

6. Encontrar los coeficientes de la nueva tabla. 

Los nuevos coeficientes de la fila pivote, t (P5), se obtienen dividiendo todos los 

coeficientes de dicha fila entre el elemento pivote, 3, que es el que hay que 

convertir en 1. 

A continuación mediante la reducción gaussiana se hace ceros los restantes 

términos de su columna, con lo que se obtiene los nuevos coeficientes de las 

otras filas incluyendo los de la función objetivo Z. 

También se puede hacer de la siguiente manera: 

Fila del pivote: 

Nueva fila del pivote = (Vieja fila del pivote) / (Pivote) 
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Resto de las filas: 

Nueva fila = (Vieja fila) -(Coeficiente de la vieja fila en la columna de la variable 
entrante) x (Nueva fila del pivote) 

Un ejemplo una vez calculada la fila del pivote (fila de x (P1) en la Tabla II): 

Vieja fila de P4 42 2 3 0 1 0 

  - - - - - - 

Coeficiente 2 2 2 2 2 2 

  x x x x x x 

Nueva fila pivote 8 1 1/3 0 0 1/3 

  = = = = = = 

Nueva fila de P4 26 0 7/3 0 1 -2/3 

 

Tabla II . Iteración nº 2 

      3 2 0 0 0 

Base Cb P0 P1 P2 P3 P4 P5 

P3 0 2 0 1/3 1 0 -2/3 

P4 0 26 0 7/3 0 1 -2/3 

P1 3 8 1 1/3 0 0 1/3 

Z   24 0 -1 0 0 1 

 

Se puede observar que no se alcanzado la condición de parada ya que en los 

elementos de la última fila, Z, hay uno negativo, -1. Hay que repetir el proceso: 

A. La variable que entra en la base es y (P2), por ser la variable que 

corresponde a la columna donde se encuentra el coeficiente -1. 

B. Para calcular la variable que sale, se divide los términos de la última 

columna (P5) entre los términos correspondientes de la nueva columna 

pivote: 2/ 1/3=6 , 26 / 7/3 =78/7 y 8 / 1/3 =8 

y como el menor cociente positivo es 6, se tiene que la variable que sale es 

r (P3). 

C. El elemento pivote, que ahora hay que hacer 1, es 1/3.  

Operando de forma análoga a la anterior se obtiene la tabla: 
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Tabla III . Iteración nº 3 

      3 2 0 0 0 

Base Cb P0 P1 P2 P3 P4 P5 

P2 2 6 0 1 3 0 -2 

P4 0 12 0 0 -7 1 4 

P1 3 6 1 0 -1 0 1 

Z   30 0 0 3 0 -1 
 

Como en los elementos de la fila Z hay uno negativo, -1, significa que no se ha 

llegado todavía a la solución óptima. Hay que repetir el proceso: 

A. La variable que entra en la base es t (P5), por ser la variable que 

corresponde al coeficiente -1 

B. Para calcular la variable que sale, se divide los términos de la última 

columna (P5) entre los términos correspondientes de la nueva columna 

pivote: 6/-2=-3 , 12/4 =3, y 6/1 =6 

y como el menor cociente positivo es 3, se tiene que la variable que sale es 

s (P4). 

C. El elemento pivote, que ahora hay que hacer 1, es 4.  

Se obtiene la tabla: 

Tabla IV . Iteración nº 4 

      3 2 0 0 0 

Base Cb P0 P1 P2 P3 P4 P5 

P2 2 12 0 1 -1/2 0 0 

P5 0 3 0 0 -7/4 0 1 

P1 3 3 1 0 -3/4 0 0 

Z   33 0 0 5/4 0 0 

 

Se observa que en la última fila todos los coeficientes son positivos, por lo tanto 

se cumple la condición de parada, obteniendo la solución óptima. 

La solución óptima viene dada por el valor de Z en la columna de los valores 

solución, en este caso: 33. En la misma columna se puede observar el punto 

donde se alcanza, observando las filas correspondientes a las variables de 

decisión que han entrado en la base: (x,y) = (3,12)  
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2.2 PROGRAMACION ENTERA MIXTA 

2.2.1 Introducción 

Sus pioneros fueron Wagner (1950) y Manne (1959). Tradicionalmente estos 

modelos se han considerado como subclases de la programación lineal, sin 

embargo, las variables de decisión que aparecen en ellos sólo toman valores 

enteros, por lo que realmente deben considerarse como problemas de 

programación entera. El número de modelos lineales enteros y sus métodos de 

solución es en la actualidad bastante extenso, lo que ha llevado a hacer una 

selección considerando aquellos que tienen una amplia utilización  en problemas 

de optimización. 

Un aspecto notable de los métodos de solución de los problemas, de tipo 

combinatorial, es la complejidad computacional. Un enfoque primitivo de 

resolución consiste en evaluar cada posible solución, es decir, cada una de las 

combinaciones de valores enteros para las variables del problema. En este caso 

incluso en un problema pequeño como podría ser con diez variables y diez 

valores para cada variable tendría un número grande (diez mil millones) de 

posibles soluciones, lo que hace necesario el desarrollo de métodos de solución 

inteligentes. Estos se han dirigido por una parte hacia los "métodos exactos", es 

decir, aquellos que conducen a una solución óptima exacta para el problema 

combinatorio empleando técnicas que reduzcan la búsqueda de soluciones (caso 

del método simplex). Por otra parte, se han propuesto un buen número de 

"métodos heurísticos", sin una base matemática formal, pero que, basados 

esencialmente en la intuición, conducen a una solución próxima a la óptima y lo 

que es más deseable, en una cantidad razonable de tiempo. Más concretamente, 

lo hacen en tiempo polinomial, frente a muchos métodos exactos para problemas 

combinatorios que lo hacen en tiempo exponencial, siendo por tanto poco 

aplicables éstos últimos a problemas de  gran tamaño.  

Si el modelo considera que todas las variables son enteras, se trata de un 

problema de  Programación Lineal Entera Pura; si se necesita que algunas de las 

variables de decisión sean números enteros, se tiene un problema de 

Programación Lineal Entera Mixta.  
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En algunas aplicaciones, se tiene que todas las variables toman valores de cero o 

uno, en estos casos se trata de Programación Lineal Entera Binaria (Digital); si se 

requiere que solamente algunas de las variables tomen valores de cero o uno, se 

tiene un problema de Programación Lineal Entera Binaria Mixta. 

Para resolver problemas de Programación Lineal Entera, se utilizan varios 

algoritmos como son: Ralph Gomory, Ramificación y Acotamiento, Enumeración 

Exhaustiva o Enumeración Explícita, Enumeración Implícita, Aditivo de Egon 

Balas y Algoritmos Heurísticos.  

En Programación Lineal Entera Pura algunos de los algoritmos de solución que se 

emplean son: Método de Plano de Corte, Algoritmo Fraccional de Gomory, 

Algoritmo Entero Puro de Gomory, Método de Ramificación y Acotamiento y el 

Algoritmo de Land – Doig, entre otros. Para Programación Lineal Entera Binaria 

algunos de los utilizados son: Método de Ramificación y Acotamiento, Método 

Aditivo de Egon Balas, Método Lexicográfico, Método de Lemke y Spielberg, 

Distancia de Hamming y Retículos y Método de Trubin. En Programación Lineal 

Entera Mixta se usan el Algoritmo Entero Mixto de Gomory, el Algoritmo de Land 

– Doig, Método de Benders. 

 

2.3 PROGRAMACIÓN NO LINEAL 

2.3.1 Introducción 
 

La programación lineal es una de las mayores contribuciones al campo de la toma 

científica de decisiones. Su versatilidad y adaptabilidad ha hecho que este modelo 

tenga aplicación en casi todos los campos de la ingeniería y de la ciencia.  

2.3.2 Fomulación matemática del problema 
 

El problema de programación no lineal (PPNL), se puede formular como sigue. 

Minimizar 

),...( 1 nxxfZ =  
Sujeto a 
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El modelo anterior se puede formular de una forma compacta como:  
 
Minimizar 

)(xfZ =                                        (2.3.1) 
sujeto a 

0)(

0)(

≤
=

xg

xh
                                     (2.3.2) 

 

Donde x es el vector de las variables de decisión, f es la función objetivo, h(x) y 

g(x)  son, respectivamente, las restricciones de igualdad y desigualdad. Para que 

este problema sea propiamente no lineal, al menos una de las funciones 

involucradas en su formulación debe serlo. Cualquier vector x que satisface las 

restricciones se denomina solución factible, y el conjunto de todas las soluciones 

factibles se denomina región factible. 

Los problemas de optimización no lineal son más difíciles de resolver que los 

problemas lineales.  

La teoría de la optimización y los métodos computacionales para estos problemas 

se  denomina optimización no lineal diferenciable. Se han desarrollado 

generalizaciones del concepto de diferenciabilidad para poder abordar problemas 

más generales de optimización.  

2.3.3 CONDICIONES NECESARIAS DE OPTIMALIDAD 

2.3.3.1 DIFERENCIABILIDAD 
 

La propiedad de diferenciabilidad permite caracterizar los extremos locales 

(mínimos o máximos), proporcionando condiciones necesarias para la optimalidad 
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de una solución. Se centrará la atención en la búsqueda de mínimos, ya que los 

máximos pueden ser obtenidos a partir de la relación: 

( ) ( )xfMinimizarxfMaximizar SxSx −−= ∈∈  

Spuntosdeconjuntox∈∀  
 

DEFINICIONES: 

 

a) Mínimo global. Una función f(x) tiene un mínimo global en el conjunto de 

puntos S  en el punto x*, si y sólo si f(x*) ≤ f(x) para todo x en S. 

b) Mínimo local. Una función f(x) tiene un mínimo local sobre el conjunto S en el 

punto 
_

x , si y sólo si existe un número positivo ε cumpliendo             f (
_

x ) ≤ f(x) 

para todo x en S tal que ξ≤−≤ xx
_

0   

c) Diferenciabilidad. Se dice que f  es diferenciable en x si las derivadas 
parciales ∂f / ∂xi, i = 1, . ., n, existen, y 
 

( ) ( ) ( ) ( )
0lim =

−
−∇−−

→ xy

xyxfxfyf T

xy
 

El gradiente de f en x es el vector definido por 

( ) ( )
( )

( )
( )

T

nxf

xf

xf

xf
xf 









∂
∂

∂
∂=∇ ,...,

1

 

d) Función continuamente diferenciable. Una función f se denomina 

continuamente diferenciable en 
_

x  si todas sus derivadas parciales son continuas 

en 
_

x . En este caso la función también es diferenciable. 
 

