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Al profesor Dr. José Luis Mart́ınez Ramos, por su inconmensurable trabajo de

dirección y revisión; ya que sin su colaboración y ayuda no hubiese sido posible llegar
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Resumen

En los últimos años los procesos de liberalización y los mercados eléctricos competi-
tivos son el nuevo paradigma en la industria eléctrica mundial. En los nuevos mercados
eléctricos las compañ́ıas de generación tienen como principal objetivo maximizar sus bene-
ficios como resultado de la venta de su enerǵıa. La tesis a la cual se refiere este documento
se engloba en los mercados eléctricos competitivos y en el problema de optimización de
los beneficios obtenidos por una empresa de generación que compite en un mercado diario
de enerǵıa. Este trabajo contempla un mercado eléctrico competitivo con participación de
generación hidroeléctrica y predominio de generación térmica. Los modelos matemáticos
desarrollados intentan simular las caracteŕısticas técnicas y económicas de centrales tér-
micas, hidroeléctricas y de bombeo. Entre las motivaciones las motivaciones principales se
encuentran dos de los problemas fundamentales relacionados con los mercados eléctricos
competitivos, como los son:

1. Los mecanismos de subastas.

2. La oferta óptima de venta.

El modelo de mecanismo de subasta de enerǵıa presentado propone un nuevo esquema
donde se incorporan al algoritmo de subasta las restricciones propias de las centrales hi-
droeléctricas; en consecuencia las compañ́ıas de generación deben realizar ofertas de tipo
complejas. El problema se ha presentado como un problema de programación lineal, donde
se intenta maximizar el beneficio neto de los productores y consumidores que participan
en un mercado diario de enerǵıa. El equilibrio de mercado se logra cuando la oferta de
los generadores alcanza la curva de oferta de los consumidores. El modelo matemático
se ha implementado en la plataforma General Algebraic Modeling System (GAMSr) [16]
usando el paquete Cplexr 7.0 [17] como optimizador. La particularidad del esquema de
subasta presentado se debe a que las restricciones técnicas de los grupos hidráulicos son
administradas por el operador del mercado, estableciendo la cantidad de enerǵıa que debe
suministrar cada central hidroeléctrica al maximizar el beneficio social neto de los agentes
participantes. Esto trae como principal ventaja que el programa de generación de las cen-
trales hidroeléctricas se ajuste a las restricciones de volumen de agua almacenada (enerǵıa

v



vi

hidráulica) optimizando aśı sus recursos hidráulicos. Por lo tanto, evita el problema a las
centrales hidroeléctricas de tener que ajustar sus programas de generación para cumplir
con las enerǵıas asignadas y sus propias restricciones técnicas, acudiendo a mercados de
ajustes para comprar o vender la enerǵıa o potencia que no pueda cumplir, reduciendo de
forma significativa sus beneficios económicos e incrementado el riesgo asociado al participar
en los mercados eléctricos competitivos.

Los mercados eléctricos se caracterizan por la tendencia de sus participantes a explorar
las imperfecciones que presentan estos mercado, aśı las compañ́ıas de generación pueden
influir sobre los precios de la enerǵıa; esto motiva a desarrollar una metodoloǵıa para la
elaboración de estrategias de venta en el mercado mayorista de enerǵıa basándose en la
curva de demanda residual de la compañ́ıa de generación, también conocida como curva
precio-cuota. Para ello, se asume que el mercado se comporta como un mercado de compe-
tencia imperfecta, con una compañ́ıa ĺıder de mercado y con varias compañ́ıas seguidoras.
El modelo de la compañ́ıa ĺıder, basándose en la demanda residual de dicha compañ́ıa, se
plantea como un problema de optimización; donde la función objetivo representa el bene-
ficio diario de la compañ́ıa ĺıder. Debido a la dependencia entre precio y cantidad en la
función de beneficio diario, el algoritmo desarrollado ha sido implementado por medio de
programación no lineal con la particularidad que todas las restricciones se formulan con
expresiones lineales o por aproximaciones lineales por tramos; se ha utilizado el software
Discrete Continuous Optimization Package (DICOPTr) [45] para la optimización no lineal
bajo el ambiente General Algebraic Modeling System (GAMSr) [16]. Los casos de estudios
abordados en la tesis permiten analizar el comportamiento estratégico de una compañ́ıa
ĺıder y la forma cómo puede modificar sus niveles de producción para influir sobre los pre-
cios de mercado. También se analiza la influencia que tienen los modelos adoptados para
simular la demanda residual sobre los beneficios esperados por la compañ́ıa por la venta
de su enerǵıa. Un caso de estudio sobre el comportamiento de una central de bombeo en
un mercado competitivo también es presentado, al igual que la influencia que tienen los
errores en la predicción de precios sobre las oferta de venta de una empresa de generación
de tipo seguidora de precios. En conclusión, los objetivos principales se pueden resumir de
la siguiente forma:

1. Proponer un mecanismo de casación de tipo compleja que simule el comportamiento
real de un mercado eléctrico donde acudan centrales de producción de distintas
tecnoloǵıas, haciendo uso de la programación lineal entera mixta.

2. Formular e implementar un modelo matemático que maximice la función de be-
neficio diario de una compañ́ıa de generación ĺıder de mercado, por medio de la
programación no lineal y restricciones lineales.

3. Elaborar una estrategia óptima de generación para una compañ́ıa ĺıder de mercado
conociendo su curva de demanda residual.
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4. Analizar la Influencia:

4.1. Sobre los precios de la enerǵıa, en relación con los precios de libre competencia,
de una compañ́ıa ĺıder de mercado cuando decide ejercer su potencial poder de
mercado en un mercado de competencia imperfecta.

4.2. Del modelo adoptado para representar las curvas de demanda residual de una
compañ́ıa ĺıder sobre la diferencia que se presenta entre el precio óptimo espe-
rado y el precio real de mercado, además del beneficio diario de la compañ́ıa.

