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OPTIMIZACION DE TARIFAS DE LA ENERGIA
ELECTRICA PARA UNA RESPUESTA A LA DEMANDA POR
MEDIO DE PROGRAMACION LINEAL

Resumen

En este documento se desarrolla un
modelo de optimizacion de tarifas, para la
respuesta a la demanda analizando los
costos generados por cada etapa para la
entrega de energia a los consumidores
finales, priorizando la recuperacion de
Ccostos asociados al sistema,
transfiriéndolos a los clientes por medio
de tarifas con el sistema de respuesta a la
demanda “real time pricing”, apoyado en
modelos ARIMA, se estimara la posible
demanda que tendra el sistema durante el
siguiente dia, con esta demanda se realiza
un despacho econémico considerando los

costos por generacion, trasmision,
distribucion, comercializacion,
confiabilidad y pérdidas; siendo la

finalidad el calculo de tarifas éptimas a
ser aplicadas a diferentes clientes de
distintos estratos. Estas tarifas seran
calculadas  diariamente y  varian
dependiendo el comportamiento del
consumo de los clientes en dias anteriores
y los datos historicos del sistema,
fomentando el cambio en consumo
eléctrico para beneficio de los clientes y
del sistema.

Palabras Claves: Respuesta a la demanda,
tarifas eléctricas, reduccién de costos,
series de tiempo, modelo ARIMA

Abstract

This paper develops a tariff optimization
model for demand response by analyzing
all costs generated by each stage for
delivery energy to final consumers,
prioritizing the recovery of all costs
associated with the system, transferring it
to customers by rates for demand response
system '"real time pricing”, ARIMA
models are used to estimate the possible
demand that the system will have during
the next day, with this demand an
economic dispatch is made considering
the costs for generation, transmission,
distribution, commercialization, reliability
and losses, optimal rates to be applied to
different customers of different zones, is
the purpose, these rates will be calculated
daily and vary depending on the behavior
of customer consumption in previous days
and the historical data of the system,
encouraging the change in electricity
consumption for the benefit of customers
and the system.

Keywords: Demand response, electric
rates, cost reduction, time series, ARIMA
model.



1. Introduccion
El costo de la energia eléctrica y su
variacion a través del tiempo es tan
cambiante como la demanda misma.
Puede verse afectado por mdltiples
factores; economia, patrones de
comportamiento de una familia,
cantidad de ocupantes dentro de un
inmueble, clima, entre otros, lo que
podrian aumentar o disminuir la
cantidad de energia requerida [1].
Mientras mayor sea la demanda
energética, mayor sera el costo
marginal, por el ingreso de generadores
con costos de produccion elevados,
para abastecer la demanda [1], [2].
El suministro de energia al mejor
precio para los productores vy
consumidores es un objetivo claro,
haciendo que las dos partes se vean
beneficiadas. La libre competencia y
participacion del sector privado, en
generacion, da cabida a nuevas
tecnologias o tecnologias ya existentes,
a menores costos obligando a mejorar
el desempefio de todos los involucrados
en la generacion eléctrica [3], [4]. El
ingreso de generadores eléctricos
renovables dentro del sistema
disminuyen el costo de la energia, al no
consumir combustibles fésiles para
produccion de la misma, ademas de los
costos por combustibles de las
centrales térmicas, también existe un
costo extra por los perjuicios que
causan a la atmosfera al generar gases
de efecto invernadero , la disminucién
del uso de centrales térmicas es
fundamental para  disminuir la
contaminacion en el planeta siendo esto
de interés para todos [2], [5], [6]. Por
otro lado a pesar de la reduccion en
costos y beneficios ecoldgicos, la
conexion de energias renovables, solar
y edlica, crea un gran problema dentro
del sistema eléctrico, afectando el
desempefio del mismo, por la dificultad
que presenta el anticipar los cambios en
cantidad de radiacion y viento[6]-[9].

La respuesta a la demanda (RD) da
como resultado el cambio en el
comportamiento de consumo eléctrico
por parte de los consumidores, gracias
a estructuras tarifarias o pago de
incentivos, da como resultado un
sistema mas confiable y reservas en
generacion aumentadas disminuyendo
los problemas que podrian generar las
energias renovables antes mencionadas
[6], [10], [11]. La RD puede
clasificarse en dos tipos, basados en
incentivos y basados en precios [12],
[13]. En los basados en incentivos
podemos nombrar los siguientes:
Interrumpibles, son aquellos clientes
que realizan RD recibiendo un
incentivo  econdmico inicial o
reduccion en sus tarifas mensuales;
previamente se comunica a los
abonados que deberan disminuir su
consumo a valores fijados previamente,
de no cumplir se podra imponer multas
dependiendo el tipo de contrato que se
haya firmado con la empresa
prestadora del servicio [12], [13].
Control  directo, desconecta los
aparatos eléctricos de los abonados que
hayan accedido a prestar este servicio
en cuanto se requiere, los equipos
principales a controlar son aires
acondicionados, calefaccion y
calentadores de agua [12], [14].
Licitacion por demanda o recompra,
realiza ofertas de parte de los clientes
sobre cantidad de carga que puede ser
desconectada en horas pico, tomando
en cuenta la demanda que podria tener
el sistema al siguiente dia, puede ser
considerado el programa de respuesta a
la demanda mas eficiente para realizar
un aplanamiento de la curva de
demanda [12], [15], [16]. Respuesta
por emergencia, es la ultima linea de
defensa antes de ocurrir un colapso
total de la red, generalmente causado
por eventos climaticos, se propone
tener clientes preparados a separar su
carga del sistema, especialmente
edificios y centros de datos, los cuales



podrian  abastecerse de manera
autonoma hasta resolver la emergencia,
los abonados tendran una
compensacion economica al realizar
este tipo de RD [12], [13], [15].
Capacidad de mercado, los clientes
dispuestos a realizar esta RD, reduciran
una cantidad de carga pre-especificada
por contingencias del sistema, los
participantes reciben informacion de
como desea que actle su carga, con un
dia de anticipacion, de no responder
serian sancionados segun lo estipule el
contrato firmado previamente [12].
Mercado de servicios auxiliares,
permite a los clientes una participacion
activa dentro del mercado, enviando
sus propuestas de reduccién de carga
para ser utilizada como reserva dentro
de la operacién, de ser aceptadas las
ofertas, los clientes son remunerados
por estar en espera a ser desconectados
[12]. Los programas de respuesta a la
demanda basados en precios variaran
con respecto al tiempo y costo de la
electricidad, la principal caracteristica
de estos es pasar carga de horas pico a
horas valle, alterando asi la curva de
demanda [12], [17]. Time of use
(TOU), puede cambiar el
comportamiento de consumo de los
abonados, el cambio dependera de la
cantidad de periodos de tiempo que se
desee incluir, cada periodo tendrd una
tarifa por energia diferente, las tarifas
de cada periodo seran proporcionales al
costo en el mercado mayorista [17].
Precio en pico critico, el principio de
funcionamiento de este método es la
introduccion de muy altos precios
durante horarios especificos, los
clientes serdn informados de estos
cambios para que puedan responder
dependiendo sus necesidades, la
intencion es que reduzcan su consumo
eléctrico a estas horas, esperando que
un exceso de carga no ingrese en horas
pico y al contrario sea conectada
durante horas con consumos medios 0
bajos [18]. Dia extremo CPP, se fijan

precios en dias donde el abastecimiento
a la demanda no se podra completar y
se necesitara que salga carga del
sistema, son precios extremadamente
altos por contingencias los cuales seran
por un numero de dias limitados, hasta
resolver el problema de abastecimiento
[12], [13]. Precio por dia extremo,
mantiene un precio extremadamente
alto durante las 24 horas del dia, solo
por un dia [12]. Real time pricing
(RTP), es un sistema en el cual el
consumidor tiene hora a hora un precio
proporcionado por el distribuidor,
informado un dia antes, se afirma que
este método ayuda a los consumidores
a reducir el precio en sus facturas,
ademas de crear mercados de
electricidad competitivos [12], [13].
Con el uso de sistemas como TOU o
RTP el precio de la energia eléctrica
que cada cliente deberd pagar sera
proporcional al tiempo especifico que
se realice el consumo, en horas pico
tendra un precio superior, directamente
proporcional con la cantidad de
demanda en dicho momento y el tipo de
centrales que abastezcan la misma,
mientras que el precio serd& menor
cuando el consumidor solicite energia
en horas de bajo consumo energético,
ya que esta demanda podria ser
abastecida por las centrales con bajo
costo de produccion [1], [19], [20].