 
Figura 2.3.15 :Una función con  tres mínimos locales y dos globales 

                                                 
5 Figura tomada de la referencia bibliográfica  [9] 
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  2.3.3.2 Condiciones de Karush–Kuhn–Tucker 
 
El resultado teórico más importante en el campo de la programación no lineal es 

el que lleva a las llamadas condiciones de Karush, Kuhn, y Tucker. Estas 

condiciones deben ser satisfechas por la solución óptima de cualquier problema 

lineal y la mayoría de los problemas no lineales. Constituyen la base para el 

desarrollo de muchos algoritmos computacionales y proporcionan un criterio de 

parada para muchos otros, permitiendo establecer cuando ha sido alcanzado un 

óptimo local restringido. 

En los problemas diferenciables de optimización no restringida la condición 

necesaria para que una solución sea un mínimo local es que se anule el 

gradiente. 

Por el contrario, esta propiedad no es cierta para problemas diferenciables 

restringidos. Las condiciones de Karush–Kuhn–Tucker generalizan la condición 

necesaria desarrollada para problemas no restringidos a los problemas con 

restricciones. 

e) Condiciones de Karush–Kuhn–Tucker (CKKT). El vector 
_

x  satisface las 

CKKT para PPNL  si existe un par de vectores λ y µ  tales que 

(2.3.7),...,1,0

(2.3.6),...,1,0)(

(2.3.5)....,1,0)(

(2.3.4),...,1,0)(

(2.3.3)0)()()(
11

mj

mjxg

mjxg

lkxh

xgxhxf

j

jj

j

k

m

j
jj

l

k
kk

=≥

==

=≤
==

=∇+∇+∇ ∑∑
==

µ
µ

µλ

 

Los vectores µ y λ se denominan multiplicadores de Kuhn–Tucker. La condición 

(2.3.6) es conocida con el nombre condición de complementariedad, la condición 

(2.3.7) requiere la no negatividad de los multiplicadores, y es llamada condición 

de factibilidad dual, y (2.3.4)–(2.3.5) se denominan condiciones de factibilidad 

primal. 

Considérese el caso de una restricción de igualdad (figura 2.3.2). Satisfacer la 

restricción equivale a moverse a lo largo de la curva definida por esta restricción. 

Las curvas de nivel de la función objetivo son de tal forma que el valor de la 
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función objetivo decrece cuando se lleva a cabo un desplazamiento a lo largo de 

esta curva según las direcciones de la figura 2.3.2 

 

 
Figura 2.3.26: Ilustración de las condiciones de Karush-Tucker para el caso de una restricción de 

igualdad y dos variables. 
Como conclusión, el mínimo (local) se alcanza en un punto en el que el gradiente 

de la función objetivo y el de la restricción son linealmente dependientes. Esto es 

lo que representan las  condiciones de optimalidad de primer orden (figura 2.3.2). 

Ahora se considerará el caso de una restricción de desigualdad (figura 2.3.3), que 

separa el plano IR2 en dos regiones. En una de ellas la restricción es satisfecha, 

mientras que en la 

otra no lo es. La 

región factible incluye 

esta región y la curva 

que define su 

frontera. Si el mínimo 

de la función objetivo 

se alcanza en el 

interior de la región 

factible, la restricción 

no está activa y el  

correspondiente multiplicador vale cero (figura 2.3.3). Por el contrario, si el mínimo 

se alcanza en la frontera, la restricción está activa. En este caso, el problema es 

                                                 
6 , 6´ Figura tomada de la referencia bibliográfica  [9] 

Figura 2.3.36´: Ilustración de las condiciones de Karush-Tucker 
para el caso de una restricción de desigualdad dos variables. 
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equivalente al obtenido al exigir que la restricción se satisfaga con igualdad. 

Además, estos vectores tienen sentidos opuestos debido a que la función objetivo 

aumenta cuando uno se mueve hacia el interior de la región mientras que la 

restricción tiende a ser negativa y por tanto a disminuir. El multiplicador es 

entonces positivo o cero. Esto es lo que establecen las condiciones de 

optimalidad en esta situación.  

La figura (2.3.4) ilustra de forma análoga las condiciones KKT para el caso de dos 

restricciones de desigualdad y dos variables. 

 

Figura 2.3.47: Ilustración de las condiciones de Karush-Tucker para el caso de dos restricciones de 
desigualdad y dos variables. 

2.3.3.3 Convexidad 
 

Debido a que la diferenciabilidad es un concepto local (sólo depende de los 

valores que toma la función en un entorno del punto) esta propiedad permite 

caracterizar los mínimos locales, sin embargo no es posible emplearla para 

caracterizar los mínimos globales del PPNL. Por ese motivo, para poder 

caracterizar los mínimos globales, se añade una nueva exigencia a las funciones 

que definen el PPNL. La propiedad de convexidad de las funciones permite 

garantizar que todo óptimo local del PPNL también lo es global.  

 

f) Función convexa. Sea f : S → IR, donde S es un conjunto no vacío de IRn. La 

función f se dice que es convexa en S si para cualquier par de puntos x1 y x2, y 

cualquier escalar λ que cumpla 0 ≤ λ ≤ 1, se tiene  

 

                                                 
7 Figura tomada de la referencia bibliográfica  [9] 
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f (λ x1 + (1 − λ) x2
≤ λ f(x1) + (1 − λ)f(x2).                        (2.3.8) 

 

Si la desigualdad se satisface estrictamente en (2.3.8), se dice que f es 

estrictamente convexa. Similarmente, una función f es cóncava si se cumple la 

relación (2.3.8) con la desigualdad inversa, esto es, si la función (− f ) es convexa. 

La figura 2.3.5 muestra tres ejemplos, uno de una función convexa, otro, de una 

cóncava; y otro, de una función que no es ni cóncava ni convexa.  

 
Fig. 2.3.58: Funciones convexas, cóncava y ni convexa ni cóncava 

A groso modo se dice que una función es convexa si la recta que  une dos puntos 

cualesquiera de la curva está por encima de la curva. Y una función es cóncava si 

la recta que une dos puntos cualesquiera de la curva está por debajo de la curva. 

2.3.4 Métodos de resolución del problema  

Si la función objetivo f es lineal y el espacio restringido es un poli topo (polígono 

bidimensional de cualquier dimensión), el problema es de Programación lineal y 

puede resolverse utilizando alguno de los bien conocidos algoritmos de 

programación lineal. 

                                                 
8 8 Figura tomada de la referencia bibliográfica  [9] 
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Si la función objetivo es cóncava (problema de maximización), o convexa 

(problema de minimización) y el conjunto de restricciones es convexo, entonces 

se puede utilizar el método general de Optimización convexa 

Existe una variedad de métodos para resolver problemas no convexos. Uno de 

ellos consiste en utilizar formulaciones especiales de problemas de programación 

lineal. Otro método implica el uso de técnicas de Ramificación y poda, cuando el 

problema se divide en subdivisiones a resolver mediante aproximaciones que 

forman un límite inferior del costo total en cada subdivisión. Mediante 

subdivisiones sucesivas, se obtendrá una solución cuyo costo es igual o inferior 

que el mejor limite inferior obtenido por alguna de las soluciones aproximadas. 

Esta solución es óptima, aunque posiblemente no sea única. El algoritmo puede 

ser parado antes, con la garantía de que la mejor solución será mejor que la 

solución encontrada en un porcentaje acotado. Ello se utiliza en concreto en 

problemas importantes y especialmente difíciles y cuando el problema cuenta con 

costos inciertos o valores donde la incertidumbre puede ser estimada en un grado 

de fiabilidad apropiado. 

Las condiciones de Karush-Kuhn-Tucker proporcionan las condiciones necesarias 

para que una solución sea óptima. 

Todas estas soluciones, se han reducido a algoritmos computacionales los 

mismos que se mencionaran seguidamente. 

2.3.5 Métodos computacionales para programación no lineal 
 
En general, estos métodos generan una sucesión de puntos cuyo límite es una 

solución del problema bajo estudio. Para asegurar la convergencia, se debe 

suponer que el PPNL es un problema convexo diferenciable. No obstante, en la 

práctica, estos algoritmos son aplicables incluso cuando no se satisfacen estas 

condiciones de convergencia. 

El criterio de parada se basa, usualmente, en las condiciones de optimalidad de 

KKT. Cuando un punto de la sucesión generada las satisface con una cierta 

tolerancia, el procedimiento se detiene y el punto correspondiente se considera 

como un mínimo local. 
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Los problemas de optimización con restricciones se resuelven convirtiéndolos en 

otros equivalentes sin restricciones. Estos métodos de optimización con 

restricciones se desarrollan sobre la base de que existen algoritmos para la 

resolución de los problemas sin restricciones que, son un caso especial de los 

problemas con restricciones donde el dominio de definición es S=IR n. 

Los problemas de optimización con restricciones se pueden resolver usando 

fundamentalmente las siguientes familias de métodos: 

1. Métodos duales: que resuelven el problema dual en lugar del primal. 

 

2. Métodos de penalizaciones: que transforman el problema con restricciones  en 

una sucesión de problemas sin restricciones. Las restricciones se introducen en la 

función objetivo mediante la llamada función de penalización–barrera y un 

adecuado parámetro de penalización. 

 

3. Método de los multiplicadores o del Lagrangiano aumentado: éste es un 

método de penalizaciones (cuadráticas), en el que en lugar de incorporar las 

restricciones en la función objetivo se añaden a la función Lagrangiana. 

 

4. Métodos de direcciones factibles: esta clase de métodos extiende los 

algoritmos de direcciones de descenso analizados en la sección anterior al caso 

de problemas con restricciones. En este contexto se fuerza a las direcciones de 

búsqueda, además de ser de descenso, a que den lugar a desplazamientos 

dentro de la región factible. 

 

5. Métodos de programación cuadrática secuencial: que resuelven una sucesión 

de problemas cuadráticos que aproximan iterativamente al problema original. 

 

 

Ejemplos  

Ejemplo bidimensional  
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La intersección de la línea con el espacio de restricciones representa la solución 

Un problema sencillo puede definirse por las restricciones: 

x1 ≥ 0  

x2 ≥ 0  

x1
2 + x2

2 ≥ 1  

x1
2 + x2

2 ≤ 2  

Con una función objetivo a maximizar 
f(x) = x1 + x2  

Donde x = (x1, x2) 

Ejemplo tridimensional  

La intersección de la superficie superior con el espacio 

de restricciones en el centro representa la solución 

Otro problema simple se define por la restricciones:   x1
2 − x2

2 + x3
2 ≤ 2 

x1
2 + x2

2 + x3
2 ≤ 10  

Con una función objetivo a maximizar 
f(x) = x1x2 + x2x3  

Donde x = (x1, x2, x3) 

Los ejemplos ilustrados presentan la solución del problema no lineal de forma 

general, el interesado puede consultar la teoría básica y las formas de solución de 

la programación no lineal en las referencias que son mencionadas en la parte 

posterior de la tesis  

 

 

 

 

 

2.4. Actividades del Sistema Eléctrico. 

El conjunto de actividades involucradas en un Sistema Eléctrico se puede 

sintetizar en la Figura 2.4 
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Figura 2.4 Contexto general de actividades en los 

Sistemas de Energía Eléctrica 

El ambiente del Sistema Eléctrico se refiere a los subsistemas parciales 

(generación, transmisión, distribución y los consumidores). El ambiente del 

alcance se vincula con el objetivo de la actividad a desarrollar, que puede 

incorporar exigencias físicas, técnicas, económicas, medioambientales, etc. al 

suministro de energía eléctrica. El ambiente de tiempo se relaciona con el periodo 

que abarca la actividad a desarrollar y se divide en crecimiento y en operación. 