4.3. De la exactitud en la estimación de los precios de la enerǵıa y la banda de
reserva secundaria, en la estrategia de oferta para una compañ́ıa seguidora,
para lo cual se predicen los precios usando un desarrollo en redes neuronales.

A lo largo de los trabajos realizados en la presente tesis se han obtenido diversas
conclusiones, las cuales se pueden resumir en dos grupos:

1. Mecanismo de subasta de enerǵıa:

1.1. La implantación de un mecanismo de subasta de tipo complejo, como el pro-
puesto en este trabajo, permite un uso más eficiente de los recursos hidráulicos
por parte de las compañ́ıas generación; principalmente porque evita el proble-
ma del ajuste de sus programas de generación para cumplir con las enerǵıas
asignadas y sus propias restricciones técnicas, acudiendo a mercados a merca-
dos de ajustes para comprar o vender enerǵıa o potencia que no pueda cumplir.

1.2. La incorporación de centrales hidroeléctricas en cascada permite obtener pre-
cios de mercados más cercanos a los de mercado de libre competencia; ajustados
a las condiciones reales del mercado. Debido principalmente a que las centrales
hidroeléctricas no pueden utilizar en forma estratégicas sus recursos hidráu-
licos, al no poder influir sobre la decisión de generación de la central aguas
abajo por parte de la central ubicada aguas arriba.

2. Oferta óptima de venta de enerǵıa:

2.1. Los resultados obtenidos permiten concluir que una compañ́ıa de generación
ĺıder de mercado es capaz de influir sobre los precios de la enerǵıa cuando ejerce
su poder de mercado al retirar enerǵıa del mismo, esto tiene como objetivo
provocar la entrada de centrales con costes de producción más altos en el
proceso de subasta, las cuales pueden pertenecer a la propia compañ́ıa ĺıder
o a las compañ́ıas rivales. En conclusión, se trata de un juego de cantidades
que sigue el modelo de Cournot, donde cada compañ́ıa es consciente que la
decisión que tome su rival sobre la cantidad a producir impactará en el precio
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de la enerǵıa que ella enfrentará y en consecuencia en sus beneficios económicos.
En el juego planteado en esta tesis se asume que las compañ́ıas seguidoras no
reaccionarán a la estrategia de la compañ́ıa ĺıder, manteniendo constantes las
cantidades de enerǵıa en sus ofertas de venta.

2.2. También se ha demostrado que a pesar que la compañ́ıa reduce sus niveles de
producción, ésta consigue incrementar sus beneficios cómo consecuencia de un
incremento de los precios, cómo era de esperarse; lo cual se deduce al comparar
los beneficios de la compañ́ıa ĺıder entre los esquemas de mercado adoptados.

2.3. En este trabajo se ha estudiado la influencia del modelo de la demanda residual
sobre la diferencia que existe entre el precio óptimo calculado y el precio de
mercado producto de la casación, aśı como sobre los beneficios esperados. La
curvas de demanda residual de la compañ́ıa ĺıder se han modelado de tres
formas distintas para analizar la diferencia entre el precio óptimo y el precio
de mercado en ambos tipos de curvas. Al comparar la evolución de los precios
entre los tres casos de estudios es posible concluir que al utilizar el modelo en
escalón de la demanda residual se garantizan precios de mercado más cercanos
a los precios óptimos deseados para ejercer el poder de mercado de la compañ́ıa
ĺıder con lo cual se obtienen beneficios diarios más acorde con los esperados.
Por otra parte, se ha demostrado la influencia que tienen los ĺımites de rampas
sobre la estrategia de oferta de la compañ́ıa ĺıder, donde ésta debe tomar en
consideración las ĺımites de rampas de las compañ́ıas rivales de generación para
elaborar sus propias ofertas óptimas de generación.

2.4. En el caso de las compañ́ıas seguidoras, su información principal se refiere a los
precios de mercado. En esta tesis se ha evaluado la influencia de la precisión en
la estimación de los precios sobre la estrategia óptima de oferta de una com-
pañ́ıa de generación de tipo tomadora de precios que participa en un mercado
eléctrico de competencia perfecta. Al comparar la influencia de los errores en
las estrategias de las centrales modeladas, se concluye que la incertidumbre en
los precios tiene una influencia más significativa para la central que utiliza el
gas como combustible.
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5.9. Enerǵıa casada y evolución del embalse asociado con la central j15 en el
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sin restricciones hidráulicas. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 110

5.15. Generación hidroeléctrica y termoeléctrica para el caso sin restricciones hi-
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6.12. Demanda de electricidad del sistema. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 141

6.13. Modelo de demanda residual para la hora de menor demanda en el caso de

demanda residual lineal por tramos. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 142

6.14. Modelo de demanda residual para la hora de mayor demanda en el caso de

demanda residual lineal por tramos. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 143
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xx ÍNDICE DE FIGURAS

C.7. Media de los precios estimados para la banda secundaria (marzo 2001). . . 239
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7.2. Valores Comparativos entre los Modelos de Mercado de Competencia Per-

fecta y Competencia Imperfecta . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 172

8.1. Precio medio del precio de mercado, coste de los consumidores, cuota de

mercado y beneficio diario de la compañ́ıa ĺıder. . . . . . . . . . . . . . . . . 185
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T Número de escalones de la demanda residual
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xxvi ÍNDICE DE TABLAS

λ0
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DRj Potencia mı́nima de bajada de la central eléctrica j [MW/h]
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de la central hidroeléctrica jh [(m3/s)/hm3]

P 0
j Potencia mı́nima disponible de la central eléctrica j [MW]
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δj,h,b Cantidad de enerǵıa casada de la oferta de venta j del bloque b en la hora h
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Caṕıtulo 1

Introducción

Tradicionalmente las empresas eléctricas han estado integradas en forma vertical, esto
indica que una misma empresa se encarga de todas las etapas del sistema, es decir, ge-
neración, transmisión, distribución y comercialización de la enerǵıa. Estas compañ́ıas, de
propiedad privada o pública (municipal, provincial o estatal), coexist́ıan frecuentemente
con compañ́ıas distribuidoras independientes, pero formando un monopolio al ser consi-
deradas como un servicio público. Bajo este esquema, gran parte de las maniobras de
generación, operación y planificación de los sistemas eléctricos es controlada por un or-
ganismo centralizado (operadora central), que asegure el suministro y supervisión de la
calidad del servicio eléctrico reduciendo los costes de generación, además de los costes de
transmisión y distribución.