El disefiar un nuevo sistema tarifario
para los clientes, representa un analisis
total de los costos asociados los cuales
se deben cobrar y bajo qué
circunstancias hacerlo, TOU es
predecible y brinda estabilidad para
crear tarifas considerando aspectos
importantes como época del afio, horas
del dia y demanda de dias similares
anteriores, aunque obliga a que los
precios sean fijados ex ante durante
dias, semanas o meses [12], [21]. Por
otro lado RTP brinda las mismas
caracteristicas que TOU vy tiene una
ventaja considerable, cambia los
precios por horas, estos son calculados



y conocidos solo un dia antes para el
dia siguiente brindando una mayor
exactitud [12], [13], [20].

La motivacion para aplicar cualquiera
de los dos métodos sea TOU o RTP es
que la mayoria de consumidores se
disponen a disminuir su demanda en
horas pico cambiando su
comportamiento o trasladando sus
consumos a horas en las cuales los
costos serian menores [20], [22]-[24].
Los clientes con mayor consumo
eléctrico, podran ser los que
mayormente realicen desplazamiento
de carga a horas con baja demanda o
disminuyan su consumo eléctrico,
dependiendo su tipo de flexibilidad y
adaptandose a los precios establecidos
por el sistema, mientras que los clientes
con bajos consumos aportardn poco o
nada a la respuesta a la demanda,
debido a que sus cargas no son
representativas dentro del sistema [22].
Los clientes flexibles, son aquellos
dispuestos a cambiar su demanda,
adelantando o atrasando su consumo a
horas en las cuales los precios sean
menores, esto hace que el pico de
demanda se vea  disminuido,
reubicando la carga en diferentes
puntos del dia, especialmente en horas
valle, por otro lado los clientes
inflexibles, son aquellos que no
cambian su consumo o lo varian de
marea muy pequefia, pudiendo incluso
afectar la  demanda  maxima,
aumentando el consumo energético en
horas pico, por ultimo los clientes
optimizadores, son aquellos que tratan
de disminuir la cantidad de dinero que
pagan por energia, en este caso se
exagera el como acttan ante estimulos
econémicos, conectando su carga solo
en horas de precios bajos [25]. Se debe
considerar que dentro de los
consumidores conectados a una red van
a existir los tres tipos de clientes,
siendo superior la cantidad de
consumidores flexibles [26]-[28].

RD ademas de favorecer a la red
eléctrica ganando estabilidad, da la
opcién a los proveedores del servicio,
de considerar los costos totales por
produccidn de energia y cargarlos a los
clientes, los cuales pueden verse
beneficiados por la disminucion del
cargo monetario en facturas por
cambiar sus habitos de consumo
aprovechando las horas con tarifas
bajas [2], [19], [29]. La aplicacion de
precios variables basados en tiempo es
atil en mercados con grandes picos en
determinadas horas, y cargas bajas en
otras, esto podria brindar hasta un 10%
de reduccion en el costo de la energia
tanto para los proveedores como los
consumidores [19], [30].

Para el uso de sistemas como TOU o
RTP, se debe considerar que la
infraestructura de medicion para tarifas
fijas aplicada en la mayoria de sistemas
de la actualidad, no es atil al momento
de implementar tarifas variables, esto
supone el ingreso de medicién
inteligente para mantener un control
riguroso de la demanda, su
comportamiento e incluso presentar a
los clientes las tarifas por horas o para
el dia siguiente [3], [12], [19]

Al realizar el célculo del costo de la
energia eléctrica, se deben considerar
todos los gastos que pudieran afectar
directa o indirectamente al sistema [2],
[31]. Empezando por la generacion de
energia, donde se debe pensar en costos
fijos elevados, por la inversion que
representa el instalar la infraestructura
tecnoldgica, la amortizacion de la
inversion, costos de  operacion,
mantenimiento y de ser el caso, costos
por combustibles; siguiendo con la
transmision, donde mientras mayor sea
la capacidad el costo de inversion sera
superior. Tomando en cuenta lo
anterior los sistemas de transmision
dentro de los mercados eléctricos son
considerados monopolios naturales por
sus  caracteristicas,  costos  de
infraestructura elevados y costos



marginales bajos, el costo por cada kW
trasmitido es inversamente
proporcional al costo de inversion para
el sistema de transmision [2], [32]-[34]
Ademéas los costos asociados a la
distribucion que son: inversion para
infraestructura, mantenimiento,
operacion de la red de distribucion y
anualmente se debe considerar un valor
de reemplazo, para poder adaptar las
instalaciones a la demanda [35]. Dentro
de los costos por comercializacion, se
consideran: los gastos por inversiones
de infraestructura, salarios y todos los
gastos relacionados al servicio al
cliente. Son conocidos también como
valor agregado de distribucion VAD
[35], [36]. Costos por pérdidas, surgen
del extravio energético técnico y no
técnico, costo por racionamiento o
energia no suministrada (ENS). Se da
por no poder abastecer a la demanda,
costo de servicio disponible, que se
paga a los generadores por tener su
planta lista para despachar energia v,
por ultimo, costos por capacidad y
confiabilidad.

El crear un sistema con gran capacidad
de  generacion, transmision y
distribucion hace que se necesite una
inversion mayor, aumentando los
costos en infraestructura y el interés
que se tuviese que pagar al capital, todo
esto influenciando en la confiabilidad
del sistema, pues mientras mayor sea la
inversion mayor sera la confiabilidad.
Estos costos van sumando entre cada
etapa, desde la generacién hasta la
distribucion, y deben ser considerados
todos ellos para la aplicacion de las
tarifas y recuperacion de los gastos [2].
Para crear una aproximaciéon de la
demanda del dia que se desee calcular
las tarifas, los modelos ARIMA son
bastante precisos al analizar series de
tiempo, teniendo datos historicos con
una cantidad considerable de
mediciones [37]-[39].

Dentro de otros estudios, se desarrolla
un modelo de optimizacion de tarifas

residenciales cuando existe un
desplazamiento de carga por RD [1]. Se
crea un sistema donde se presentan
costos especificos a diferentes tipos de
cargas flexibles sin afectar a cargas
inflexibles, dando como resultado que
los clientes sin cargas flexibles no se
vean afectados por los cambios
tarifarios [40]. Se plantea una
programacion lineal iterativa basada en
formular problemas de optimizacion,
minimizando la cantidad de energia
consumida por los abonados ajustando
el precio de la electricidad,
garantizando una ganancia a las
empresas [22]. En sistemas eléctricos
de potencia se utiliza ARIMA para
estimar la demanda [37], [38]. Sistemas
auto regresivos se han usado para
predecir los precios semanales en el
sistema noruego [39].

El presente trabajo analiza los costos
asociados al consumo eléctrico para
realizar el calculo de la 6ptima tarifa de
la energia eléctrica a ser aplicada para
RD, considerando los costos por
generacion, trasmision, distribucion,
comercializacion, confiabilidad,
capacidad y pérdidas. Se utiliza el
sistema RTP para dar al usuario
noventa y seis tarifas diferentes durante
el dia [41], [42].

Basados en datos historicos de
consumos eléctricos de dias similares
al que se desee calcular las tarifas, se
realizara una estimacion de la demanda
mediante modelos ARIMA, buscando
los costos mas bajos de cada etapa para
abastecer la demanda estimada. Las
tarifas seran calculadas cada quince
minutos por la suma de los costos por
KW de cada etapa. El célculo de las
tarifas beneficiara al usuario final,
disminuyendo sus pagos por consumos
al trasferir sus cargas a horas con tarifas
bajas y a las empresas involucradas,
recuperando los costos totales de sus
servicios.

El presente trabajo se estructura de la
siguiente  manera: la seccion 2



desarrolla el marco teorico; la seccién
3 detalla el modelo matemético y el
algoritmo utilizado para obtener los
resultados a discutirse en la seccion 4,
por ultimo en la seccion 5 se presenta
las conclusiones que arrojo el caso de
estudio.