El crecimiento de demanda se vincula la Expansión del sistema eléctrico, que 

investiga la evolución futura del sistema eléctrico y que incluye periodos de 

planificación de hasta 30 años. Por otro lado, es tarea de la Operación del 

Sistema la decisión de la puesta en servicio de instalaciones de generación, 

transmisión y distribución a los efectos de cubrir la demanda en cada instante en 

forma técnica y económicamente óptima. En esta actividad se puede discernir 

entre la Programación de la Operación a largo, mediano y corto plazo. 

El consumo de energía, la disponibilidad de recursos fósiles, los aportes de ríos, 

etc. son de vital importancia en la Planificación del Crecimiento y en la 

Programación de la Operación. 
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2.4.1 Planificación de la expansión del sistema  

Comprende todos los cambios en la estructura del sistema. La potencia máxima 

que será requerida por los consumidores representa un indicador básico para una 

adecuada planificación de la expansión del sistema. Se requiere conocer la 

demanda de partida y su evolución esperada en el tiempo (pronóstico de mediano 

y largo plazo). 

Los periodos de análisis incluyen varios años hacia el futuro (2 a 20 años) y se 

necesita una representación de la demanda a nivel mensual, estacional y en 

algunos casos anual. Un aspecto importante a considerar son los escenarios 

alternativos dado el carácter aleatorio de la demanda. 

Debe preverse tanto un sistema de generación que permita satisfacer la demanda 

máxima, más la reserva de potencia en cantidad suficiente para garantizar niveles 

mínimos de confiabilidad, como también un sistema de transmisión que posibilite 

el transporte de la energía desde los centros de generación hasta los 

consumidores al mínimo costo. 

2.4.2 Programación de la Operación  
 

La Programación de la Operación de los Sistemas Eléctricos de Potencia es un 

problema de optimización, el objetivo es determinar el programa de generación 

minimizando los costos de operación en forma integrada para un período definido. 

Dicho programa debe abastecer la demanda y las pérdidas asociadas 

considerando la calidad del producto y del servicio técnico. 

 

El problema es complejo, desde el punto de vista matemático y de dimensión, y 

no puede ser representado por un simple modelo, para su solución se ha utilizado 

una técnica de descomposición temporal que organiza una serie de sub-

problemas con diferentes escalas de tiempo y nivel de detalle en la 

representación del sistema. 

  



37 

La cantidad de sub-problemas en los cuales se divide la Programación de la 

Operación difiere en función del sistema eléctrico, del nivel de decisión y del 

horizonte de influencia. 

 

Una de las posibles divisiones empleada, cuando el sistemas es hidro-térmico, 

consiste de tres sub-problemas los cuales establecen una cadena como las 

mostrada en la figura 2.4.1 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
 

 

 
 

 

 

 

 

 

 
 

Figura 2. 4.1 [11] 

Programación de la Operación de largo y mediano plazo 
DATOS: 

- pronósticos anuales de demanda y energía disponible 
- contratos anuales de compra de energía 
- parque de generación disponible 
- red de transporte simplificada 

PERIODO ANALIZADO: 1 a 3 años 
INTERVALO DE CÁLCULO: 1 semana 
RESULTADOS: 

- energía disponible semanal 
- parque disponible semanal 
- valores esperados de costos/precios 

Programación de la Operación de corto plazo 
DATOS: 

- pronósticos semanales de demanda y energía disponible 
- contratos semanales de compra de energía 
- parque disponible semanal 
- red de transporte simplificada 

PERIODO ANALIZADO: 1 a 7 días 
INTERVALO DE CÁLCULO: de 1 a 24 horas 
RESULTADOS: 

- energía disponible para el intervalo de cálculo 
- predespacho del parque generador 
- precios indicativos de mercado/locales 
- restricciones de la red de transporte 
- requerimientos de potencia reactiva 

Programación de la Operación de muy corto plazo 
DATOS: 

- demanda cada 15 o 30 minutos 
- contratos de compra de energía 
- predespacho del parque generador 
- red de transporte detallada 

PERIODO ANALIZADO: rango de horas a 1 día 
INTERVALO DE CÁLCULO: de 15 a 30 minutos 
RESULTADOS: 

- despacho del parque generador 
- control de tensión y reactivo 
- precios de mercado 
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Este es un esquema jerárquico y secuencial de optimizaciones superpuestas. 

Cada sub-problema realiza la optimización dentro del espacio definido por el nivel 

superior y determina el área de búsqueda del nivel inferior. 

 

2.4.3 Programación de Largo Plazo. 
 

El objetivo de este primer eslabón de la cadena es determinar el modo de 

operación del grupo generador, térmico e hidráulico, de tal forma que el costo 

dentro del período considerado sea mínimo. 

 

Las principales variables de estado consideradas en el problema de optimización 

son: la demanda, la evolución plurianual de los embalses, la probabilidad de 

energía no suministrada, la falla de equipos de generación y el valor esperado de 

la generación térmica, todas ellas son de carácter aleatorio. 

 

El horizonte de decisión de este sub-problema es típicamente de 2 a 5 años, 

discretizado en pasos mensuales.  

 

Los resultados obtenidos se utilizan principalmente en la planificación de la 

expansión del sistema  eléctrico, en los estudios de tarifas, en el establecimiento 

de una estrategia de movimiento de agua y previsión de combustible. 

2.4.4 Programación de Mediano Plazo. 
 

Utilizando como marco de referencia los resultados de la Programación de Largo 

Plazo se procede a desagregar del total de la generación hidráulica, calculada para 

los embalses equivalentes, la correspondiente a cada una de las plantas 

hidroeléctricas del sistema. 

 

El nivel de detalle con que se modela el sistema es mayor que en la Programación 

de Largo Plazo y la particularidad estocástica de la variable hidráulica desaparece 

de tal forma que se considera de manera determinística. 
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La Programación de Mediano Plazo tiene un horizonte de estudio, normalmente, de 

uno a dos años de forma discreta en pasos mensuales o semanales. 

 

Como resultado de esta optimización se obtienen los valores esperados de las 

variables operativas, los volúmenes de agua turbinados y vertidos, el valor del agua 

y la evolución del estado de llenado de los embalses. 

2.4.5 Programación de Corto Plazo. 
 

En la Programación de Corto Plazo se descomponen los resultados semanales 

obtenidos del eslabón anterior en pasos diarios considerando los efectos del control 

de los embalses como los retardos de agua entre los embalses, el control de 

inundaciones y el uso del agua para fines no energéticos. 

 

El objetivo de ésta programación es determinar la potencia horaria de generación 

de cada unidad tanto térmica como hidráulica sujeto a las restricciones técnicas y 

de operación. El horizonte de análisis varía entre un día y dos semanas, siendo 

elaborado de forma discreta en períodos de una hora. Por esta razón la 

programación de corto plazo se subdivide en la programación semanal y la 

programación diaria. 

  

Programación Semanal 

La programación semanal es un proceso de planificación en el corto plazo, el 

mismo que trata de optimizar los recursos energéticos cumpliendo restricciones 

operacionales, su horizonte de estudio abarca un máximo de 168 horas y busca la 

solución de mínimo costo de producción cumpliendo con los objetivos de 

operación: calidad, economía y seguridad. 

Si durante la ejecución del despacho semanal no se puede encontrar una solución 

al problema de optimización planteado satisfaciendo todas las restricciones, se 

procederá a relajar las restricciones en una secuencia ordenada por prioridad 

hasta alcanzar una solución, la misma que será validada por el área de estudios 

eléctricos para garantizar condiciones de operación adecuadas así como los 

márgenes de reserva requeridos para seguridad del sistema. 
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La frecuencia de realización del despacho semanal es de una vez por semana 

con reajuste diario en caso de haber desviaciones en el transcurso de la semana. 

  

 Programación Diaria 

Es el proceso mediante el cual se obtiene para un período de 24 horas el 

programa horario de generación de los recursos del Mercado Eléctrico Mayorista 

(MEM) despachados centralmente, el Despacho Horario se fundamenta en el 

criterio de operación a mínimo costo total. 

 

Este problema, debido a su dimensión y complejidad, se ha dividido en dos 

partes. Por un lado se optimiza la generación donde las restricciones ínter 

temporales son tomadas en cuenta y las funciones de costos según como se 

modelen pueden ser lineales, no lineales, contínuas  o discontínuas, y la red de 

transmisión es representada por un único nodo (barra única). En la siguiente fase, 

que corresponde a la optimización de la red de transmisión, las restricciones son 

estáticas  mientras que la función objetivo, considera solo costos variables de 

operación de las centrales generadoras. Estos dos sub problemas son llamados el 

pre-despacho (Unit Commitment / Selección de Unidades)  y el Despacho 

Económico respectivamente. 

       2.4.5.1 SELECCIÓN DE UNIDADES (UNIT COMMITME NT) 
 
El operador del sistema eléctrico tiene la dificultad de decidir cómo resolver el 

problema de la cobertura de una demanda que varía en función del tiempo. De 

acuerdo a las políticas energéticas y el horizonte de estudio, se considera la 

selección de unidades como una opción estratégica para resolver el problema de 

despacho, en la cual las centrales eléctricas disponibles tienen que estar en línea  

cumpliendo ciertas características operativas y técnicas, el despacho puede ser 

en períodos horarios o en fracciones de hora. 

 

La selección de unidades o unit commitment  (U.C.), como se menciono, se 

refiere a la opción estratégica que se realizará para determinar cuáles de las 

centrales eléctricas disponibles se deben considerar para proveer electricidad por 

lo tanto el U.C. prepara un sistema de plantas, las mismas que tienen una amplia 
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variedad de parámetros, de aspectos tecnológicos (tales como tiempo mínimo de 

la operación maximum up time, tiempo mínimo fuera de la operación minimum up 

time, el tiempo máximo de operación, etc.) así como consideraciones económicas 

(tales como costos del start-up o arranque y costos operacionales) y de elementos 

sociales (tales como disponibilidad del personal entre otras) y estipula en qué 

período tienen que estar en línea y listas para despacharlas para reducir al 

mínimo los costos de la generación eléctrica.  