En el año de 1982 en Chile se produjo una revolución en la forma de ver las compañ́ıas
eléctricas al crear un pool de enerǵıa en competencia tras privatizar mayoritariamente
el sector. Tuvieron que pasar varios años para que otro páıs transformara su industria,
exactamente en 1990 cuando Inglaterra y Gales liberalizan sus industrias, seguidos muy
de cerca por Argentina y Noruega, ambas en el año de 1991.

En los últimos años muchos páıses han adoptado este modelo de organización para sus
industrias eléctricas, incluyendo España (1998) [20], separando los procesos de generación,
transmisión y distribución, sustituyendo el operador central por un mercado que obedezca
las leyes de libre competencia; bajo este nuevo esquema, además de desaparecer el operador
central, surgen nuevos agentes entre los cuales podemos destacar: compañ́ıas generadoras,
comercializadoras, compañ́ıas distribuidoras y sobre todo dos operadores independientes;
uno de ellos tiene por función coordinar las transacciones económicas entre los diversos
agentes que intervienen en el mercado y un segundo operador que tiene a su cargo el
cuidado, administración y explotación de las redes eléctricas y la calidad del servicio.

En los mercados liberalizados, las compañ́ıas generadoras no tienen obligación de servi-
cio, su único objetivo es maximizar sus beneficios como producto de la venta de su enerǵıa
eléctrica. Para ello, dichas compañ́ıas elaboran sofisticadas estrategias que garanticen este
objetivo, con lo cual complican el análisis de los mercados eléctricos liberalizados.

Una de las consecuencias de la liberalización de la industria eléctrica ha sido la apa-
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2 1.1. Mecanismos de Subastas en el Mercado Mayorista de Enerǵıa

rición de mercados con caracteŕısticas de oligopolio, en muchos casos heredados de la
estructura de monopolio anterior a la liberalización [1][43]. En este caso las compañ́ıas
oligopólicas tienen la posibilidad de alterar los precios de la enerǵıa modificando su pro-
ducción de acuerdo a la cuota de mercado de sus competidores.

La tesis a la cual se refiere este documento se engloba en los mercados eléctricos
competitivos y en el problema de optimización de los beneficios obtenidos por una empresa
de generación que compite en un mercado diario de enerǵıa. Este trabajo contempla un
mercado eléctrico competitivo enmarcado en un sistema hidroeléctrico, con predominio de
generación térmica.

Es necesario establecer un mecanismo de subasta de enerǵıa con el cual se determine
el precio de la misma en un sistema hidroeléctrico; los mecanismos de subasta de tipo
complejo o semi-complejo existentes en los mercados eléctricos no contemplan la adminis-
tración de los recursos hidráulicos de forma centralizada, como por ejemplo los mercados
de España y de Inglaterra y Gales [20][82], transfiriendo este problema a las compañ́ıas de
generación. Debido a esto se plantea un modelo matemático para realizar la casación entre
las ofertas de compra y venta de enerǵıa que realizan los agentes del mercado, incluyendo
en el modelo las restricciones que caracterizan las centrales de generación hidroeléctricas
y las restricciones técnicas t́ıpicas de los grupos de generación térmicos, de esta forma se
deja en manos del operador del mercado el problema de la programación óptima de las
centrales, disminuyendo el riesgo al cual incurren las compañ́ıas de generación al momento
de interiorizar sus restricciones técnicas en sus ofertas de venta.

Los mercados eléctricos se caracterizan por la tendencia de sus participantes a explorar
las imperfecciones que presentan estos mercado, aśı las compañ́ıas de generación pueden
influir sobre los precios de la enerǵıa; esto motiva a desarrollar una metodoloǵıa para la
elaboración de estrategias de venta en el mercado mayorista de enerǵıa basándose en la
curva de demanda residual de la compañ́ıa de generación, también conocida como curva
precio-cuota. Para ello, se asume que el mercado se comporta como un mercado de compe-
tencia imperfecta, con una compañ́ıa ĺıder de mercado y con varias compañ́ıas seguidoras.
Previamente se ha desarrollado el modelo de la compañ́ıa ĺıder, basándose en la demanda
residual de dicha compañ́ıa.

1.1. Mecanismos de Subastas en el Mercado Ma-

yorista de Enerǵıa

Básicamente existen dos modelos para organizar los mercados eléctricos liberalizados,
Bolsa de Enerǵıa (Power Exchange) o Pool (Power Pool). Independiente del modelo que se
adopte, en ambos se organiza un mercado mayorista de enerǵıa al cual acuden los agentes
productores y comercializadores. Para ello es necesario establecer o calcular el precio de la
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enerǵıa eléctrica para poder realizar las diferentes transacciones comerciales que se llevan
a cabo en el mercado.

1.1.1. Mercados tipo Pool

Si el mercado eléctrico está organizado en forma de pool, el precio de la enerǵıa, gene-
ralmente se determina por medio de un despacho económico clásico centralizado (Economic
Dispatch + Unit Commitment). Los generadores que compiten remiten al despacho eco-
nómico sus ofertas de venta de enerǵıa, que en muchos casos son iguales a sus curvas de
costes o incluyendo parte de sus costes de arranque y costes variables. Algunos autores
afirman que este procedimiento no alcanza el equilibrio competitivo ya que no representa
un mecanismo transparente y fiable, debido al procedimiento o algoritmo matemático que
se emplea en la resolución del problema de despacho económico.