Generacion Transmision Facturacién

$
= 2
D\smbucwon - .
Comercializacion
NN -
bbb 'f’ ﬁ *

Figura 1. Variacion dinamica de tarifas
eléctricas

2. Marco teorico

Por lo general una funcién de costos
puede ser descrita por una relacion entre
insumos, productos y otros factores que
pudieran afectar al sistema, alcanzando a
ser expresada con la ecuacion (1).

C=f(Y,P,0)+e )

Donde:

C: Costo total de la funcion de gastos de
operacion més el costo del capital.

Y: Vector de gastos totales.

P: Vector de los precios por insumos.

0: Vector de otros factores los cuales
podrian afectar el costo.

e: Errores probables en los factores.

La ecuacion (1) describe el costo
considerando la hipétesis de
minimizacion de costos, se consideran
vectores los téerminos Y, P, 0, ya que los
valores podrian variar en el tiempo,
alterando el costo total de la funcion en
cada momento. Con (1) y ayudada por
una estimacion de la demanda hecha por
modelos ARIMA, se puede entregar una
tarifa eléctrica en la cual estén
considerados todos los aspectos de la
misma [2].

2.1. Modelo ARIMA
El modelo ARIMA analiza series
temporales tomando en cuenta las
correlaciones que existen entre los datos
de una determinada muestra.

( Inicio

Serie temporal
(datos)

Transformacion de
la serie

v i)

No

A

Es estacionaria la
serie?

Seleccion de d,Dy A

A 4

A

y Si

Determinacion de p,
a,PyQ

v

Estimacion de los
parametros del
modelo

v

Es el modelo No
adecuado? A

Y Si

Obtencidn de las
predicciones

v

Evaluacidn de la prediccién. No
Predice el modelo de forma
satisfactoria?

vy
( Fin

Figura 2. Flujograma modelos ARIMA

Este modelo estima el futuro por medio
de datos pasados, a diferencia de otros
que lo  hacen por variables
independientes.

ARIMA, es calificado como uno de los
métodos mas flexibles para anélisis de
series de Tiempo, al trabajar con pautas
de datos variadas, que pueden ser Auto-
Regresivas (AR), de media movil (MA)
0 la combinacion de ambas auto
regresivas de media movil (ARMA)
simples y estacionarias [43],[44].



Los modelos ARIMA pueden ser
representados como se muestra en (3) y
siguiendo el patron mostrado en el
flujograma de la figura 2 se llega a una
estimacion correcta [45],[46].

(1-¢:B—¢,B2 - ()
— ¢,B?)(1 — B)4X,

= (1—v,B — ¢,B?

el — ¢qu)at

2.2. Mercados eléctricos

Los mercados eléctricos son sistemas
para compra y venta de energia por
medio de ofertas a corto plazo, por lo
general se pacta los pagos con contratos
en los cuales las dos partes se
comprometen a intercambiar una serie de
cantidades monetarias en fechas futuras,
en caso de realizar operaciones de
compra o venta a largo plazo, se realizan
contratos como transacciones bilaterales
privadas. Los precios por energia son
fijados con los principios de oferta y
demanda, como cualquier otro producto.
Al momento en diversas partes del
mundo existen diferentes estructuras de
mercados eléctricos los mas aplicados
son, tipo pool, por bolsa de energia o por
contratos  Dbilaterales fisicos, estos
ayudan a generar competencia dentro del
sistema para mantenerlo en Optimo
funcionamiento [47], [48].

2.3. Mercado tipo Pool
Este modelo hace que las empresas y los
consumidores no establezcan relaciones
directas entre si, las compras y ventas
son llevadas a cabo por un operador de
mercado (OM) el cual realiza una
optimizacion de los costos del sistema,
para ello las empresas y los
consumidores entregan ofertas o curvas
de costos al OM. Una vez conseguida la
optimizacion se plantea una estrategia
para hacerlo y se lo entrega al operador
del sistema (OS), quien se asegura que
sea técnicamente factible hacer lo que
expone el OM. Si el plan del OM
requiere hacer cambios el OS realizara

los cambios necesarios al plan de
operacion y establece los servicios
auxiliares que sean necesarios. Todo esto
tiene fechas y horarios los cuales los
participantes estan obligados a cumplir
[471-[50].

2.4. Bolsa de energia

El sistema de Bolsa de energia (BE) es
una especie de regulador que recibe
ofertas por compra y venta de energia y
las enlaza entre si. El sistema BE puede
ser integrado con diferentes estructuras
de mercado, y también puede ser
considerada dentro del sistema tipo Pool
realizando las funciones de OM con
caracteristicas bien definidas como se
expresa a continuacion [47], [49], [51].
La energia que comercializa una BE es
estandarizada, esto permite que el
proceso de ofertas sea mas sencillo y el
calculo del precio de mercado también,
las BE no estan obligadas a participar en
una transaccion en el sistema si lo
consideran prudente, tampoco toman en
cuenta aspectos técnicos relevantes
como capacidad, congestion o servicios
complementarios, ademas no decide el
despacho de las centrales de generacion,
las BE se enfocan en comercializar la
energia, mas no en mantener una
operaciéon economica y segura del
sistema, esto hace que sea necesario
mantener un OS para mantener una
correcta operacion del sistema.

2.5. Contratos bilaterales fisicos
Los mercados basados en contratos
bilaterales fisicos dan la posibilidad a los
consumidores y los suministradores a
establecer  relaciones  comerciales
directas basadas en intercambios rectos
entre los participantes del mercado.

Este método se caracteriza por la
relacion directa entre el despacho y la
carga. Por los  contratos de
abastecimiento de energia la empresa
que suministra el servicio se
compromete a mantener una potencia
especificada hacia el sistema en su plan
de operacion, por otra parte las cargas



administradas por el consumidor deben
ser orientadas a consumir la potencia en
el plan de operacion del suministrador.
Las funciones del OS y el OM se hacen
de forma simultdnea y es realizado
generalmente por una sola entidad
encargada de los dos operadores. Es asi
que en base a criterios técnicos de
seguridad y confiabilidad el operador del
sistema determina la viabilidad del
contrato y los servicios de red requeridos
para que se realice la transaccion pactada
[47].

2.6. Despacho econémico

El realizar un despacho econémico tiene
por finalidad minimizar el costo por cada
kW de energia producida, abasteciendo
la demanda. Esto se logra analizando los
costos fijos y variables de cada central
eléctrica, utilizando siempre las mas
econémicas como base (primeras en
despachar energia) y continuando con las
de mayores precios hasta abastecer la
demanda [52]. Al existir varios tipos de
tecnologias de generacién eléctrica se
crea dos tipos de despachos: el
preferencial y el despacho econémico,
fomentando asi el crecimiento en
generaciéon 'y creando generadores
econdmicos [53]. Las tecnologias que
ingresan a despacho preferente son las
energias renovables no convencionales
como solar y e6lica, que no dispongan de
almacenamiento con baterias, estas
tienen contratos para ser despachadas
con la potencia que estén generando a
cada instante, se paga un costo fijo en
délares por cada kilovatio ($/kW)
producido y despachado [53]-[55].

Las tecnologias que no ingresan en el
despacho preferencial deben competir
dentro del despacho econdémico para
poder vender su energia. Para conocer
cual es el despacho econdémico es
imperativo tener conocimiento de cual es
el costo de produccion ($/h) por cada
unidad de potencia (MW), este analisis
de costos puede ser lineal cuadratico o
discreto, dependiendo la tecnologia de la

central de generacion y generalmente es
expresada en forma de una relacion
cuadratica como se muestra en la
ecuacion (4) [53]-[55].

a.
Ci:?l*Piz‘Fbi*Pi‘l‘Ci (4)

Donde:

C;: Costo de generador i en [$/h].

P;: Potencia producida por el generador i
en el momento.

a;, b;, c;: Constantes caracteristicas de
cada generador i.