 

La formulación matemática y resolución de la selección de unidades es compleja 

ya que el carácter matemático de la misma es de tipo combinatoria de alta 

dimensionalidad del espacio de solución, existe un número exponencial de 

soluciones enteras factibles esto implica el uso de variables de decisión binarias 

(0-1) para representar el estado del generador, su método de solución es 

mediante programación entero-mixta. La mayoría de los modelos de U.C. que se 

han desarrollado anteriormente soportaban hasta un máximo de cincuenta a 

setenta unidades generadoras para realizar la optimización y para encontrar una 

solución factible se requería el uso de técnicas heurísticas que podían hasta un 

cierto punto garantizar un óptimo global. El desarrollo de la tecnología 

computacional cada vez más avanzada, ha hecho que este impedimento se haya 

rezagado y en la actualidad para el sistema de potencia que se necesite optimizar 

no se limita el número de centrales eléctricas consideradas.  

 

La función objetivo de este proceso de optimización es minimizar el costo total del 

sistema que considera el costo variable de operación más el costo de arranque. 

Las restricciones, del problema pueden ser clasificadas en las siguientes 

categorías: 

 

• Restricciones globales  

• Restricciones de reserva 

• Restricciones individuales 

• Restricciones de combustible 

• Restricciones ambientales 

• Restricciones del sistema hidráulico. 
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El horizonte de tiempo varía desde algunas horas hasta 168 horas, períodos 

mayores son inadecuados debido al carácter estocástico de variables como la 

demanda, el estado del tiempo, la disponibilidad de unidades o elementos del 

sistema. 

           2.4.5.2 DESPACHO ECONÓMICO 
 
Una vez definido la selección de unidades y contando con la modelación de la red 

de transmisión del sistema de potencia, se procede a realizar el Despacho 

Económico, que determina la potencia efectiva y la operación del parque 

generador para producir energía y servir confiablemente a los consumidores. La 

solución se obtiene para el estado actual de la red y no considera los períodos 

futuros. La solución clásica a este problema de optimización se da por el método 

de Multiplicadores de Lagrange, la función objetivo de la optimización, es 

minimizar los costos de operación de las unidades que deben abastecer la 

demanda en cada instante del período considerado 

 

Las principales restricciones del problema son:  

• Balance nodal de potencia activa y reactiva 

• Límites de generación de potencia (activa y reactiva) 

• Voltajes de nodo dentro de un limite superior e inferior 

3. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA Y METODOLOGÍA 

DE SOLUCIÓN 

 

El problema a resolver, es el despacho económico del día 21 de febrero del 2007. 

Para el efecto se considera las indisponibilidades de las unidades, la demanda del 

sistema y la importación de energía desde Colombia a Ecuador. El día tomado 

como caso de estudio esta dentro de un periodo de estiaje con una cuota de 

energía hidráulica baja, por lo cual la mayor cantidad de unidades despachadas 

son de tipo térmico.  

El planteamiento del problema se basa en realizar una selección de unidades 

para un periodo de 24 horas, en función de los generadores disponibles para el 
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día de estudio.  La selección de unidades es hecha solo para el parque generador 

térmico en barra única y considerando restricciones operativas, técnicas y de 

combustible. La cuota energética para la central de Paute, la  demanda eléctrica y 

la interconexión con Colombia se asume que son datos fijos del problema. El 

objetivo es minimizar el costo total dado por la suma del costo operativo y el costo 

de arranque de las unidades. 

El resultado de la selección de unidades sirve como dato de entrada para 

proceder a realizar el flujo óptimo de potencia del sistema, en este se incluye la 

red de transmisión ecuatoriana, la generación hidráulica, considerando que su 

producción de potencia activa es constante al igual que la importación con 

Colombia. El objetivo de este problema es minimizar el costo operativo de las 

unidades despachadas optimizando los niveles de voltaje en cada una de las 

barras del sistema lo que implica un mejoramiento en la calidad del servicio.  

3.1 Selección de unidades 

3.1.1 Función objetivo. 
 

La función objetivo del problema es la minimización de la sumatoria de los costos 

operativos más los costos de arranque de las unidades de generación que se 

encuentran convocadas a participar en el abastecimiento de la demanda dentro 

de un período de tiempo determinado. 

3.1.1.1 Función de costo variable 
 
La función de costo variable de una unidad de generación puede ser expresada 

en forma lineal, cuadrática o polinomial de alto orden. Los coeficientes de estas 

funciones son normalmente calculados por medio de un procedimiento de ajuste 

de curva, en que la sumatoria de los errores al cuadrado entre los costos actuales 

y los calculados por la función sintetizada es mínima. 

 

Para el caso de estudio se considera la regulación CONELEC 003/03 que 

establece el procedimiento para definir y declarar los Costos Variables de 

Producción de las centrales de generación tanto térmicas, hidráulicas de pasada e 

hidráulicas con capacidad de regulación inferior a la mensual 
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El Costo Variable de Producción es aquel necesario para operar y mantener la 

unidad o planta generadora y que cambia en función de la energía producida y se 

define como: 

CVP = CC+CTC+CLYO+CAP+ CM+CVIAM+CEE                  (3.1.1) 
 

CVP Los Costos Variables de Producción en (US$/kWh) 

CC Costos de combustible (CC) (US$ / kWh) 

CTC Costos de transporte de combustible (US$ / kWh) 

CLYO Costos de lubricantes, productos químicos y otros insumos (US$ / kWh) 

CAP Costo del agua potable (US$/ kWh) 

CM Costos de Mantenimiento (US$/ kWh) 

CVIAM Los costos variables de operación y mantenimiento de los equipos e 

instalaciones destinados al control y mitigación del impacto ambiental, 

durante el ciclo operativo, (US$/kWh) 

CEE Costo de Energía Eléctrica para servicios auxiliares (CEE) (US$/kWh) 

Para mayor información acerca de los costos antes redactados acudir a la 

REGULACIÓN 003/03 DEL CONELEC 

3.1.1.2 Costo de arranque 
 

La forma de remuneración depende del mercado eléctrico donde opere la unidad, 

en ciertos casos se considera como una constante, en otros puede ser una 

función escalonada o puede ser representada por medio de una función 

exponencial.  

 

Para el caso de estudio se tomará la regulación CONELEC 004/00 que establece 

que el costo de arranque – parada de una unidad turbo – vapor, es aquel en que 

se incurre para poner en operación y ubicar en línea la unidad, luego de que la 

misma ha permanecido parada, a solicitud del CENACE por más de 48 horas, es 

decir para un arranque en frío. En el caso de que la unidad sea puesta en línea 

antes de las 48 horas, se considerará como un arranque en caliente y no será 

objeto de remuneración. 

De acuerdo a la metodología se aplica la siguiente formula: 
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8760

*** CIFRCA
CAP=                                                  (3.1.2) 

Donde: 

 

CAP=  Costos de Arranque- Parada. 

A     =   Porcentaje de la inversión total del equipo que se envejece o afecta 

por  

                      el proceso de arranque y parada. 

FRC =           Factor de recuperación del capital. 

I       =            Inversión total actualizada en dólares americanos ( US $). 

C      = Tiempo en horas de funcionamiento equivalente al arranque-parada   

                      (horas) para una parada mayor de 48 horas. 

 

El Factor de Recuperación de Capital (FRC) se calcula con la siguiente expresión: 

1)1(

)1(*

−+
+=
n

n

i

ii
FRC                                             (3.1.3) 

Donde: 

 

n = vida útil media en años. 

i = tasa de descuento. 

 

Los costos de arranque – parada, calculados con la fórmula indicada, se 

expresarán en dólares; se aplicarán lo siguientes parámetros para  centrales 

turbo-vapor que operan en el Sistema Nacional Interconectado. 

 n = 30 años         i = tasa de descuento fijada en el Pliego tarifarlo  vigente         

 A = 0.25             C =  Ver detalle 

 

Los valores de C que se indican, incluyen la incidencia de otros componentes 

involucrados en el proceso de arranque tales como combustible, energía eléctrica, 

agua, productos químicos, etcétera. Estos valores son: 

• C = 40 horas   para una parada mayor de 48 horas y hasta de 360 horas. 

• C = 45 horas   para una parada mayor de 360 horas y hasta de 720 horas. 
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• C = 50 horas   para una parada mayor de 720 horas. 
 

 

3.1.2 Restricciones 

 

La solución de este problema de optimización debe estar contenida dentro de un 

espacio factible, éste es delimitado por restricciones globales e individuales.  

 

3.1.2.1 Restricciones Globales. 
 

También conocidas como Restricciones de Operación del Sistema. 
 

- Restricción de Balance de Potencia. 

 

El objetivo del sistema eléctrico de potencia es abastecer la demanda en todo 

instante. La violación de ésta  restricción produce variaciones en la frecuencia 

nominal de trabajo produciendo efectos indeseables en el sistema: 

 kDp k

J

j
jk ∀=∑

=1

  (3.1.4) 

donde  

kD   Demanda de potencia en el instante k. 

jkp   Potencia activa de la unidad j en el instante k.. 

 
-  Restricciones de Reserva de potencia 

 
La reserva de potencia se establece para asegurar la respuesta del sistema ante 

posibles contingencias en las unidades de generación, se representa por la 

siguiente ecuación 

kRDvP kk

J

j
jkj ∀+≥∑

=1

_

.                                      (3.1.5) 

donde 

jP
_

  Límite máximo de potencia de la unidad j. 

kR  Potencia de reserva requerida por el sistema en el instante k. 
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3.1.2.1 Restricciones individuales. 
 

- Límite de generación de las unidades. 

 

Para la selección de unidades, esta restricción considera solo la potencia activa 

para poder satisfacer la demanda impuesta, dichos límites se establecen por la 

cantidad de potencia mecánica que puede entregar la turbina. 

 

- Límite de generación de potencia activa. 

  

kjvPpvP jkjjkjk
j

,
_

_
∀≤≤                                    (3.1.6) 

  
donde  

j
P
_

, jP
_

 potencia activa mínima y máxima de la unidad j. 

 
- Tiempo mínimo fuera de servicio. 

 
Es el tiempo mínimo necesario que debe de estar fuera de servicio la unidad de 

generación luego de salir de sincronismo. 

 

   
)1,min(...1,,1....2

)1,(),(1),(

−++=−=∀
−−+≤

TdownkTkATk

kjvkjvAjv
                 (3.1.7) 

Donde  

 =Tdown  El mínimo número de horas de la unidad j que debe 

quedar encendida o en línea después de haber sido arrancada. 

 

- Tiempo mínimo de funcionamiento: 

 
Es el tiempo mínimo de funcionamiento que la unidad debe de estar en servicio 

una vez que es sincronizada al sistema.  