En [79] se argumenta que las subastas en mercados eléctricos, basadas en modelos
de unit commitment generalmente no alcanza el equilibrio competitivo. También en este
trabajo se afirma que el funcionamiento de los Pool basados en subastas de enerǵıa con
unit commitment, no siempre es factible, a pesar de ser deseable en un mercado de libre
competencia. Es decir, las actuales formulaciones del problema de unit commitment no
permiten a los generadores que compiten en el mercado maximizar sus beneficios indivi-
duales a un precio dado. Tomando esto en cuenta, los autores proponen un mecanismo
de subasta para un mercado tipo pool donde se involucran dos etapas; una primera etapa
donde se resuelve el problema primal del unit commitment y la segunda etapa donde se
calcula el incremento de precios en la oferta de las centrales necesario para obtener un
equilibrio de mercado. La formulación permite a los generadores despachados recobrar sus
costes fijos y reales declarados para maximizar sus beneficios, cuando estos participan en
un pool centralizado. El modelo matemático se implementa con ayuda la programación
entera mixta, incluyendo ĺımites de rampas, costes de arranque y tiempos de arranque y
parada.

En [67] se describe las condiciones para la existencia y determinación de equilibrio
en un mercado competitivo cuando el mercado se implementa a través de un modelo de
despacho económico centralizado. Se afirma que el equilibrio puede no existir si no hay
intersección entre la oferta total y la demanda, lo cual ocurre si la función de oferta es
discontinua debido a la no-convexidad en los ĺımites de operación de los oferentes. Cuando
esta situación ocurre, surgen los problemas de establecer los precios de la enerǵıa y de
coordinación de las centrales. Para abordar el problema, se asume que cuando no hay
equilibrio existe un exceso de oferta en la solución óptima dual, la cual puede usarse
para definir alternativas de orden de prioridad y precios para determinar un programa de
generación final. En el art́ıculo se usa una variante del método de punto interior (Interior-
point/cutting-plane) para obtener la solución del problema dual y programación dinámica
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para resolver los subproblemas de optimización.

Uno de los casos más estudiados en la literatura, es el mecanismo de subasta implantado
en Inglaterra y Gales, donde se utiliza la relajación Lagrangiana para resolver el problema
de despacho económico (Unit Commitment), donde cada oferta consiste en una función de
coste y un grupo de parámetros que definen los limites de operación de las centrales.

1.1.2. Mercados de Tipo Bolsa de Enerǵıa

Si por el contrario, se opta por establecer una bolsa de enerǵıa y dejar que la adminis-
tración de la red eléctrica y la calidad del servicio sean administradas por otro organismo,
entonces es necesario establecer un mecanismo que decida qué generadores y qué comer-
cializadores deben ser despachados y que comercializadores deben ser servidos, además de
determinar el precio de mercado para la enerǵıa eléctrica. Es decir, un proceso de casa-
ción entre las ofertas de ventas y ofertas de compras que fije el precio de mercado como
producto de la intersección de las curvas agregadas de las ofertas de venta y las ofertas
de compra, garantizando que sean despachados los agentes productores que oferten por
debajo del precio de mercado y los agentes comercializadores que oferten con un precio
mayor que el establecido por el proceso de casación.

Desde un punto de vista económico, podemos definir la intersección de ambas curvas
como el equilibrio competitivo de la oferta y la demanda en un mercado caracterizado por
la competencia perfecta [99]. Asumiendo que los vendedores y los compradores no tienen
ningún poder para influir en el mercado, el precio variará hasta el punto en el que sea
igual al coste marginal y la utilidad marginal de los participantes.

Tomado en cuenta las consideraciones económicas, el modelo a emplear en la casación
debe garantizar la transparencia en las transacciones realizadas por los distintos agentes y
que sea equitativo, es decir, que todos los participantes obtengan sus beneficios máximos,
con lo cual se garantice el beneficio social neto. El modelo de casación ideal debeŕıa combi-
nar la capacidad de modelar las restricciones técnicas propias de los sistemas eléctricos y la
transparencia de los modelos económicos. No existen en la industria eléctrica un consenso
claro acerca de cómo diseñar un mecanismo de casación que considere las caracteŕısticas
espećıficas del mercado eléctrico [110].

Revisando la literatura nos encontramos con dos trabajos que abordan el problema de
la casación horaria de enerǵıa en el mercado mayorista español. En [41] la casación de las
ofertas se realiza mediante un algoritmo basado en casación simple con un conjunto de
condiciones adicionales que permiten el tratamiento parcial de las restricciones técnicas
propias de los grupos térmicos sin abordar las restricciones concernientes a los grupos
de generación hidroeléctricos. El modelo usado plantea la casación como un problema de
optimización resuelto mediante programación lineal entera-mixta.

En [2] también se utiliza la programación lineal entera-mixta para modelar un meca-
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nismo de casación, esta vez se modela con mayor cuidado las rampas de subida y bajada
de potencia de los generadores térmicos aśı como los tiempos mı́nimos de funcionamiento
y parada, incluyendo éstas en el modelo de casación. Nuevamente, las restricciones concer-
nientes a los grupos hidráulicos se desprecian, modelando solamente los grupos térmicos
de generación.

Si en el proceso de casación se desea incluir las restricciones propias de las centrales
de generación, es importante también modelar las restricciones de los grupos hidroeléc-
tricos. En este trabajo se utiliza la programación lineal entera-mixta como herramienta
matemática para modelar las restricciones técnicas propias de los grupos hidroeléctricos y
las restricciones correspondientes a sus cuencas hidráulicas para incorporar estas restric-
ciones al modelo de casación de ofertas en un mercado mayorista de enerǵıa, además de
garantizar un procedimiento claro y transparente de casación. De esta forma se reduce el
riesgo al cual incurren las compañ́ıas de generación al momento de elaborar sus ofertas,
ya que no es necesario interiorizar sus restricciones técnicas en las ofertas de venta, y en
especial las plantas hidroeléctricas, que con este modelo de casación pueden tomar la de-
cisión de cómo administrar sus recurso h́ıdricos basándose en la programación óptima que
se le ofrece luego de ejecutar el proceso de casación. Por ejemplo, para centrales en una
misma cuenca, constituyendo una única oferta.