La derivada de la ecuacién (4) con
respecto a la potencia nos entrega la
funcion del costo unitario por cada
kilovatio hora ($/kWh), esta es conocida
como funcion de costo incremental (4;)
que representa el costo marginal de
producir un kW [54], [53].

dA,;
/11' = 9! =a;x* Pgi + bi (5)

dP,;

La ecuacion (4) y (5) ayudan a resolver
el problema para una sola central de
generacién pero se debe considerar que
dentro del despacho econémico ingresan
varias centrales a participar y cada una
de ellas tendra su costo marginal y costo
por cada unidad de potencia,
dependiendo el tipo de tecnologia
utilizada para generar energia.

El  planteamiento  del  despacho
econdmico considera que Si un
generador (G1), entrega una determinada
cantidad de kW a un costo (4,) y otro
generador (G2) entrega otra cantidad de
kW a un costo (4,), sabiendo que 1,>1;,
la central 2 deberia reducir su produccion
de energia y la central 1 aumentar la suya
hasta abastecer la demanda al menor
costo, cumpliendo que A;=A1, [53], [54].
Sabiendo esto, el Optimo despacho
econdmico se puede representar como la
igualdad del costo incremental de cada
unidad de generacién (4;), entonces se
puede expresar de la siguiente manera



Ay =4, ..=1y. Una vez calculado el
costo incremental igualitario para las
centrales generadoras se obtiene la
potencia de salida que despacharé cada
central operando y despejando (P;) de la
ecuaciéon (5), como se muestra en la
ecuacion (6).

A + b; (6)
a;

Pgi =

Si la ecuacion (6) supera los limites
superior o inferior de potencia que
pudiera entregar una de las centrales, se
establece esta como potencia maxima o
minima dependiendo el caso, y se realiza
un nuevo calculo de A; para los
generadores restantes. Dentro del
despacho econémico se considera una
restriccién importante, la sumatoria de
las potencias entregadas por las centrales
de generacion debe ser igual a la suma de
toda la potencia demandada (P.qrga)
esto se puede ver en la ecuacion (7) [53]-
[55].

Pgi = Pcarga (7)

N
=1
Con el despacho econémico se obtienen
los costos por generacién, esto es una
parte importante para realizar un célculo
de las tarifas las cuales deberian ser
impuestas a los clientes aplicando el
sistema RTP. Posterior a la generacion
de energia esta debe ser llevada hasta los
consumidores por medio de lineas de
transmision.

2.7. Costos por trasmision
La trasmision dentro de los mercados
eléctricos  constituye  un  factor
fundamental, permitiendo el ingreso de
nueva generacion y el abastecimiento de
los centros de consumo. Como se explico
anteriormente la transmision es un
monopolio natural, esto hace que deba
ser regulado para mantener un grado de
competencia y dé sefiales econdmicas

para la operacion del sistema,
recuperando asi las grandes inversiones
que deben hacerse en el sistema (lineas,
trasformadores, equipos de
compensacion reactiva y capacitiva,
entre otros). En la mayoria de mercados
el sistema de transmision se toma como
un beneficio publico, esto hace que los
organismos de regulacion asignen costos
base a la estructura de precios. En la
asignacion de estos precios se debe
considerar la recuperacion de los costos
cubriendo  gastos de inversion,
operacion, mantenimiento y la ganancia
para los oferentes del servicio,
motivando un uso eficiente, dando
incentivos para la utilizacion del sistema
de una manera adecuada [56].

Al realizar el calculo de costos por
transmision son varios metodos los
aplicables pero pueden dividirse en dos
grupo, esquema de precios encerrados y
esquema de precios incrementales [57]
Los esquemas de precios encerrados
toman en consideracion todos los costos
de transmision incluyendo costos por
infraestructura existente, infraestructura
nueva o de expansion, y costos totales
por operacion y mantenimiento, se
Ilaman encerrados porque se suman
(encierran) los costos dentro de un solo
valor. El valor calculado es dividido
entre los abonados del sistema de
transmision, incluyendo clientes propios
de la empresa de transmision [58], [59].
Los esquemas de precios incrementales,
solo consideran costos de transmision
por clientes nuevos que ingresan al
servicio de transmision, los costos del
sistema antes del ingreso de un nuevo
cliente seguirén siendo asumidos por los
clientes  anteriores; este  sistema
promueve una economia eficiente, sin
embargo la implementacién de estos
esguemas presenta varios inconvenientes
como: aproximaciones para la expansion
del sistema, no existe una relacion entre
costos incrementales o marginales de
corto y largo plazo lo que dificulta el



saber las necesidades de expansion del
sistema [58], [59].

2.7.1. Esquema de precios

encerrados — Método estampilla

postal
Se asigna un valor monetario a cada
transaccion basandose en el costo fijo
total que se desea recuperar y la potencia
trasferida en la transaccion,
matematicamente se puede expresar
como se muestra en la ecuacion (8).

Py
Pyico (7)

Ry = Cfr *

Donde

Pq,y: Potencia activa [MW], en la
transaccion u.

Ppico: Demanda pico del sistema
[MW].

Cfr: Costo fijo del sistema de
transmision.

Este es el método con mayor aceptacion,
por su facil aplicacion y por la
recuperacion total del costo fijo de la red,
sin embargo no considera la escasez de
elementos de transmision y el uso real de
cada cliente en la red por esto es
econdmicamente ineficiente [53], [57].

2.7.2. Esquema de precios

encerrados — Método de

trayectoria contractual
Considerando que la red de transmision
tiene varias rutas las cuales pueden
conectar dos puntos, este método plantea
la posibilidad de trazar un problema de
transporte a la utilizacion del sistema de
transmision. Se establece un camino
especifico entre envido y recepcion
(contrato por trayectoria) de mutuo
acuerdo entre la compafiia de
transmision y el usuario, estos caminos
no toman en consideracion flujos de
potencia. Se consideran los limites
méaximos de operacion de la red y se
establece el camino para que llegue del
punto A al punto B toda la energia

requerida sin exceder los limites de lared
[53], [57].

2.7.3. Esquema de precios
encerrados — Método MW-milla
Calcula el costo para cada usuario dentro
de la transaccion realizada basandose en
la potencia y distancia entre los puntos
de entrega y recepcion de energia [60].
Siendo Z(P) el costo 6ptimo del sistema
que satisface todas las exigencias de
trayectorias carga/generacion de los
participantes P y Z(p — u) el costo por
transmision que se deberd cobrar si un
participante u es removido del sistema.
Entonces la proporcion de cada
participante es el impacto discreto sobre
los costos de transmision AZ = Z(P) —

Z(P —u).

Ry = Z(P) = ﬂ
)~ P AZ s 8)
La ecuacion (8) brinda incentivos
econdmicos para que los participantes se
mantengan integrados al sistema y
asegura que los costos por capital se
recuperen, considerando que cada
trayectoria es balanceada, la salida de un
participante de la red puede simularse sin
afectar a los deméas agentes conectados.
La variacion AZ,, puede obtenerse del
estudio de flujos donde las cargas y
variaciones  son  netamente  del
participante u, como se puede ver en la

ecuacion (9) [53], [60], [61].

N;
AZyy = Z Cu; * fi(u) * L, )
=1

Donde:

fi(w): Flujo a través del circuito [ por
la transaccion carga/generacion u.

L;: Longitud del elemento [km]

Cu;: Costo unitario anual del circuito [
[USD/(km-MW:-afio)]

N;: Total de elementos de transmision
en el sistema

10



Cy
Cw = L; * fnom,; (10)
Donde:
fnom;: Flujo nominal a través del
circuito [ [MW]
L;: Longitud del elemento [km]
C,;: Costo total anual del circuito [

En el sistema de MW-milla podemos
tener flujos con valores negativos y para
saber como tratar con ellos se presentan
tres diferentes alternativas para el pago
por trasporte de energia, estos criterios
serén aplicados dependiendo el mercado
en el cual se aplique.

Criterio 1: considera flujos en ambos
sentidos, el calculo de los costos
generados por cada transaccion se puede
aprecia en la ecuacion (11).

fiw)
Rao = ch* W

Este criterio permite que una transaccion
u que reduce los flujos de la red tenga
cargos bajos e incluso negativos,
haciendo que otras transacciones tengan
que pagar cargos mas altos para
compensar.