 

)1,min(...1,,1....2

)1,(),(),(

−++=−=∀
−−≥

TupkTkATk

kjvkjvAjv
                     (3.1.8) 
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=Tup  El mínimo número de horas de la unidad i que debe quedar apagada o 

fuera de línea después de haber sido apagada. 

 

- Variación de toma de carga (Ramping). 

 
La velocidad de toma de carga de una unidad generadora depende del tipo de 

turbina al cual este asociado el generador y tiene una limitación: 

 

Las restricciones de rampa de subida han de satisfacerse: 

 

1,..0,1 −=∀≤−+ KkjSpp jjkjk                           (3.1.9) 

Donde 0
0 jj Pp =  

Las restricciones de rampa de bajada han de satisfacerse: 

 

1,...0,1 −=∀≤− + KkjTpp jjkjk                          (3.1.10) 

donde 

Sj Rampa máxima de subida de carga de la central j  

Tj  Rampa máxima de bajada de la central j. 

  . 
- Tiempo máximo de operación de las unidades térmicas   

 La restricción  representa el tiempo máximo (horas) que una planta térmica 

puede permanecer en línea (sincronizada) una vez que entre en operación en una 

hora cualquiera. Este tiempo también es conocido por maximum uptime  

 

1....2;)(),(
)1)(,min(

0

−=∈≤+∑
+−

=

TkMUCjjTmuAkjv
jTmuKT

k

             (3.1.11) 

Donde  

MUCj ∈   Conjunto de plantas con restricciones de maximum uptime 

)( jTmu      Máximo tiempo que la planta j puede permanecer en línea (horas) 
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- Restricción de Combustible. 

 
La restricción representa límites en la disponibilidad de combustible en la etapa 

respectiva. 

∑ ≤
T

k
comb

j

jk

rend

p
ϑ                                                 (3.1.12) 

Donde combϑ  es la disponibilidad de combustible y jrend es el rendimiento de la unidad j 

en (MW/galón) 

 
- Restricción de Cuota Energética. 

 
Para el caso de estudio, se ha considerado una cuota energética para dos de las 

principales centrales hidráulicas como son Pucara y Paute. Ya que el despacho 

térmico es sensible a la variación de dicha cuota. 

∑ ≤
T

k
energeticaCuotajjkp σ                                    (3.1.13) 

Donde energeticaCuotajσ  es la cuota energética de la unidad j, mientras que jkp  es la 

potencia de la unidad  j en el período k. 

Al incluir esta restricción, se toma las siguientes consideraciones para estas dos 

maquinas hidráulicas: 

• Se coloca la potencia mínima a despachar de cada una respectivamente, 

pero sin ser consideradas dentro de la selección de unidades, lo que implica 

que no dependen de la variable binaria de decisión. 

ksHidráulicajPp
j

jk ,
_

∈∀≥                                (3.1.14)  

• La potencia máxima de la central Pucara es manejada de forma similar que 

la potencia mínima descrita anteriormente, mientras que la potencia máxima 

de Paute varia durante los 24 períodos de tiempo en función de  la reserva 

secundaria de frecuencia. 

PucarajkPp jjk =∀≤ ,
_

                                   (3.1.15) 

PautejkPp jkjk =∀≤ ,
_

                                    (3.1.16) 

Donde jkP
_

 se calcula de la siguiente forma ( )kinstaladajk DemandaPotP %4
_

−=  
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Donde instaladaPot  es la potencia instalada de la central que equivale a 1075 MW 

para Paute, mientras que la kDemandaes la demanda horaria del sistema. 

3.2 Despacho Económico con Flujo optimo de Potencia. 
 

Una vez obtenida la solución de la selección de unidades, se procede a realizar el 

despacho económico, el mismo que se encarga de optimizar el problema 

considerando la red de transmisión y  minimizando los costos variables del parque 

generador. 

 3.2.1 FUNCION OBJETIVO. 

 

La función objetivo del problema es la minimización de la sumatoria de los costos 

operativos de las unidades de generación que se encuentran convocadas a 

participar en el abastecimiento de la demanda dentro de un período de tiempo 

determinado. Los costos variables u operativos de las unidades son definidos y 

declarados según el procedimiento que se emplea en la regulación CONELEC 

003/03 mencionada anteriormente. 

3.2.2 Restricciones 
 

La solución de este problema de optimización debe estar contenida dentro de un 

espacio factible, éste es delimitado por las siguientes restricciones.  

 

- Restricción de Balance de Potencia Activa y Reactiv a 

 
Estas restricciones no son más que las ecuaciones de flujo de potencia y se 
expresan como: 

( ) NibgVVVgP
Nj

jiijjiijjiiiii ∈−+−+= ∑
∈

,)sin()cos(2 θθθθ  

(3.2.1) 

( ) NibgVVVbQ
Nj

jiijjiijjiiiii ∈−−−+−= ∑
∈

,)cos()sin(2 θθθθ  

   
donde 

Pi, Qi  potencia activa y reactiva que se inyecta en el nodo i. 

Vi, Vj  módulos de tensión en el nodo i y el nodo j. 



51 

θi, θj  ángulo de la tensión en el nodo i y j respectivamente. 

gij   ij-ésimo elemento de la matriz de conductancia nodal. 

bij   ij-ésimo elemento de la matriz de suceptancia nodal. 

N  cantidad total de nodos del sistema. 

 

- Límites de voltaje 

 

Definir límites a las magnitudes de voltaje de los nodos del sistema establece un 

nivel de calidad para el producto técnico y asegura la eficacia del funcionamiento 

del sistema. 

 
NnVVnV ,...,1max;min =≤≤                                                     (3.2.2) 

donde 

Vmin, Vmax  límite mínimo y máximo de voltaje. 

Vn   voltaje en el nodo n. 

N   número de nodos. 

- Límite de Potencia Activa y Reactiva: 

 

Los límites se establecen por la cantidad de potencia mecánica que puede 

entregar la turbina y el calentamiento de los devanados, estas características 

operacionales del generador se aproximan por medio de dos restricciones. 

kjPpP jjk
j

,
_

_
∀≤≤                                             (3.2.6) 

 kjQQQ jjk
j

,
_

_
∀≤≤                                            (3.2.7) 

Donde j= unidades de generación 

 k= periodo de tiempo (horas) 

 

3.3 Formulación general. 

 

La formulación matemática general del problema es la minimización de una 

función objetivo sujeta a restricciones de igualdad y desigualdad, en forma 

resumida se tiene que la formulación del problema de selección de unidades esta 

dado por: 
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Función objetivo: 

 

Min [ ]∑∑
= =

+=
K

k

J

j
jkjjkjkj yCvpBZ

1 1

 

Sujeto a: 

kDp k

J

j
jk ∀=∑

=1

 

kRDvP kk

J

j
jkj ∀+≥∑

=1

_

.  

kjvPpvP jkjjkjk
j

,
_

_
∀≤≤  

)1,min(...1,,1....2

)1,(),(1),(

−++=−=∀
−−+≤

TdowkTkATk

kjvkjvAjv
 

)1,min(...1,,1....2

)1,(),(),(

−++=−=∀
−−≥

TupkTkATk

kjvkjvAjv
 

 

1,..0,1 −=∀≤−+ KkjSpp jjkjk  

1,...0,1 −=∀≤− + KkjTpp jjkjk  

1....2;)(),(
)1)(,min(

0

−=∈≤+∑
+−

=

TkMUCjjTmuAkjv
jTmuKT

k

 

∑ ≤
T

k
energeticaCuotajjkp σ  

ksHidráulicajPp
j

jk ,
_

∈∀≥  

PucarajkPp jjk =∀≤ ,
_

 

PautejkPp jkjk =∀≤ ,
_

 

JCombT
jnd

pK

k

J

j

jk ∀=∑∑
= =1 1 Re

 

DATOS:  

K El número de los períodos de tiempo (hrs.) que se consideraba al 
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desarrollar el horario de la selección de unidades 

Cj  Costo de arranque de la central j  

Bj  Costo variable de la central j. 

jP
_

 
El límite superior de la generación disponible de la unidad j 

j
P
−

 El límite inferior de la generación disponible de la unidad j 

Tj Rampa máxima de bajada de la central j 

Sj Rampa máxima de subida de carga de la central j 

0
jP  

producción de la central j en el período anterior al del comienzo del 

horizonte de planificación 

0
jV  

Constante binaria que toma el valor 1 si la central j está 

funcionando en el período previo al de comienzo del horizonte de 

planificación, y 0, en otro caso 

J Número de centrales de producción 

Dk Demanda en el período k 

Rk Reserva requerida en el período k 

jkv  1 Si la unidad i esta encendida (o en línea) durante el período t; 0 

en caso contrario 

Tup El mínimo número de horas de la unidad j que debe quedar 

encendida o en línea después de haber sido prendida. 

Tdow El mínimo número de horas de la unidad j que debe quedar 

apagada o fuera de línea después de haber sido apagada. 

)( jTmu  Máximo tiempo que la planta j puede permanecer en línea (horas) 

energeticaCuotajσ  Cuota energética de la unidad j. 

Rendj Rendimiento de la unidad j (MW/galón) 

 

VARIABLES 

jky  variable binaria que toma el valor 1, si la central j se arranca al 

comienzo del período k y 0, en otro caso 

jkp  producción de la central j durante el período k 

jkV  Vale 1 si el generador j esta acoplado en el período k 
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Resuelto el problema de la selección de unidades, el mismo que combina 

variables enteras binarias, se procede a colocar las unidades despachadas en el 

problema de flujo óptimo de potencia cuya formulación esta dada por: 

 

Función objetivo: 

Min [ ]∑
=

=
I

i
ii PBZ

1

 

Sujeto a: 

iPpP ii
i

∀≤≤
_

_
 

iQqQ ii
i

∀≤≤
_

_
 

jjj
j

∀≤≤
_

_
δδδ  

jVVnV jjj ∀≤≤ maxmin  

( ) NibgVVVgPcarP
Nj

jiijjiijjiiiiji ∈=−+−−−− ∑
∈

,0)sin()cos(2 θθθθ  

( ) NibgVVVbQcarQ
Nj

jiijjiijjiiiiji ∈=−−−−+− ∑
∈

,0)cos()sin(2 θθθθ  

DATOS: 

I El número de las centrales 

Bi  Costo variable de la central i. 

iP
_

 
El límite superior de la generación disponible de la unidad i 

i
P
−

 El límite inferior de la generación disponible de la unidad i 

Vminj Voltaje mínimo en el nodo j 

Vmaxj Voltaje máximo en el nodo j 

Vnj Voltaje nominal en el nodo j 

J Número de nodos 

Pcarj Carga en el nodo j 

gii Conductancia Referente a un mismo nodo 

gij Conductancia Referente a dos nodos 

bii Suceptacia Referente a un mismo nodo 
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bij Suceptacia Referente a dos nodos 

 

 

VARIABLES 

Vj Módulos de las tensiones nodales 

Pj Potencias activas de generación 

δj Ángulos de las tensiones nodales 

Qj Potencias reactivas de generación 
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4. Ejemplos de aplicación y análisis de los resultados 

4.1 Caso Base 
 

El caso base a desarrollar considera el problema de selección de unidades con 

indisponibilidades de ciertas centrales térmicas del sistema nacional 

interconectado. La demanda pronosticada toma en cuenta las pérdidas y los 

consumos internos, se mantiene una cuota energética establecida por políticas de 

operación para las centrales hidráulicas de Paute y Pucara mientras que la 

restricción de combustible se considera relajada. Para la solución del problema de 

selección de unidades no se incluyó la interconexión internacional con Colombia 

ni tampoco la generación hidráulica.  