En esta tesis se hace uso de los avances que han experimentado los códigos en la
programación lineal en los últimos años, con lo cual es posible utilizar la aproximación
lineal por tramos [115] para modelar con mayor exactitud las caracteŕısticas no lineales y no
convexas de las centrales hidroeléctricas. La falta de linealidad es debido a la caracteŕıstica
de generación de las centrales hidroeléctricas cuyas salidas son generalmente una función
no lineal del caudal de agua que atraviesa la turbina y la altura superior del embalse.
La falta de convexidad es causada por la caracteŕıstica de generación bajo su punto de
máxima eficiencia.

Las restricciones hidráulicas propias de los embalses asociados a las centrales de ge-
neración se modelan con exactitud y nuevamente se hace uso de la aproximación lineal
por tramos para incluir la caracteŕıstica de desembalse de agua sin producción de enerǵıa
eléctrica en el modelo de casación, la cual tiene un comportamiento no lineal y depende
de los niveles del embalse.

En un mercado eléctrico liberalizado es crucial para una compañ́ıa de generación,
que entre sus unidades posean centrales hidroeléctricas, modelar en forma precisa las
caracteŕısticas de estas centrales para obtener el máximo beneficio como resultado de la
venta de su enerǵıa al precio del mercado.

Los algoritmos desarrollados en este trabajo se han implementado en el paquete comer-
cial General Algebraic Modeling System (GAMSr) [16] utilizando Cplexr 7.0 [17] como
programa optimizador para resolver lo concerniente a la programación lineal entera-mixta
basándose en la solución del problema primal.
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1.2. Elaboración de Ofertas de Venta en el Mer-

cado Mayorista de Enerǵıa

Una de las motivaciones para la aparición de los mercados eléctricos es la competencia
entre los generadores, lo cual debeŕıa redundar en mejores precios para el consumidor.
Para competir en estos nuevos mercados, las empresas de generación deben establecer
estrategias que les permitan obtener los máximos beneficios posibles por la venta de su
enerǵıa. La determinación de una estrategia óptima de oferta de venta en el mercado
mayorista de enerǵıa depende de varios factores tales como: el tamaño de la compañ́ıa, el
tipo de tecnoloǵıa de generación, el tamaño de sus competidores, el precio de mercado,
la demanda residual, el comportamiento de la demanda y las restricciones técnicas de las
centrales de generación.

También es importante considerar la estrategia que prefiera adoptar la compañ́ıa, es
decir, si decide competir como ĺıder o seguidor en el mercado. Si prefiere la segunda forma,
debe conocer con certeza el comportamiento de los precios en el mercado, ya que estos
constituyen una herramienta importante para la elaboración de una oferta óptima de venta.
En [71] se estudia la influencia que ejerce la predicción de los precios de la enerǵıa, sobre
la elaboración de ofertas para mercados de libre competencia en una compañ́ıa seguidora.

Otra herramienta crucial es la curva de demanda residual, la cual relaciona la cantidad
de enerǵıa que una empresa de generación logra colocar en el mercado con el precio de
mercado. T́ıpicamente estas curvas tienen formas escalonadas y monótonamente decre-
cientes; vista por un participante del mercado la curva de demanda residual es igual a la
demanda total menos la suma de todas las ofertas precio-cantidad ofertadas por el resto
de competidores. Esta curva tiene su mayor repercusión en el caso de que la compañ́ıa de
generación se comporte como un ĺıder del mercado, ya que dicha curva representaŕıa su
influencia sobre el precio de la electricidad para un determinado nivel de su generación.
En otras palabras, bajo el esquema de competencia imperfecta las compañ́ıas oligopólicas
o ĺıder tienen la capacidad de modificar el precio de mercado hasta el punto que maximice
su beneficio total, en detrimento de los otros competidores.

A partir de la liberalización de los mercados eléctricos han aumentados los estudios
económicos referentes a estos mercados, dichos estudios los clasifican de acuerdo el poder
de mercado de uno a varios de sus participantes en: mercados de tipo monopolio, oli-
gopolio o de competencia perfecta. Las experiencias liberalización en Europa, Australia,
Nueva Zelanda y California han demostrado que estos mercados tienen comportamiento
de oligopolio. Frecuentemente, dos, tres o cuatro compañ́ıas dominan el mercado, como es
el caso del mercado Español y Británico.

En este trabajo se ha desarrollado un modelo matemático que toma en cuenta la curva
de demanda residual para obtener la oferta óptima de una compañ́ıa de generación que



Caṕıtulo 1. Introducción 7

se comporta como ĺıder de mercado. El modelo maximiza la función de beneficio diario,
esto es los ingresos menos los costes. Debido a la dependencia entre precio y cantidad
en la función de beneficio diario, los algoritmos desarrollados han sido implementado por
medio de programación no lineal y restricciones lineales; se ha utilizado el software Discrete
Continuous Optimization Package (DICOPTr) [45] para la optimización no lineal bajo el
ambiente General Algebraic Modeling System (GAMSr) [16].

En la literatura se encuentran muchos trabajos que se preocupan del problema de
la oferta en mercados competitivos considerando como herramienta principal la curva
de demanda residual. Para atacar el problema aplican diversas técnicas para modelar
estas curvas, tales como: la aproximación lineal por tramos [10] [38], usando procesos
iterativos [9], por medio de modelos en términos de funciones probabilistas [74] o usando
aproximación por series de Taylor [29].

1.3. Objetivos

Debido al auge e importancia que han tomado en los últimos años los procesos de
liberación de los mercados de enerǵıa eléctrica, son muchos los problemas que se han
planteado para tratar de mejorar estos mercados. Para ello es necesario realizar modelos
matemáticos que simulen el comportamiento de las empresas.