Criterio 2: considera que los flujos
positivos y negativos deben pagar cargos
por el uso de la red, en funcién de valores
absolutos del flujo de potencia, este
modelo no presenta motivacion para
reducir flujos a través de la red como se
puede ver en la ecuacion (12).

Criterio 3: los flujos negativos no
presentan cargos motivando la reduccién
de flujos, lo que hara que los clientes que
si los tengan deban pagar por los que
reducen los mismos como se puede ver
en la ecuacion (13).

Iﬁ(u)l

12
SR 4

Max{0, £,(1)}
R = ZC’ 0.6

2.7.4. Esquemas de precios de
transmision incrementales

La teoria de precios de transmision
incrementales es bastante aceptada por
basarse en estudios tedricos solidos,
consiste en evaluar el costo marginal
entre dos nodos, siendo la diferencia
entre los costos marginales del nodo de
envio y el nodo de recepcidn, el costo a
pagar por la transferencia de energia,
puede ser calculado matematicamente
por medio de la ecuacion (14).

Ry = [Z Ypi — 2 me] *w  (14)

ier mee

* P

Donde:

Ypi- Costo marginal de potencia activa
en el nodo i.

Ypm- Costo marginal de potencia activa
enelnodom

r: Conjunto de nodos de recepcion
(cargas)  relacionados con la
transaccion u.

e: Conjunto de nodos de envio
(generaciones) relacionados con la
transaccion u.

w: Factor de conversion para que Ry,
éste en $/afio:

Pq,y: Magnitud de la potencia de la
transaccion u

Este método genera inconvenientes si se
tiene costos marginales similares en los
nodos de recepcion y envio ya que la
tarifa se reduce y hace poco probable la
recuperacion de los costos fijos, es por
esto que esta metodologia puede ser
complementada con algin esquema de
precios encerrados, para lograr la
recuperacion total de los costos fijos
[53], [57].
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2.8. Costos por distribucion
Dentro de los costos por distribucion se
considera costos por capital, que son
equivalentes a la depreciacion de las
instalaciones mas el interés del capital
invertido, costos por operacion 'y
mantenimiento que considera los gastos
a realizar para mantener disponible el
servicio conservando un nivel de calidad
adecuado, estos costos dependen
directamente de la densidad de carga que
puede ser calculada con (15) y puede ser
dividida en seis estratos [62].

_P
0=35 (15)

Donde:

&: Densidad [MW/km?].
P: Potencia [MW].

S: Superficie [km?].

e Estrato 1: Sector urbano de alta
densidad 6 > 4,00
e Estrato 2: Sector urbano de
media densidad 4,00 > 6 >
2,50
e Estrato 3: Sector urbano de baja
densidad 2,50 > § > 1,50
e Estrato 4: Sector urbano rural
1,50 > 68 > 0,50
e Estrato 5: Sector rural de media
densidad 0,50 > 6 > 0,25
e [Estrato 6: Sector rural de baja
densidad § > 0,25
Es decir el costo promedio para las zonas
rurales serd mayor que para las zonas
urbanas ya que la distancia entre clientes
en zonas rurales es mayor, esto
considerando la misma confiabilidad
para los diferentes tipos de zonas [62].

| ‘ I
6

z
& 0.03 o
9 __
0.02
0
1 2 3 4
Figura 3. Variacion de costos con respecto a

ESTRATO
densidad poblacional.

5

Tabla 1: Leyenda para estimacion de
demanda.

Descripcion Color
Estrato 1
Estrato 2
Estrato 3
Estrato 4
Estrato 5
Estrato 6
Las empresas de distribucion son
monopolios naturales, esto hace que
cada region tenga diferentes precios
dependiendo la empresa de distribucién
a la cual esté conectado el abonado y
como se calculen sus costos [57], [59],

[62].

2.8.1. Regulacion por tasa de

retorno o costos de servicio
Este método de calculo de costos por
distribucion consiste en fijar tarifas que
seran iguales al costo medio estimado
méas los costos de las empresas por
prestar el servicio a los clientes, esto
hace que los costos por distribucion sean
completamente trasferidos a los clientes.
Toma en cuenta costos de operacion y
mantenimiento, demanda del capital
remunerable y la tasa de retorno,
pudiendo ser calculado con la ecuacion
(16) [62].

CS=COyM+D+K+T—1 (16)

Donde:

CS: Costo del servicio.
COyM: Costo por
mantenimiento.

D: Depreciacion del periodo.

K: Costo anual del capital.

T Impuestos.

I Ingresos no directamente
relacionados con venta de energia
eléctrica.

operacion y

Para realizar el célculo del costo anual
del capital, se debe calcular la inversién
neta remunerable (INR), la cual incluye
el valor por propiedad e instalaciones en
uso no depreciadas mas el activo
circulante, luego de calcular la inversion

12



neta remunerable se aplica una tasa de
retorno (TR) tomando en cuenta factores
como tasa libre de riesgo, riesgo de la
industria y riesgo pais. El céalculo del
costos anual del capital (K) se calcula
por medio de la ecuacion (17) [62].

K =INR *TR 17)

La depreciacion de los bienes
habitualmente es realizada de manera
lineal aunque también pueden aplicarse
métodos de depreciacion acelerada [62].

2.8.2. Regulacion por ingreso
MAaximo y precio maximo
La regulacion por ingreso maximo limita
los ingresos totales de la empresa
distribuidora, calculados por medio de la
ecuacion (18).

Rt - (Rt—l + CGA * ACZL)
s(1+1-X) (18)
+7Z

Donde:

R;: Ingresos autorizados a la empresa
distribuidora en el periodo t.

CGA: Factor de ajuste por crecimiento
de clientes [$/cliente].

ACli: Cambio anual en el nimero de
clientes.

I indice de inflacion.

X Factor de productividad.

Z:. Ajuste por aspectos no tomados en
cuenta.

En (18) se puede ver que se realiza una
correccion de acuerdo al numero de
clientes, la inflacion y un indice de
productividad el cual es determinado por
el ente regulador, con esto la empresa se
ve incentivada a reducir sus costos para
asi aumentar su ganancia. En la ecuacion
antes mencionada Z afiade un factor por
eventos no planificados como cambio en
impuestos, tasas ambientales, cambios
en regulaciones entre otros.

Por otro lado el sistema de precios tope
limita los precios sin imponer maximos

a los ingresos de la empresa distribuidora
lo cual puede ser calculado con la
ecuacion (19) [62].

Pb=P+x(1+1-X)xZ (19)

Donde:
P, Precio maximo para el periodo t.
P,_;: Precio méximo en el periodo t-1.

La ecuacion (19) relaciona los precios
aplicados en un afo con respecto a los
del periodo anterior con cambios por
inflacién e indices de productividad sin
dejar de lado los posibles cambios en el
entorno con el factor Z.

En los dos esquemas previamente
descritos las empresas distribuidoras
buscan maximizar su beneficio, en el
esquema de ingresos maximos la
empresa tratarda de producir menor
cantidad a un precio mas alto, mientras
que el esquema de precio maximo la
intencion es maximizar las ventas hasta
que el ingreso marginal sea igual al costo
marginal.

2.8.3. Regulacion por

competencia por comparacion

Es una comparacion entre empresas de
caracteristicas similares, se fija tarifas
basandose en costos de produccién
representativos de las empresas,
considerando un grupo de empresas N
similares, misma topologia, similar
densidad de clientes, similar nivel de
consumo, y se podria calcular mediante
la ecuacion (20) [62].

P, = ¢ siendo
i N-1 1 ‘ (20)
c= N_1 G Vj+i
i=1
Donde:

P;: Precio fijado para la empresa i.

c: Costo promedio de los demaés
concesionarios comparables.

N: NUmero de empresas comparables.
c;: Costo de la empresa i.
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Si las empresas no son similares hace
que sea bastante complicado el
compararlas, para esto se aplican
metodologias ~ econométricas  que
corrigen las diferencias entre ellas. Otra
opcion es crear una empresa con un
modelo eficiente para asi iniciar las
comparaciones con las demas.

Una vez asignados los precios a cada
empresa, estas tienen la oportunidad de
mejorar su eficiencia disminuyendo sus
costos en comparacion con las demés N
empresas consideradas dentro  del
célculo [62].