Una vez obtenido el resultado de la selección de unidades, se procede a realizar 

un flujo de potencia con las unidades seleccionadas. Finalmente los datos que 

resultan del flujo de potencia son los valores iniciales para realizar el flujo óptimo, 

el mismo que se encarga de reducir el costo total de operación del sistema y 

establece niveles de voltaje aceptables que permiten reducir las pérdidas. Los 

valores obtenidos se muestran en el ANEXO1.  

 

4.2 Caso de aumento de cuota energética hidráulica y reducción de 
Combustible (CASO UNO) 

 

Este caso tiene la misma estructura del caso base, la cuota  energética 

establecida por políticas de operación sufre un incremento respecto al caso base 

para la central hidráulica Paute mientras que se mantiene la cuota energética 

establecida para la central de Pucara y se realiza una reducción de la cantidad de 

combustible (diesel). Nótese que se logra activar la restricción de combustible. 

Los datos que resultan del flujo de potencia son los valores iniciales para la 

ejecución del flujo óptimo de potencia que será analizado para cada uno de los 

estados de demanda evaluados.  Los valores obtenidos se muestran en el 

ANEXO2. 
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4.3 Caso  de reducción de la cuota energética y aumento de combustible  
(CASO DOS) 

 

En este último caso de estudio se tiene que para la modelación de la selección de 

unidades se mantienen las premisas del caso base, se utiliza una cuota 

energética para la central hidráulica Paute menor a la establecida por las políticas 

de operación y el nivel de combustible es el suficiente como para no activar la 

respectiva restricción. El procedimiento para los cálculos del flujo de potencia y 

flujo óptimo es el mismo que se ha utilizado en el caso base. Los valores 

obtenidos se muestran en el ANEXO3. 

 

4.4 ANALISIS DE RESULTADOS 
 

La selección horaria de unidades tanto del caso base como del caso uno se 

muestran en la figura 4.1 y figura 4.2 respectivamente. Se observa que el 

aumento de la cuota energética en la central Paute y la reducción de combustible 

diesel considerados en el caso uno produce un despacho más económico con 

respecto al despacho del caso base, esto responde al hecho que la potencia que 

deben entregar las unidades de diesel se ve reducida por el incremento de 

potencia en las unidades hidráulicas de la central Paute.  

En las figuras mencionadas se muestran variaciones existentes entre algunas 

unidades de gran capacidad como son: la unidad Gas Aníbal Santos U3, Gas 

Pascuales, Electroquil U3, Electroquil U4, Santa Rosa U1, entre otras. En las 

figuras siguientes se podrá apreciar de mejor manera las diferencias de los 

despachos según un desglose de las unidades de generación por tipo de 

combustibles y tipo de centrales. 
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GRAFICAS DE LA SELECCIÓN DE UNIDADES (Caso base y C aso Uno) 
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FIG (4.1) 

SELECCION DE UNIDADES CASO UNO
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FIG(4.2)

 

 



59 

En la figura 4.3 y figura 4.4 se muestra el despacho para las unidades de gas 

de la central Aníbal Santos tanto del caso base como del caso uno respectivamente, 

en estas figuras se aprecian claramente que la reducción de combustible y el 

aumento de la cuota energética de la central Paute reduce el despacho de estas 

unidades las mismas que funcionan a diesel, en la figura 4.3 se aprecia que todas 

las unidades que su funcionamiento se basa en el gas se despachan a lo largo del 

período de estudio, mientras que en la figura 4.4 se encuentra despachada una sola 

unidad, además se observa que  el despacho respeta las restricciones de mínimo 

tiempo de operación que para estas unidades oscila entre tres y cuatro horas 

máximas de funcionamiento continuo.  

 

El despacho de las restantes unidades de diesel se muestra desde la figura 

4.7 hasta la figura 4.12, de igual manera se observa que el despacho de las 

unidades entre el caso base y caso uno se reduce tanto en el número de unidades 

despachadas como en la potencia efectiva entregada, lo más notable de esta 

afirmación, es que las unidades más caras en su mayoría no se encuentran 

despachadas y en consecuencia el costo se reduce considerablemente. 

 

El estudio realizado esta dentro de un período seco, por lo tanto el aporte que 

brindan las unidades hidráulicas es muy escaso, lo que implica que se despache la 

mayor parte de parque generador térmico en función del merito económico. En los 

casos que se han propuesto las unidades de residuo y fuel oil están despachadas a 

toda su capacidad ya que estos dos tipos de combustibles son más baratos que el 

diesel, lo antes mencionado se muestra en las figuras 4.5 y 4.6 tanto para el caso 

base como en el caso uno respectivamente.  

 

El consumo total de combustible se muestra en la figura 4.13 en la cual se 

aprecia claramente que las unidades de fuel oil y residuo están funcionando a toda 

su capacidad por lo que su consumo tanto en el caso base como en el caso uno es 

el mismo, por otra parte el consumo de diesel del caso uno es del 83.46% del 

consumo del caso base, registrándose una reducción, aproximadamente de 136000 

galones. Cabe resaltar que tanto en el caso base como en el caso uno, todas las 

restricciones se cumplen y permiten que el problema de selección de unidades sea 

factible. 
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CASO BASE: FIG (4.3) Gás Aníbal Santos  
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CASO BASE: FIG (4.5) Residuo 
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CASO UNO: FIG (4.4) Gas Aníbal Santos  
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CASO UNO: FIG (4.6) Residuo  
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FIG(4.9) Caso Base 
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FIG(4.8) Caso Uno 
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FIG (4.10) Caso Uno  
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FIG(4.11) Caso Base 
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FIG(4.12) Caso Uno 
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FIG(4.13) 
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En la figura 4.14 y figura 4.15 se muestra la selección de unidades del caso 

base y del caso dos respectivamente, de forma muy general se observa que existen 

cambios en la potencia entregada por las unidades diesel, y en sus tiempos de 

operación. Un desglose por tipo de combustible y central se muestra en las figuras 

siguientes. 

 

  Las figuras correspondientes a las unidades gas de la Central Aníbal Santos 

se muestran en la Fig. 4.16 y Fig. 4.17 respectivamente, a diferencia del caso uno, 

en este caso se despachan todas las unidades respetando las restricciones de 

mínimo tiempo de operación pero sufriendo cambios en la potencia despachada en 

ciertos períodos de tiempo. En las restantes unidades diesel se observa una 

redistribución de la potencia entregada al sistema como por ejemplo las unidades de 

la Central Catamayo y las unidades de Emeloro. Ciertas unidades caras del sistema 

ingresan al despacho por ejemplo las unidades de la Central Monay, lo mencionado 

se ilustra en las figuras  4.20  a  Fig. 4.25. 

 

El estudio se mantiene dentro de un período seco, por lo tanto se despacha la 

mayor parte de parque generador térmico comenzando desde las unidades de 

residuo y fuel oil que son más económicas que las unidades que funcionan con 

diesel. Lo mencionado se muestra en las figuras 4.18 y 4.19 para cada uno de los 

casos de estudio.  

 

El consumo total de combustibles se muestra en la figura 4.26, el consumo de 

fuel oil y residuo se mantiene igual que en el caso base, pero la reducción de la 

cuota energética obliga a aumentar la capacidad de producción de potencia de las 

unidades generadoras diesel e incluso a despachar unidades caras por cortos 

períodos de tiempo para satisfacer la demanda. El consumo de diesel del caso dos 

es mayor en un 3.1% al consumo del caso base, lo que significa un incremento de 

aproximadamente 25300 galones.  
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GRAFICAS DE LA SELECCIÓN DE UNIDADES (Caso base y C aso dos) 
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FIG (4.14) 
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FIG (4.15)
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U.C. (Unidades GA_Santos)
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CASO BASE: FIG (4.16) Gás Aníbal Santos  
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CASO BASE: FIG (4.18) Residuo 
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CASO DOS: FIG (4.17) Gás Aníbal Santos  
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CASO DOS: FIG (4.19) Residuo  
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FIG(4.20) Caso Base  
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FIG(4.22) Caso Base 
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FIG(4.21) Caso Dos 
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FIG (4.23) Caso Dos 
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FIG(4.24) Caso Base 
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FIG(4.25) Caso Dos 
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FIG(4.26) 
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ANÁLISIS DEMANDA MÍNIMA 

 

Una vez obtenido el despacho o selección de unidades para satisfacer la 

demanda pronosticada para 24 horas, se procede a resolver el problema de flujo 

óptimo representativos de los periodos de demanda mínima, media y máxima; 

obteniendo como resultado de este problema los costos de cada barra, voltajes, las 

pérdidas y el costo total. 