En el caso de las empresas de generación es necesario modelar las centrales de genera-
ción y analizar el comportamiento de estas centrales en este nuevo entorno competitivo.
Además, este tipo de empresas tienen que elaborar ofertas de venta de sus enerǵıas para
competir en un mercado que se rige por las leyes económicas. La mayoŕıa de los nuevos
mercados se comportan como mercados de tipo oligopolio donde una o varias empresas
ejercen el papel de “ĺıder”, influenciando en forma determinante el comportamiento de los
precios, por lo tanto es importante analizar el comportamiento de este tipo de compa-
ñ́ıas y su impacto en los mercados eléctricos. Tomando todo esto en consideración se han
planteado los siguientes objetivos:

1. Proponer modelos matemáticos para simular:

1.1. Las caracteŕısticas de generación de las centrales termoeléctricas.

1.2. Los costes de generación de las centrales eléctricas, tales cómo: costes de arran-
que y parada, costes variables y costes fijos.

1.3. Las caracteŕısticas no lineales y no convexas de las centrales de generación
hidroeléctricas por medio de la aproximación lineal por tramos.

1.4. El comportamiento óptimo de las centrales de bombeo en un mercado eléctrico
competitivo aplicando la programación lineal entera mixta.



8 1.4. Organización de la Memoria

1.5. Un mecanismo de casación compleja que simule, en la forma más precisa po-
sible, el comportamiento real de un mercado eléctrico donde acudan centrales
de producción de distintas tecnoloǵıas, por medio de la programación lineal
entera-mixta y su implementación en el paquete comercial General Algebraic
Modeling System (GAMSr) [16] utilizando Cplexr 7.0 [17] para resolver lo
concerniente al problema de optimización.

1.6. El comportamiento de una compañ́ıa de generación ĺıder de mercado, por medio
de la programación no lineal y restricciones lineales usando el paquete comer-
cial General Algebraic Modeling System (GAMSr) [16] y utilizando Discrete
Continuous Optimization Package (DICOPTr) [45] para resolver lo concer-
niente al problema de optimización.

2. Elaborar una estrategia óptima de generación para una compañ́ıa oligopólica cono-
ciendo la curva de demanda residual de la compañ́ıa. El problema consiste en de-
terminar la cantidad de enerǵıa que debe ofertar cada una de las centrales de la
compañ́ıa que maximice su beneficio tomando, en considerado el comportamiento
de sus competidores, dicho comportamiento ha se modela usando la curva de de-
manda residual de la compañ́ıa. Dicha curva se obtiene al sustraer de la demanda
la oferta agregada de las compañ́ıas rivales.

3. Analizar la influencia de:

3.1. Una compañ́ıa ĺıder de mercado sobre el comportamiento de los precios de
la enerǵıa en un mercado diario de tipo oligopolio. El objetivo principal es
estudiar el poder de mercado que puede ejercer la compañ́ıa ĺıder si dispone
de la información sobre el comportamiento estratégico de sus rivales.

3.2. Del modelo adoptado para representar las curvas de demanda residual de una
compañ́ıa ĺıder, sobre la diferencia que se presenta entre el precio óptimo es-
perado y el precio real de mercado. El objetivo es comparar los precios que se
obtienen en un proceso de casación con los precios óptimos esperados, luego
que la compañ́ıa ĺıder haya ofertado sus cantidades óptimas de enerǵıa.

3.3. La exactitud en la estimación de los precios de la enerǵıa y la enerǵıa de reserva,
en la estrategia de oferta para una compañ́ıa seguidora. Para lo cual se predicen
los precios usando un desarrollo en redes neuronales.

1.4. Organización de la Memoria

La memoria de esta tesis está estructurada en diez caṕıtulos, los cuales se describen a
continuación:
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En el caṕıtulo 1 se presenta la introducción del trabajo, mostrando los objetivos y
motivaciones de la tesis. El caṕıtulo 2 presenta una revisión de los mercados de electricidad,
partiendo de una descripción de los problemas clásicos de programación de las centrales
eléctricas. Luego continúa con la clasificación de los mercados eléctricos según el poder
que pueden ejercer sus participantes y la relación que existe entre la teoŕıa de juegos
y los mercados eléctricos, aśı como la definición de poder de mercado y los ı́ndices de
concentración. Por último aborda el problema de la estrategia de oferta de enerǵıa y del
valor del agua en los mercados competitivos.

El caṕıtulo 3 incluye una descripción de las estructuras básicas de nuevos mercados
y una comparación práctica entre los distintos tipos o formas de organizar los mercado
de electricidad. el caṕıtulo también muestra la situación internacional de estos mercados,
presentando los más representativos e innovadores. El caṕıtulo concluye con una revisión
bibliográfica de las publicaciones más significativas que abordan el problema de la estra-
tegia óptima de oferta en mercados eléctricos competitivos.

El caṕıtulo 4 presenta los modelos matemáticos desarrollados para simular las caracte-
ŕısticas de las centrales hidráulicas y térmicas utilizandas en la tesis. Primero se plantean
modelos de las caracteŕısticas no lineal y no convexas de las centrales hidroeléctricas por
medio de la aproximación lineal por tramos, incluyendo las centrales de bombeo. Luego se
formulan modelos para las caracteŕısticas de generación de las centrales termoeléctricas,
aśı como de sus variables de producción, costes de arranque y parada y costes fijos.

En el caṕıtulo 5 se desarrolla un mecanismo de subasta de enerǵıa en el cual se incluyen
las restricciones hidráulicas. El problema de equilibrio óptimo del mercado es formulado
usando un algoritmo de programación lineal entera mixta. En el caṕıtulo también se pre-
senta la validación del modelo simulando la competencia de un grupo de generadores de
diferentes tecnoloǵıas de generación en un mercado diario haciendo énfasis en las centrales
hidráulicas de generación. Los casos de estudios presentan la comparación de los precios
y planes de generación que resultan para diferentes esquemas de subastas.