2.9. Costos por capacidad

2.9.1. Por costo de inversion

Se debera determinar las inversiones a
realizarse en cada una de las etapas del
sistema, generacion, trasmision
distribucion 'y servicio al cliente,
estimando la demanda de los
consumidores para saber en que aspectos
realizar inversiones.

Los valores a considerar por inversiones
deben ser llevados a valor presente con
la ecuacion (21).

1
b= (21)
Donde:

P: Valor presente.

S: Costos de capital en el afio n.

i: Tasa de oportunidad del capital.
n: NUmero de afios.

Una vez calculados los valores de
inversiones en cada una de las etapas se
deberan sumar los valores presentes, ya
que la vida util de cada una de las
inversiones realizadas sera diferente.
Con este valor se procede al calculo por
inversion por kW de la demanda
incremental, calculado con la ecuacion
(22).

t=1 P(0)

Z= Din (22)

Donde:
Din: Demanda incremental.

Una vez obtenido Z se realiza la
anualizacion de los pagos por las
inversiones, con un tiempo igual a la vida
atil de cada inversion, aplicando la
ecuacion (23) [63].

ix(1+D"

R=Z|——
(1+0)"—1

(23)

Donde:
R: Anualidad en [$/kW].
n: Vida util de la inversién.

2.9.2. Por indicadores de

confiabilidad
El LOLP es un indicador de los sistemas
eléctricos, que representa la probabilidad
de no satisfacer la demanda en un
determinado momento. Para analizarlo
se debe considerar la probabilidad de
funcionamiento de cada central
conectada al sistema y las probabilidades
que éstas tienen de fallar y como
afectaria esto al abastecimiento de la
demanda [49], [64].
El indicador SAIDI nos entrega la
duracion promedio de las interrupciones
suscitadas en el sistema por cada cliente
y se puede calcular con la ecuacién (24),
el resultado se mide en hora/afio [65].

> UiN;
SAIDI = ZNL' (24)

Donde:

U;N;: Duracién de interrupciones de

cada consumidor.

Y. N;: Total de consumidores servidos.
SAIFI es el indicador de frecuencia de
interrupcién media del sistema el cual
indica el nimero medio de cortes de
energia por cada cliente al afio, y puede
ser calculado con la ecuacion (25) [65].

X AiN;
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Donde:
A;N;: Total de consumidores afectados.
Y. N;: Total de consumidores servidos.

2.10. Problema

Las tarifas eléctricas actuales son iguales
en todo momento del dia, sin importar
los costos para abastecer la demanda. El
cliente no ve una diferencia en sus
facturas, manteniendo sus habitos de
consumo, los cuales pueden afectar la
red y la economia de las empresas
prestadoras del servicio.

Las tarifas propuestas en este estudio
comprenden todos los costos para
entregar el servicio eléctrico, el célculo
de la tarifa se realiza en intervalos de
quince minutos, de manera que se
recuperen todos los gastos generados.

El calculo se realiza por medio de
programacion lineal y optimizando los
costos para reducir las tarifas, sin dejar
de lado la recuperacion total de los
costos.

3. Modelamiento

Para realizar el andlisis matematico y
economico que implica el calcular los
costos totales por consumo eléctrico que
los abonados deberian afrontar, se debe
considerar un estudio de todos los costos
detallados anteriormente, considerando
la optimizacién de tarifas para llegar a
una respuesta a la demanda. Para esto
utilizaremos el mecanismo de respuesta
a la demanda RTP  descrito
anteriormente, la tarifa que se plantea
considera el cobrar a los clientes por
generacion, transmision, distribucion,
comercializacion, ademéas de valores
monetarios por pérdidas, calidad y
confiabilidad, esto puede ser expresado
matematicamente por la ecuacion (26).

Cu=G+T+D+C+R
+ PR (26)

Donde:
Cu: Costo por el servicio.
G Costo por generacion.

T: Costo por transmision.

D: Costo por distribucion.

C: Costo por comercializacion.

R: Costo por capacidad y confiabilidad.

PR: Costo por pérdidas.
Cada uno de los costos se calculara para
posteriormente tener la tarifa a cobrar
por energia eléctrica, esto se detalla a
continuacion.

3.1. Estimacion de demanda

Para estimar la demanda se toma como
base datos reales de demanda adquiridos
cada 15 minutos, para diferentes dias de
la semana, fines de semana y feriados,
con diferentes tipos de cargas,
residenciales, comerciales e industriales.
Los datos  histéricos  utilizados
pertenecen al alimentador nimero uno
de la subestacion Cumbaya de la ciudad
de Quito. Estos datos seran utilizados
para estimar el crecimiento o
disminucion de la demanda, utilizando
Modelos ARIMA como se explico
anteriormente. Para estimar la demanda
de un dia, los parametros para la
calibracion del modelo ARIMA son
consideradas 94 mediciones diarias, por
el intervalo de tiempo de los datos
historicos disponibles.

3.2. Generacion y Transmision
Para encontrar la potencia que cada
generador debera entregar al sistema y
los costos que produciran, este estudio
toma varios tipos de generadores dentro
del sistema, cada uno con diferente
tecnologia, costos fijos y variables, como
se describe en la tabla 2.

Para conseguir las potencias y precios
Optimos de cada central, disminuyendo
los costos y abasteciendo la demanda, lo
méas adecuado es realizar un despacho
econdmico. Con los costos que se
dispone en la tabla 2 y considerando
potencias minimas y maximas de las
centrales del sistema, se puede realizar el
despacho teniendo como  funcion
objetivo (27) y restricciones (28), (29),
(30), ademas se considera que la central
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solar solo entregarad energia durante el
tiempo que esta recibe radiacion.

Tabla 2: Costos tipo, centrales eléctricas [66],
[67].

. Costo
Costo fijo variable
Tipo ][Cent/kWh [Cent/kWh
1
Termicade 4 4 0.053
carbon
Térmicaagas 0.20 0.127
Biomasa 1.27 0.048
Eélica 0.46 0
Solar 0.27 0
Hidroeléctrica 0.2 0
Almacenamient 1.09 0.092

0 en baterias

costos tipo por longitud de lineas,
namero de circuitos y voltaje al cual se
trasportara la energia, estos costos se
pueden ver en la tabla 3. Para calcular el
costo total de la inversion a realizarse se
utiliza la ecuacién (31).

Inl- = Cll * di (31)

Donde:

In;: Inversion para la linea i.

Cl;: Costo por kilémetro de linea i.
d;: Longitud de la linea i.

Tabla 3: Costos tipo, lineas de transmisién
[68].

min CT, = Z(PGi *Cf;) (27)

=1
+ (PGl * C'Ul')
+ (PGl * Ctl)

PGi < Pmaxl- (28)
n

> PG =D (30)
i=1

Donde:

CT,: Costo total por generacion.

PG;: Potencia  despachada  del
generador i.

Cf;: Costo fijo del generador i.

Cv;: Costo variable del generador i.
Pmin;: Potencia minima del generador
L.

Pmax;.  Potencia
generador i.

D: Demanda.

maxima  del

Basados en las potencias de cada central
se debe calcular el costo por transmision
de energia desde el punto de generacion
hasta la subestacion de distribucion, este
dependera de que cantidad de potencia se
desee trasportar y la distancia entre los
dos lugares. Asentados en esto
consideramos que la transmision tiene

Numerode  $/km Voltaje
circuitos
1 21357,98 220
2 245123,34 220
2 266017,97 400

Para realizar el célculo de cuanto se
deberd cobrar por unidad de potencia
trasportada por cada linea, es necesario
obtener los costos anuales que se ha de
generar para recobrar la inversion,
considerando en esto un margen de
ganancia, esto puede ser calculado con la
ecuacion (32), a esto se suman los costos
por operacién y mantenimiento que son
considerados el 6% de la inversion total
de la linea. Sumados estos costos por
medio de la ecuacion (33) se realiza el

calculo para el costo por cada kW
trasmitido.
In; %1 32
An; = J—_ (32)
1-(Q+i)™
Donde:

An;: Anualidad para la linea j.