 

Analizando los resultados que se obtienen para demanda mínima, se aprecia 

que, para el caso uno, el costo nodal se reduce en relación con los demás casos 

analizados, ya que el incremento de cuota energética y la disminución de 

combustible se reflejan en la reducción de los costos del sistema. En el caso dos, los 

resultados son similares a los obtenidos del caso base, debido a que se maneja la 

misma cuota energética hidráulica, manteniéndose igual el número de unidades 

despachadas.  Lo mencionado se representa en las figuras (Fig. 4.27 – Fig. 4.35). Al 

comparar  las pérdidas del sistema entre el caso base y el caso dos se aprecia que 

por manejarse condiciones similares el despacho de unidades no varia 

considerablemente y por lo tanto las pérdidas son similares. Por otra parte al 

comparar las pérdidas entre el caso base y caso uno, se aprecia un incremento de 

estas últimas, debido a que las cargas se encuentran alejadas con respecto al punto 

de mayor generación de energía que es la central de Paute. Lo antes mencionado 

se aprecia en las figuras (Fig. 4.36- Fig. 4.38)   

 

Para concluir el análisis en demanda mínima se presenta el costo total del 

sistema, en las figuras (Fig. 4.39- FIG.4.41) . Como se puede apreciar, el costo entre 

el caso base es similar al del caso dos por las premisas antes expuestas, mientras 

que al comparar  el caso base con el caso uno se aprecia claramente que el costo 

se reduce ya que la demanda que satisfacía las unidades de diesel del caso base se 

ven reemplazadas por el aumento de la generación hidráulica de la central Paute. 
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CASO BASE Fig. (4.27) 
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CASO BASE  Fig. (4.30) 
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CASO UNO Fig. (4.28) 
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CASO UNO Fig. (4.31) 
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CASO DOS Fig. (4.29) 

Costo Marginal Nivel 138 kV

0

10

20

30

40

50

60

70

80

90

A
go

13
8

B
ab

13
8

C
ho

13
8

D
au

P
13

8

E
qi

l1
38

E
E

pe
13

8

Ib
ar

13
8

LJ
un

13
8

M
ac

h1
38

M
ila

13
8

M
ul

a1
38

P
as

c1
38

P
om

a1
38

P
or

to
13

8

P
uc

ar
13

8

S
/E

19
13

8

Id
el

13
8

S
R

os
13

8

S
al

eg
13

8

T
ot

o1
38

T
ul

c1
38

P
an

a1
38

Nodo

C
os

to
($

/M
W

)

Costo Marginal

 

CASO DOS Fig. (4.32) 
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CASO BASE Fig. (4.33) 
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CASO BASE Fig. (4.36) 
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CASO UNO Fig. (4.34) 
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 CASO UNO Fig. (4.37) 
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CASO DOS Fig. (4.35) 
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Caso Base Fig. (4.39) 
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Caso Uno Fig. (4.40) 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Costo Total

43900

44000

44100

44200

44300

44400

44500

1

TOTAL

C
o

st
o

($
)

Costo con FO Costo con FN

 

Caso Dos Fig. (4.41) 
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ANÁLISIS DEMANDA MEDIA 

 

Al comparar el caso base y el caso uno para demanda media, se aprecia un 

comportamiento similar al de demanda mínima, por ejemplo si se considera los 

costos nodales por cada una de las barras, el costo del caso uno se ve reducido 

considerablemente debido al incremento de la cuota energética; por otro lado si se 

compara las pérdidas de estos dos casos se observa que las pérdidas en el caso 

uno son levemente mayores que el caso base, esto se da ya que la mayor parte de 

generación de energía se encuentra alejada de la carga como se había mencionado 

en la análisis para demanda mínima. El costo total del sistema varía notablemente 

entre estos dos casos de análisis. Se observa que la reducción del costo total en el 

caso uno se debe a que se minimiza el despacho de unidades térmicas aumentando 

la producción de energía de las unidades de la central Paute. 

 

El caso dos muestra una leve reducción en los costos marginales en cada 

barra en comparación con el caso base, esto es debido a que se ha despachado 

unidades térmicas de menor costo variable en comparación con el despacho del 

caso base  para satisfacer la misma demanda y por tanto reducir el costo marginal 

por nodo. Al reducir la cuota energética, el despacho tiende a sufrir un aumento 

tanto de potencia generada como de unidades despachadas, por lo tanto es de 

suponer un aumento el costo total como se lo ve reflejado al comparar las figuras 

(4.54 y 4.56) del caso base y caso dos respectivamente, cabe notar que las pérdidas 

en estos dos casos son muy similares debido a que la generación de energía no se 

encuentra concentrada como ocurre en el caso uno. 

 

Las figuras (4.42 – 4.50) muestran el costo marginal del sistema a cierto nivel de 

tensión, las figuras (4.51-4.53) muestran las pérdidas y las figuras (4.54-4.56) 

muestran el costo total del sistema para el caso base, caso uno y caso dos, dichas 

figuras corroboran lo antes analizado.
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Caso Base Fig. (4.42) 
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Caso Base Fig. (4.45) 

DEMANDA MEDIA 
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Caso Uno Fig. (4.43) 
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Caso Uno  Fig. (4.46) 
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Caso Dos Fig. (4.44) 
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 Caso Dos Fig. (4.47) 
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Caso Base Fig. (4.48) 
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Caso Base Fig. (4.51) 
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Caso Uno Fig. (4.49) 
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Caso Uno Fig. (4.52) 
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ANÁLISIS DEMANDA MÁXIMA 

 

Los valores obtenidos como resultado del flujo óptimo para demanda máxima 

no difieren mucho de las premisas mencionadas en los dos análisis anteriormente 

realizados. Al comparar el caso base con el caso uno se aprecia que el costo 

marginal en cada una de las barras del caso uno es menor en los diferentes niveles 

de tensión que se presentan en las figuras a continuación, lo mencionado ocurre por 

el aumento de la energía producida por las unidades de la central de Paute. Este 

beneficio tiene como desventaja que las pérdidas aumentan aproximadamente 3 

MW comparando los dos casos mencionados. Un beneficio adicional es que el costo 

total del sistema se reduce ya que la mayor parte de energía es suministrada por 

unidades hidráulicas que tienen un costo variable bajo. 

 

Al comparar el caso base con el caso número dos, se obtienen diferencias 

con respecto al costo marginal de cada barra en los diferentes niveles de tensión. A 

diferencia de lo ocurrido con la demanda media, en este caso el costo nodal al igual 

que el costo marginal aumenta esto debido a que en el caso dos se despachan  más 

unidades que en el caso base, obteniendo así un incremento no solo del costo 

marginal sino también del costo total del sistema y por ende un aumento en el 

volumen de combustible. El flujo óptimo de potencia para esta demanda, reduce las 

pérdidas como se observa en las figuras ( 4.66 a 4.68).  

 

Las figuras (4.57 a 4.65) muestran los costos marginales de cada una de las 

barras del sistema tanto para el caso base, caso uno y caso dos, las pérdidas de 

estos casos se muestran en las figuras (4.66 – 4.68) y el costo total en las figuras 

(4.69- 4.70). 

 

. 
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Costo Marginal Nivel 138 kV

0

10

20

30

40

50
60

70

80

90

100

110

120

Ago
138

Bab
13

8
Cho

13
8

Dau
P13

8
Eqil

13
8

EEpe
138

Iba
r1

38
LJ

un1
38

Mac
h1

38
Mila

13
8

Mula1
38

Pas
c1

38
Pom

a1
38

Porto
138

Puc
ar

13
8

S/E
19

13
8

Ide
l13

8
SRos

13
8

Sale
g13

8
Toto1

38
Tulc

13
8

Pan
a1

38

Nodo

C
os

to
($

/M
W

)

Costo Marginal

 

Caso Dos Fig. (4.62) 



78 

Costo Marginal Nivel 69 kV

0

20

40

60

80

100

120

Am
b69

Cho69
Dos

Ce6
9

Em
Sal69
Ibar6

9
Loja

69
Man

ta
69

Mula
69

Pas
c6

9
Port

o69
Que

ve
69

Salit6
9

SDom
69

Trin
69

Isn
C69

Ecoe
69

Loja69
G

Nodo

C
o

st
o

($
/M

W
)

Costo Marginal

 

Caso Base Fig. (4.63) 

PERDIDAS

50

51

52

53

54

55

56

57

58

1

TOTAL

P
ot

en
ci

a 
(M

W
)

Perdidas con FO
Perdidas con FN

 

Caso Base Fig. (4.66) 

 

Costo Marginal Nivel 69 kV

0

20

40

60

80

100

120

Am
b69

Cho69
Dos

Ce69
Em

Sal69
Ibar6

9
Loja

69
Man

ta
69

Mula
69

Pas
c6

9
Port

o69
Queve

69
Salit6

9
SDom

69
Trin

69
Isn

C69
Ecoe

69
Loja69

G

Nodo

C
os

to
($

/M
W

)

Costo Marginal

 

Caso Uno Fig. (4.64) 

PERDIDAS

53

54

55

56

57

58

59

60

61

1

TOTAL

P
o

te
nc

ia
 (

M
W

)

Perdidas con FO
Perdidas con FN

 

Caso Uno Fig. (4.67) 

 

Costo Marginal Nivel 69 kV

0

20

40

60

80

100

120

Am
b69

Cho69
Dos

Ce6
9

Em
Sal69
Ibar6

9
Loja

69
Man

ta
69

Mula
69

Pas
c6

9
Port

o69
Que

ve
69

Salit6
9

SDom
69

Trin
69

Isn
C69

Ecoe
69

Loja69
G

Nodo

C
o

st
o

($
/M

W
)

Costo Marginal

 

Caso Dos Fig. (4.65) 

PERDIDAS

48

49

50

51

52

53

54

55

56

1

TOTAL

P
ot

en
ci

a 
(M

W
)

Perdidas con FO
Perdidas con FN

 

Caso Dos Fig. (4.68) 



79 

Costo Total

73400

73600

73800

74000

74200

74400

74600

74800

75000

1

TOTAL

C
os

to
($

)

Costo con FO Costo con FN

 

Caso Base Fig. (4.69) 

 

 

 

Costo Total

65200

65300

65400

65500

65600

65700

65800

65900

66000

66100

66200

1

TOTAL

C
o

st
o

($
)

Costo con FO Costo con FN

 

Caso Uno Fig. (4.70) 

 

 

 

Costo Total

76600

76800

77000

77200

77400

77600

77800

78000

78200

78400

78600

1

TOTAL

C
o

st
o

($
)

Costo con FO Costo con FN

 

Caso Dos Fig. (4.71) 

 

 

 

 

 



80 

La figura 4.72 muestra la cantidad de combustible consumida para los casos 

presentados y también se encuentra incluido el consumo que el CENACE obtuvo 

para el día de análisis, se observa que hay una clara diferencia en el consumo de 

residuo y diesel entre los casos antes mencionados. 

Mientras que en la figura 4.73 se muestra que existe una cierta reducción de 

pérdidas al realizar el flujo optimo de potencia en comparación del flujo de potencia 
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5. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

 

• Se estableció una metodología sistemática para la programación de corto 

plazo de Unidades térmicas, considerando restricciones para el consumo de 

combustible y la cuota energética para las centrales tanto de Pucara como 

Paute.  

 

• Se resolvió dos problemas para la programación de corto plazo, el primero es 

la selección de unidades con restricciones de combustible utilizando 

programación lineal - entera – mixta y el segundo es el problema del Flujo 

Optimo con restricciones de balance de potencia, este último se resuelve por 

medio de la programación no lineal. 

 

• Al reducir la cantidad de diesel (activar la restricción de combustible) y 

aumentar la cuota energética dentro del problema de la selección de 

unidades, la función objetivo que es el costo total, se reduce 

considerablemente con respecto a los demás casos de estudio ya que el 

despacho de las unidades del parque generador térmico es sustituido por el 

despacho de las unidades hidráulicas en este caso por unidades de la central 

Paute.  

 

• Al dejar relajada la restricción de combustible y reducir la cuota energética de 

la central Paute, se produjo un incremento de consumo de combustible diesel, 

esto indica un aumento de las unidades despachadas del parque generador 

térmico, el aumento del consumo del combustible implica tácitamente una 

subida en el costo total del sistema y también en el costo nodal de cada una 

de las barras. 