En el caṕıtulo 6 se modelan los beneficios que obtiene una compañ́ıa de generación ĺıder
de mercado conociendo su demanda residual. El modelo de la compañ́ıa se formula como
un problema de optimización utilizando programación no lineal con restricciones lineales
y variables binarias. Los casos de estudios presentados permiten comparar el plan de ge-
neración y los beneficios esperados para una compañ́ıa ĺıder de mercado para tres modelos
distintos de su demanda residual. El caṕıtulo finaliza con el estudio del comportamiento
estratégico de una central de bombeo en un mercado de tipo oligopolio. En este caṕıtulo
también se presentan y comparan los distintos modelos que se adoptan para simular las
curvas de demanda residual.

El problema del poder de mercado ejercido por una compañ́ıa ĺıder en un mercado
eléctrico se aborda en el caṕıtulo 7. En este caṕıtulo se presentan las estrategias óptimas
de oferta de una compañ́ıa ĺıder y se muestra un caso de estudio donde se comparan los
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precios de la enerǵıa entre un mercado de competencia perfecta y uno de competencia
imperfecta.

En el caṕıtulo 8 se estudia la influencia del modelo de la curva de demanda residual,
sobre la estrategia óptima de oferta de una compañ́ıa ĺıder de mercado, presentando un
caso de estudio donde se analiza la variación en los beneficios obtenidos para diferentes
modelos de dicha curva.

El caṕıtulo 9 analiza la influencia de la predicción de precios sobre la oferta óptima
de una compañ́ıa seguidora, para lo cual se utiliza un desarrollo en redes neuronales para
estimar los precios en un mercado de competencia perfecta. El caṕıtulo muestra la pro-
gramación horaria de un grupo de centrales y la influencia que el error en la estimación
de los precios tiene sobre los beneficios obtenidos.

En el caṕıtulo 10 se presentan las conclusiones y aportaciones más relevantes que se han
obtenido en esta tesis. Además se incluye la propuesta de las futuras ĺıneas de investigación
derivadas de los desarrollos y estudios presentados en este trabajo.

Por último se incluyen cuatro apéndices, en los tres primeros se detallan las carac-
teŕısticas de las centrales utilizadas, aśı como las curvas de demanda residual y otros
parámetros necesarios para desarrollar los casos de estudio presentados. Finalmente, en
el cuarto apéndice se presentan las publicaciones realizadas durante el desarrollo de esta
tesis.



Caṕıtulo 2

Mercados Eléctricos Competitivos

Por todo el mundo se ha extendido la poĺıtica de liberalización de la industria eléctrica,
formando mercados competitivos de enerǵıa donde las empresas de generación compiten
por colocar en el mercado su producción. Debido a la estructura tradicional de monopo-
lio que ha caracterizado a la industria eléctrica, la implantación de los nuevos mercados
ha devenido en mercados competitivos con implicaciones y modelos que se acercan más
al conocimiento propio de los economistas que a la formación técnica de los ingenieros
eléctricos. Además, para la normal operación de los mercados eléctricos, se presentan mu-
chos de los problemas t́ıpicos de los sistemas eléctricos integrados de forma vertical. Es
decir, los problemas clásicos de Despacho Económico, Unit Commitment, Coordinación
Hidrotérmica, etc., también pueden formar parte de los mercados eléctricos competitivos,
dependiendo del tipo de mercado.

En este caṕıtulo primero se abordan los problemas clásicos de programación de las
centrales eléctricas, luego se expone una revisión de los modelos clásicos en los cuales
se clasifican los mercados de acuerdo al poder que puede ejercer uno o varios de sus
participantes; también se presentan los conceptos más importantes utilizados en la teoŕıa
de juegos basándose en los trabajos realizados por Cournot, Bertrand, Stackelberg y Nash.
El objetivo principal es aclarar los conceptos más importantes utilizados en el estudio de
los mercados eléctricos competitivos.

2.1. Programación Clásica de Centrales Eléctri-

cas

La programación de centrales en sistemas eléctricos verticales, contempla algunas ta-
reas básicas como Despacho Económico, Unit Commitment, Coordinación Hidrotérmica,
etc. Estas tareas también forman parte de los mercados competitivos, como por ejemplo el
mecanismos de subasta competitivo puede estar basado en algoritmos de unit commitment
y/o despacho económico de las centrales [79][44]. Un caso representativo es el mercado de
enerǵıa implementado en Inglaterra y Gales, el cual presenta un algoritmo basado unit
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commitment para determinar el precio de mercado de la enerǵıa [82]. A continuación se
exponen los conceptos básicos de dichas tareas.

2.1.1. Despacho Económico

El despacho económico es una de las tareas fundamentales en la operación de los sis-
temas eléctricos, trata de resolver el problema de coste mı́nimo de producción de potencia
para las centrales termoeléctricas [56]. Consiste básicamente en un problema de optimiza-
ción con restricciones, donde se intenta determinar la potencia de salida de un grupo de
centrales, tal que logren satisfacer la demanda del sistema en un instante concreto a un
mı́nimo coste, esto es:

mı́n
n∑

j=1

Cj(Pj) (2.1)

sujeto a:
n∑

j=1

Pj = D (2.2)

donde n es el número de centrales eléctricas y Cj(Pj) es el coste de producción de la central
j en función de la potencia de salida. D es la demanda del sistema, Pj es la potencia
entregada por la central j. Aún cuando las caracteŕısticas de costes de producción de las
centrales eléctricas son funciones no convexas y no diferenciables, usualmente se aproximan
por funciones cuadráticas convexas, tal como se muestra en la figura 2.1; donde puede
observarse que se trata de un coste variable, función del consumo de combustible (carbón,
fuel, gas o nuclear). Entonces, la ecuación del coste de producción se puede escribir como:

Cj(Pj) = ajP
2
j + bjPj + cj (2.3)

Figura 2.1. Coste cuadrático de producción de una central térmica.
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Expresada la curva de coste en forma cuadrática, se define el Coste Incremental como la
derivada del coste de generación respecto a la potencia generada, en otras palabras el coste
incremental de una central proporcional el coste adicional al incrementar la generación en
un 1 MW , o el ahorro debido a reducir la generación en la misma cantidad.