In;: Inversion de la linea j.

i: Tasa de recuperacion.

n: NUmero de periodos.
El ndmero de periodos considerados
generalmente es la vida util de la linea de
transmision (30 afios).

L _Ani+ (< 0,06)  (33)
E7 P, %8760 % 0,68
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Donde:

An;: Anualidad para la linea i.

In;: Inversion de la linea 1.

Ct;: Costo de por trasmision de la linea
i [$/kwh].

P: Potencia maxima que transmitira la
linea i.

Las lineas de transmision al igual que las
centrales generadoras tienen potencias
méximas a las cuales pueden operar
creando una restriccién extra a la funcion
objetivo (27) que se expresa en (34).

PG; < PLTmax; (34)
Donde:
PLTmax;: Potencia maxima de

transmision de la linea i.

Una vez calculados los costos para
generacion y transmision se calcularg los
costos por distribucion.

3.3. Distribucion y

comercializacion
En los costos por distribucion se debe
considerar los estratos a los cuales se
realizara la entrega de energia, para el
analisis del sistema se utiliza costos tipo
relacionados con diferentes estratos
como se muestra en la Tabla 4.

Tabla 4: Costos tipo, distribucion eléctrica
por Estrato [69].

Estrato VAD Costo fijo
[$/kWh] mensual [$]
1 0.02331 6.402
2 0.02429 8.62
3 0.03213 10.803
4 0.04905 14.096
5 0.05187 15.16
6 0.05963 15.425
Estos costos toman en cuenta las
inversiones realizadas, costos por
operacion, mantenimiento y

comercializacion de la  energia,
considerando un margen de ganancia
para el distribuidor.

3.4. Capacidad y confiabilidad
Los costos por confiabilidad y capacidad
incentivan la inversion en centrales
eléctricas, asegurando el abastecimiento
de la demanda. ElI método adoptado esta
basado en la probabilidad de
abastecimiento, se calcula la
probabilidad de falla del sistema y el
costo por dejar de abastecer a los
clientes. Este pago depende de la
probabilidad de pérdida de carga
(LOLP), y el costo de la energia no
suministrada (CENS), y puede ser
calculado por (35).

CC = LOLP * (CENS — CM)  (35)

Donde:

CC: Costo por capacidad.

LOLP: Probabilidad de pérdida de
carga.

CENS: Costos de
suministrada.

CM: Costo marginal.

energia no

Para el calculo del LOLP se considera
una matriz de estados para todas las
centrales, con todas las posibles
combinaciones, la probabilidad de que
funcione (estado 1) o no (estado 0), cada
una de las probabilidades se acumularan
en la probabilidad de estado, que no es
mas que la multiplicacion de Ila
probabilidad de que falle o funcione cada
una de las centrales en dicho momento.
La probabilidad de estado sera
considerada para el LOLP siempre y
cuando la suma de la generacion de las
centrales del estado sea menor a la
demanda del sistema en el momento del
calculo.

3.5. Pérdidas
Para este célculo se consideran pérdidas
en generacion de 2%, en transmision de
3,5% Yy en distribucién de 8%, del total
de potencia despachada para el sistema
[70].
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3.6. Pseudocddigo
El modelo matematico descrito puede ser
desarrollado bajo cualquier plataforma
de andlisis numérico, es por esto que se
describe el pseudocodigo a
continuacion:

Algoritmo de Simulacion

Paso 1: Importar datos historicos, costos
tipo y definicion variables de entrad.
Ccentrales— Costos tipo de centrales
eléctricas.
Cdis—  Costos  por
comercializacion.
DR— Demanda residencial.
DI— Demanda industrial.
DC— Demanda comercial.
PQ— Promedio de caudal mensual.
PHeol— Promedio de viento mensual.
PFoto— Promedio de radiacion solar.
Profalla— Probabilidad de falla de una
central.
Ei— estado inicial
Ef— estado final
To— matriz de transicion
DT— Demanda total
CPgen;— Costo por pérdidas en generacion.
CPtra;,— Costo por pérdidas en transmision.
CPdis;— Costo por peérdidas en distribucion.
SG;— Generacion disponible para el estado i.
Es— Matriz de estados.
PE— Probabilidad de estado.
Pmaxj — Potencia mdaxima de la central j.
PrF — Probabilidad de falla.
Pdef— Déficit de potencia.
Ccap— Costo por capacidad.
Cmarg— Costo marginal.
CEns— Costo energia no suministrada.
Cu;,j — Costo por kW para cada estrato
Paso 2: Estimacion de la demanda.

MDL = arima(0,,1,,96,

'MALags',3,'SMALags', 96)

D = estimate(Mdl, (DR + DC + DI))
Paso 3: Despacho Economico, costos en
generacién y transmision.

Ct = An; + (In; * 0,06)
P77 P« 8760 % 0,68
n

distribucion y

min CT,, = Z(PGi « (Cv; + Cf; + Ct)))

=1
n
Z PGl = Di
i=1

PG; < Pmax;
PG; < PLTmax;
PG; = Pmin;

PGi * (CUL' +Cfl)

C L=
gen; D,
PGL' * Ctl’
Ctrai = T

L
Paso 4: Costos por pérdidas.
CPgen; = Cgen,; * 0.02
CPtra; = Ctra; * 0.035
CPdis; = Cdis; * 0.08
Paso 5: Costos por capacidad.
FORi = 1: 2Ncentrales
SG; =0;PE; =1
FOR j = 1: Ncentrales
SGi = SGl + (Pmax]- * Esi,j)
IF ESi,j =0
PE; = PE; * PrF;
else
PE; = PE; * (1 — PrF;)
END IF
END FOR
END FOR
FORi=1:96
LOLP =0
FOR] =1: ZNcentrales
Pdef = SG; — DT;
IF Pdef <0
LOLP; = LOLP; + PE;
else
LOLP; = LOLP;
END IF
END FOR
END FOR
Ccap = LOLP * (CEns — Cmarg)
Paso 6: costo total considerando 6 estratos.
FORi=1:96
FORj=1:6
Cu;; = Cgen; + Ctra; + Cdis; + Ccap;
+ CPdis;
END FOR
END FOR
Paso 7: Finalizacion.

4. Resultados

En esta seccidn del trabajo se presenta un
caso experimental al cual se aplica el
modelo anteriormente descrito y se
analizan los resultados que el mismo
entrega.

4.1. Caso de estudio
Para el andlisis de costos y el célculo
para las nuevas tarifas, el sistema que se
ha considerado dispone de siete
diferentes generadores, en una red radial
como se muestra en la figura 4, que
responden a los costos descritos en la
Tabla 2. Cada una de las centrales estan

18



conectadas a la carga por lineas de
transmision con diferentes distancias,
numero de circuitos y voltajes, las cuales
son descritas en la tabla 5 y tienen
potencias méaximas y minimas de
operacion descritas en la tabla 6.

CARGA

Figura 4. Diagrama unifilar de red para caso de
estudio

TABLA 5. Caracteristicas de lineas de
transmision

baterias
(G7)

Distanci Potenci  Numer

a [km] a ode
Tipo maxim  circuit
a[kw] os
/Voltaj
e [kV]
Térmica de
carbon (G1) 60 950 1/220
Térmica a gas
(G2) 70 1300 2/220
Biomasa (G3) 85 1500 1/220
Eodlica (G4) 110 2300 1/220
Solar (G5) 90 2100 1/220
Hidroeléctric
a (G6) 150 6300 2/400
Almacenamie
nto el baterias 20 300 1/220
(G7)

TABLA 6: Potencias minimas y maximas de
las centrales de generacion

Para la demanda del sistema se usa datos
historicos de una empresa de
distribucion de la ciudad de Quito
tomados durante todo un mes con
intervalos de quince minutos, con cargas
de tipo residencial, industrial y
comercial, en dias laborables, feriados y
fines de semana.

4.2. Resultados y analisis
El modelo desarrollado calcula las tarifas
Optimas para dias siguientes, es asi que
se estima la demanda para 3 dias, dos
dias laborables (lunes, miércoles) y un
dia en el fin de semana (domingo), para
realizar una comparacion entre ellos. Se
puede ver las estimaciones y las
demandas historicas reales en la figura 5.