 

• Los niveles de voltaje suben sustancialmente al realizar el flujo optimo en 

comparación con el flujo normal, dicha variación se debe a, la redistribución 

de potencia reactiva que a su vez produce la disminución de las pérdidas de 

potencia activa del sistema. 
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• Se estableció indicadores para el análisis del unit commitment y del flujo 

óptimo, dichos indicadores fueron costos nodales en cada una de las barras 

del sistema, niveles de voltajes, pérdidas totales, costo total del sistema, 

niveles de generación de potencia, los mismos que indican las acciones de 

control a tomar dentro del despacho para conseguir el objetivo deseado. 

 

• El efecto de la optimización de un sistema hidro-térmico es lograr el 

cubrimiento de la demanda con una combinación de los recursos de 

generación disponibles de tal modo que la potencia requerida a la generación 

térmica sea la mínima posible.  

 

• La utilización del FOP (flujo óptimo de potencia) en el presente estudio cubre 

los requerimientos de considerar las pérdidas del sistema y estudios 

posteriores podrían introducir dentro del análisis la capacidad de trasporte de 

la red. 

 

• Las restricciones que se han propuesto para problema de selección de 

unidades y flujo óptimo no necesariamente son las únicas, en el supuesto 

caso de agregar más restricciones a los problemas, se lo puede hacer 

variando el código fuente del archivo que usa el optimizador para la solución 

de los problemas antes mencionados. 

 

• Se recomienda leer detenidamente el manual que se encuentra el anexo 4, el 

mismo que explica como usar la macro para realizar sistemáticamente los 

pasos necesarios que permiten obtener los archivos para realizar el flujo 

optimo de potencia y desplegar indicadores que ayudan a la toma de 

acciones dentro del despacho. 
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7. ANEXOS 

ANEXO 1 

Gráficos de la selección de unidades tomando una cuota energética normal 

establecida por políticas de operación y un stock de combustible (diesel) suficiente 

para que no exista la respectiva restricción. Considerando la selección de unidades 

antes mencionada se realiza el flujo óptimo, obteniendo los siguientes gráficos  

relevantes como niveles de voltaje, costos, perdidas y los verdaderos valores de 

generación de potencia activa y reactiva para la demanda mínima, media y punta.    

SELECCION DE UNIDADES CASO BASE

0

20

40

60

80

100

120

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25

TIEMPO (h)

P
O

T
E

N
C

IA
 (

M
W

)

VASAN_1 GZEV_TV2

GZEV_TV3 TGuay1

TGuay2 TGuay3

TGuay4 MONAY 4

MONAY 6 ROSA_TG1

ROSA_TG2 ROSA_TG3

GASAN_U1 GASAN_U2

GASAN_U3 GASAN_U5

GASAN_U6 ATINA_U2

GAS_PAS EQUIL_U1

EQUIL_U3 EQUIL_U4

EQUIL_U2 VICTORIA

 

 

U.C (Unidades de Vapor)

0

20

40

60

80

100

120

140

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25

Tiempo(h)

P
ot

en
ci

a(
M

W
)

VASAN_1 GZEV_TV2

GZEV_TV3 CTESMER

 



85 

U.C (unidades Fuel Oil)
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U.C. (unidades de Diesel)
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 DEMANDA MINIMA 
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ANEXO 2 
 
Gráficos de la selección de unidades tomando una cuota energética normal 

establecida por políticas de operación y un stock de combustible (diesel) 

insuficiente para activar la respectiva restricción. Considerando el despacho de 

las unidades seleccionadas y resolviendo el flujo óptimo, se obtiene los 

siguientes gráficos  relevantes de forma similar que el anexo 1.  
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ANEXO 3 
 
Gráficos de la selección de unidades tomando una cuota energética menor a la 

estimada por las políticas de operación  y un stock de combustible (diesel) suficiente 

para que no exista la respectiva restricción. Los gráficos  a continuación también 

muestra los resultados del flujo óptimo como niveles de voltaje, costos, perdidas y 

los verdaderos valores de generación de potencia activa y reactiva para la demanda 

mínima, media y punta.    
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ANEXO 4 

 

MANUAL DE USO PARA USO DE LA MACRO DE FLUJO ÓPTIMO Y 

SELECCIÓN DE UNIDADES 

 

1. El archivo  Unit.xls  que se encuentra en la dirección C:\MACRO, es el archivo 

que sirve como base de datos de las características técnicas, el costo 

operativo, el costo de arranque y el rendimiento de las unidades de 

generación térmica indistintamente del tipo de combustible (hoja 1 y hoja 2 ) 

figura 4.1 y figura 4.2,  en la “hoja 4 ” del mismo archivo de Excel, se ubica la 

demanda del sistema, dicha demanda no considera el parque generador 

hídrico ni la interconexión con Colombia, se encuentra incluida también la 

potencia máxima hora a hora de la central Paute, la misma que es calculada 

en función de la reserva secundaria de frecuencia fig. 4.3 y para finalizar en la  

hoja 3  se encuentran las indisponibilidades de la unidades generadoras del 

parque térmico figura 4.4.      

 

Fig. 4.1 
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Fig. 4.2 

 

Fig. 4.3 
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Fig. 4.4 

2.  Una vez depurado el archivo Unit.xls, se procede a utilizar el optimizador 

GAMS, el archivo UNITH.gms que se encuentra en C:\MACRO contiene el 

código fuente para la solución del problema de selección de unidades, dicho 

archivo es ejecutable desde el optimizador (figura 4.5). Una vez obtenida la 

solución correspondiente al problema mencionado, los resultados son 

almacenados en el archivo UNITC.xls  “hoja Unit ”.en la carpeta  C:\MACRO 

(figura 4.6). 

 

Fig. 4.5 
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Fig. 4.6 

3. En este paso se abre el archivo MACRO FLUJO OPTIMO.xls (hoja Titulo) 

que se encuentra en C:\MACRO, en esta hoja se encuentran las diferentes 

macros para realizar la adquisición de datos, realizar archivos 

correspondientes para el flujo optimo de potencia para las demandas mínima, 

media y máxima y la realización de graficas. Como primer punto se adquieren 

los datos mediante el Icono llamado “Adquisición de Datos ” este icono 

permite introducir las unidades generadoras hidráulicas con potencia 

constante para cada una de las demandas, al igual que los datos referentes a 

toda la red de sistema interconectado. Una vez adquiridos los datos 

procedemos al segundo punto que es escoger el tipo de de demanda en la 

cual se va a realizar el flujo optimo de potencia, para esto hay tres opciones 

que se muestran bajo tres iconos correspondientes llamados “Demanda 

Mínima, Demanda Media y Demanda Máxima ”, una vez seleccionada la 

demanda el tercer punto es crear archivos planos mediante el icono “Fuente” ,  

(figura 4.7).  
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Fig. 4.7 

4. Los archivos planos son leídos por un programa llamado Flujo.for  el mismo 

que es ejecutable por visual FORTRAN (figura 4.8), los archivos planos de 

entrada de datos son: “Fludat03., Espec, Pacmax,  Polinom ” y sirven para 

realizar una corrida de flujo de acuerdo a la demanda seleccionada, los 

resultados que se obtienen sirven como datos de inicialización para la 

realización del flujo optimo de potencia, los archivos de salida que se obtiene 

son: “FLUSAL03, CONTROL1, Precios1  VIOLA03 ” estos archivos se 

encuentran en C:\MACRO\datos y resultados (figura 4.9)  

 

Fig. 4.8 
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4.9 

5. Una vez obtenidos los resultados del flujo de potencia, volvemos al archivo 

MACRO FLUJO OPTIMO.xls, mediante el icono llamado “Fuente GAMS ” el 

mismo que crea el archivo Flujo.xls dentro de C:\MACRO, dicho archivo 

contiene los datos de la red para la demanda escogida, al igual que los 

generadores despachados. (figura 4.10-4.11). 

 

Fig. 4.10 
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Fig. 4.11 

6.  Una vez creado este archivo Flujo.xls, se procede a realizar el flujo optimo de 

potencia mediante el optimizador utilizando el código fuente contenido en el 

archivo Flujo Optimo.gms que se encuentra en C:\MACRO (figura 4.12), los 

resultados obtenidos del flujo de potencia son exportados a los archivos 

FODMIN.xls, FODMED.xls y FODMAX.xls  en la carpeta C:\MACRO de 

acuerdo a las demandas mínima, media y máxima correspondientemente, 

esto se logra por medio de la aplicación de GAMS llamada GDXVIEWER 

(figura 4.13). 

 

Fig. 4.12 
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Fig. 4.13 

7. Una vez exportados los datos, retornamos al archivo MACRO FLUJO 

OPTIMO.xls,  y realizamos las graficas correspondientes de acuerdo a la 

demanda seleccionada como para esto existen tres iconos llamados “Graf 

Demanda Min, Graf Demanda Media, Graf Demanda Max” (figura 4.14), 

obteniendo así en las graficas correspondientes. (figura 4.15) 

 

Fig.4.14 
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Fig. 4.15 

 

 NOTAS DE INSTALACIÓN: 

 

• Una vez Instalado el optimizador GAMS, los archivos gdxviewer.exe, 

gdxviewer.ini, Gdxxrw.exe, Xls2gms.exe y Gdxio.dll,  que se encuentran 

dentro de C:\MACRO\Gamsdir, deben ser copiados y trasladados a 

C:\Archivos de programa\GAMS20.7. 

 

Notas de variación dentro de la base de datos. 

 

• La reducción de las unidades térmicas indisponibles, produce una ampliación 

de la base de datos que permite hallar la solución del problema de selección 

de unidades, por lo tanto se recomienda colocar de manera correcta las 

nuevas unidades disponibles en función del tipo de combustible dentro de la 

base de datos (Unit.xls)  y colocar dicho aumento dentro del código fuente en 

el archivo UNITH.gms  GAMS los campos a cambiar se muestra en la figura 

4.16. 
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Fig. 4.16 

 

• Para la solución del flujo optimo se ocupa una nueva base de datos (Flujo.xls) 

la misma que cambia el número de generadores de acuerdo al tipo de 

demanda que se este analizando, por lo cual se recomienda colocar dicho 

número de unidades de generación dentro del código fuente en el optimizador  

que permite resolver el problema mencionado dicho código se encuentra en el 

archivo Flujo Optimo.gms,  además podemos variar el numero de nodos, 

transformadores. En las figuras 4.17 a,b,c,d se muestran que campos a 

cambiar en función de las variaciones antes mencionadas 
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Fig 4.17 a 

 

Fig. 4.17 b 
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Fig. 4.17 c 

• Se recomienda tener un conocimiento previo de la programación lineal entera 

mixta, no lineal y sus métodos de solución, para corroborar los resultados 

obtenidos. 
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