12000 T
10000

8000

Potencia [KW]

5 1‘0 1‘5 26 25
Tiempo [h]
Figura 5. Estimacion de la demanda.

Tabla 7: Leyenda para estimacion de
demanda.

Descripcion Color
Estimacién lunes
Estimacién miércoles
Estimacion domingo
Demanda lunes
Demanda miércoles
Demanda domingo

Potenc Potenc  Probabili
ia ia dad de

Tipo minim  maxim falla [%]
a[kw] alkw]
Térmica de
carbon (G1) 10 950 10
Térmica a
gas (G2) 10 1200 8
Biomasa
(G3) 0 1300 7
Eolica(G4) 0 2300 8
Solar (G5) O 2100 10
Hidroeléctri
ca (G6) 0 6300 8
Almacenami 0 200 3
ento el

Una vez estimada la demanda, se realiza
el despacho econémico considerando la
minimizacion de los costos como se
mostré en (27). La figura 6 muestra
como la demanda del dia lunes es
cubierta la mayoria del dia, excepto en el
pico de la demanda que va desde las
18h00 hasta las 20h45 donde existe
energia no suministrada (ENS), se puede
ver que empieza al momento que sale del
sistema la central de energia solar
causando un aumento del costo de la
energia.
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Figura 6. Despacho econémico lunes.

Tabla 8: Leyenda para despacho econémico.

Descripcion Color
Carbon

Gas
Biomasa

Eélica

Solar
Hidroeléctrica
Baterias

ENS

Realizado el despacho econdémico se
calculan los costos por generacion,
transmision, distribucion,
comercializacion, pérdidas, capacidad y
confiabilidad, la suma de estos costos da
como resultado la tarifa final por estrato,
a ser aplicada para una RD como se
aprecia en la figura 7.

15 T

Costo [$/kW]

Tiempo [h]

Figura 7. Tarifas por estrato lunes

Tabla 9: Leyenda para tarifas por estrato.

Descripcion Color
Tarifa estrato 1
Tarifa estrato 2
Tarifa estrato 3
Tarifa estrato 4
Tarifa estrato 5
Tarifa estrato 6

Las tarifas por estrato de la figura 5
varian por el tipo de energia que se
utiliza en cada momento, como se puede
ver los costos méas bajos se encuentran en
horas con baja demanda donde la
potencia requerida es abastecida por las
centrales hidroeléctrica y solar; a medida

que la demanda aumenta ingresan
centrales mas costosas para abastecer la
demanda. Los costos por energia
aumentan y a mayor potencia aumentan
las pérdidas, por esto se puede apreciar
que a mayor demanda las tarifas son
superiores. Las variaciones de tarifas
entre estratos se generan por lo explicado
previamente.

Para analizar los costos se considera la
tarifa aplicada en el estrato 1; en el
detalle de costos se puede apreciar
cambios bruscos en la tarifa, en las horas
donde la ENS empieza y termina, 18h00
y 20h45, estos son momentos en los
cuales el costo por ENS no rebasa el
costo por capacidad, que desaparece
cuando no existen reservas de energia,
pero a medida que aumenta la ENS la
tarifa se vuelve a incrementar. Los otros
cambios importantes en la tarifa se
pueden observar con el aumento de la
demanda. El costo por capacidad
aumenta drasticamente a las 6h00, este
es el punto donde el LOLP aumenta por
la menor cantidad de reservas que
existen para abastecer la demanda. Esto
puede ser apreciado en la figura 8, donde
también se ve que los costos mas altos
son por generacion y transmision lo cual
era de esperarse por las altas inversiones
que representan.

1 IR .
o 11yt l-.n'I I'. I'-
o ",
d 'I |I|||W|||'||I| Il‘l
10 15 20
Tiempe [h]

Figura 8. Detalle de costos para estrato 1
lunes

-

Costo [$/kW]
o
3

0 5

Tabla 10: Leyenda para detalle de costos.

Descripcion Color
Generacion
Transmisién
Distribucion
Comercializacion
Capacidad
Pérdidas
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Para comparar las tarifas con los otros
dias estimados se procede a realizar los
mismos pasos antes descritos.

10000

6000 ||

3
=}
=}
=}

4000

Potencia [KW]

2000

0
0 5 10 15 20

Tiempo [h]
Figura 9. Despacho econémico miércoles.

El despacho econémico del dia
miércoles se ve en la figura 9, donde al
igual que en el despacho del dia lunes no
se cubre toda la demanda y se ve ENS en
las horas pico. Las tarifas para cada
estrato en este dia se pueden apreciar en
la figura 10, se ve que son similares a las
tarifas del dia lunes por ser dias
laborables con demandas similares. Es
asi que el detalle de costos no tiene
grandes diferencias, como se ven en la
figura 11.
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Figura 10. Tarifas por estrato miércoles.
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Figura 11. Detalle de costos para estrato 1
miércoles.

Costo [$/kW]

Ahora se muestra el despacho
econdmico para el dia domingo que se ve
en la figura 12, donde se aprecia que la
demanda es menor a los dias laborables
y es abastecida de manera méas completa,
a pesar de ser una demanda menor adn
existe un aumento drastico del costo por
capacidad, pero la hora del cambio se ve
desplazada a las 8h45, esto por la

diferencia de potencia y el célculo del
LOLP.

10000

— 8000

6000 -

4000

Potencia [KW:

2000

1] 5 10 15 20
Tiempo [h]

Figura 12. Despacho econdmico domingo.

El detalle de los costos para el despacho
del dia domingo se puede apreciar en la
figura 13, donde es claro que los costos
son menores por la demanda y que
existen menor cantidad de variaciones
esto por la ENS.

Costo [$/kw]

=3

[ '
a 1
o
et kT "'lm

0 5 10 15 20
Tiempo [h]

Figura 13. Detalle de costos para estrato 1
domingo.

Tabla 11. Detalle de costos estrato 1

Lunes Miérc  Domin

[$/kw] oles go
[$/KW  [$/kW]
|

Generacion 0.7682 0.777 0.5408

Tipo

Transmision  0.1344 (7)'133 0.1526
Distribucion 00232 023 02929
Come_rf:lallzac 0.0022 0.002 0.0022
ion 5
Capacidad y 0 .
confiabilidad
Pérdidas  0.0449 8-041 0.0410
Total 09732 2.981 0.7601

Para comparar las tarifas que serén
aplicadas en los tres dias antes
mencionados, se presenta cada costo
asociado a la entrega de energia en la
hora pico 19h45, estos costos estan
descritos en latabla 11. Se puede ver que
en los dias laborables la tarifa no tiene
grandes diferencias, pero al compararla
con la tarifa a ser aplicada el dia
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domingo, donde la demanda es inferior,
la tarifa baja sustancialmente, aunque el
costo por transmision es mas alto que los
dias laborables, el costo por generacion
es menor lo cual compensa y mejora la
tarifa.

Se puede ver claramente que a medida
que la demanda sube las tarifas también,
no solo porque existe ENS sino también
por el costos de las centrales utilizadas
para abastecer los puntos criticos del
sistema. Estas tarifas impuestas
motivaran a realizar un cambio en los
habitos de consumo de los clientes,
aplanando la curva de demanda por
medio de RD, para que las facturas a
pagar no se incrementen e incluso
disminuir el valor a pagar.

5. Conclusiones

El analisis de costos realizado en este
estudio, satisface los  objetivos
planteados, optimiza las tarifas
fomentando una repuesta a la demanda,
permitiendo que los clientes se
involucren en el funcionamiento del
sistema activamente con la respuesta a la
demanda, mejorando el comportamiento
del sistema técnica y econdmicamente.
La variacion del consumo energético de
los clientes dependera estrictamente de
como respondan a las tarifas trazadas, se
espera que la curva de demanda se
aplane resultando asi en un decremento
en las facturas a pagar por los clientes.
Por otro lado, las tarifas planteadas para
cada estrato permiten recuperar los
costos totales del sistema, manteniendo
la calidad del servicio en cualquiera de
ellos; considerando un aumento de
potencia en generacion se lograria un
abastecimiento total de la demanda,
evitando costos por ENS, dependiendo la
tecnologia y los costos por generacion,
podria incluso disminuir las tarifas a ser
aplicadas.
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