CIj =
∂Cj(Pj)

∂Pj
= 2ajPj + bj (2.4)

El problema de despacho económico ha sido resuelto por un gran número de métodos,
entre los cuales los más extendidos son los métodos que involucran la función de Lagrange.
Básicamente esto consiste en agregar la restricción de la ecuación (2.2) a la función objetivo
expresada por la ecuación (2.1), multiplicada previamente por un multiplicador indeter-
minado [115], llamado multiplicador de Lagrange. Aśı, la función de Langrange viene dada
por:

L(Pj , λ) =
n∑

j=1

Cj(Pj) + λ

(
D −

n∑

j=1

Pj

)
(2.5)

donde λ es el multiplicador de Lagrange.

La condición necesaria para minimizar la función de Lagrange, viene dada por su
primera deriva respecto a cada una de sus variables independientes y luego igualar a cero
el grupo de ecuaciones resultantes. El número de variables está determinado por el número
de centrales que constituyan el sistema, n, más el multiplicador de Lagrange, es decir, n+1
variables.

∂L(Pj , λ)
∂Pj

=
∂Cj(Pj)

∂Pj
− λ = 0 (2.6)

∂L(Pj , λ)
∂λj

= D −
n∑

j=1

Pj = 0 (2.7)

La ecuación (2.6) significa que debe existir un valor del multiplicador de Lagrange que
garantice la condición de operación a mı́nimo coste. Por supuesto, se deben respetar las
restricciones impuestas por las ecuaciones (2.2) y (2.7). Obsérvese que de la derivada de
la función de Laplace igualada a cero respecto a la potencia se obtienen el valor del coste
incremental de cada central para un valor único del coste incremental del sistema (λ),
es decir, en el óptimo de explotación el multiplicador de Lagrange es igual a los costes
incrementales de cada generador. La figura 2.2 muestra la existencia de una valor único
del multiplicador de lagrange, para diferentes valores de los costes de producción de las
centrales, que minimiza el coste total del sistema.

Si entre las restricciones se incluye la condición de que las centrales deben generar entre
sus ĺımites mı́nimos y máximos de generación, se estaŕıa incluyendo una restricción con
desigualdad, entonces el problema es totalmente diferente al planteado por las ecuaciones
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Figura 2.2. Significado del multiplicador de Lagrange en el Despacho Económico.

(2.5)-(2.7), esto es:

min
n∑

j=1

Cj(Pj) (2.8)

sujeto a:

D −
n∑

j=1

Pj = 0 (2.9)

P 0
j 6 Pj 6 PM

j (2.10)

La función de Lagrange viene dada por:

L(Pj , λ, µmax
j , µmin

j ) =
n∑

j=1

Cj(Pj) + λ

(
D −

n∑

j=1

Pj

)
−

−
n∑

j=1

µmax
j

(
Pj − PM

j )−
n∑

j=1

µmin
j

(
P 0

j − Pj) (2.11)

aplicando las condiciones de Karush-Kuhn-Tucker [75] a la función de Lagrange de la
ecuación (2.11), resulta:

∂L(Pj , λ, µmax
j , λ, µmax

j )
∂Pj

=
dCj(Pj)

dPj
= λ + µmax

j − µmin
j (2.12)

∂L(Pj , λ, µmax
j , µmax

j )
∂λ

=
n∑

j=1

Pj −D = 0 (2.13)

µmax
j

(
Pj − Pmax

j

)
= 0 (2.14)

µmax
j

(− Pj + Pmin
j

)
= 0 (2.15)

µmin
j > 0, µmax

j > 0 (2.16)

Las condiciones de Karush-Kuhn-Tucker descritas por las ecuaciones (2.12)-(2.16) pue-
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den ser resueltas a través de cualquier técnica de optimización. Las incógnitas en es-
tas ecuaciones incluyen los niveles de generación (Pj) y los multiplicadores de Lagrange
(λ, µmax

j , µmin
j ), el número total de ecuaciones queda determinado por el número de cen-

trales (n) , es decir (3n + 1) ecuaciones.

2.1.2. Unit Commitment

El comportamiento de la demanda depende de: el tipo de carga a la cual se esté
sirviendo, las condiciones ambientales, las estaciones del año, etc., además de evolucionar
con los hábitos humanos. Para poder satisfacer estos cambio en la demanda es necesario
conectar o desconectar de la red a cierto grupo de centrales de forma tal que se cubra
la demanda, para un peŕıodo determinado. El problema clásico de Unit Commintment
incluye el despacho económico, de modo que se satisfaga la demanda del sistema en un
peŕıodo determinado, se cumplan las condiciones de operación y se minimice el coste de
producción. Se encarga entonces de:

Decidir los arranque y paradas de las centrales y sus niveles de producción en cada
nivel de carga.

Minimizar los costes de producción, arranque y parada.

Considerar todo el equipo generador y un horizonte temporal significativo. El hori-
zonte puede ser de 24 horas o de una semana.

Satisfacer las restricciones de producción, rampas, reserva, tiempos mı́nimos de fun-
cionamiento y parada, ĺımites de combustible y enerǵıa disponible.

Al igual que en el caso del problema de despacho económico, el problema de unit
commitment se ha estudiado por mucho años y son muchos los métodos de solución pre-
sentes en la literatura, aún es un problema que require mucha investigación ya que lleva
impĺıcito variables binarias debido principalmente al arranque y parada de las centrales y
la coordinación que debe existir entre ellas para reducir los costes. En [101] se presenta
una revisión de los métodos para abordar el problema de unit commitment y en [115] se
describen en forma detallada los métodos más utilizados para resolver éste problema. El
unit commitment es un problema desfasado con los nuevos mercados, con la excepción de
su uso en algoritmos de subastas [79] [67].

2.1.3. Coordinación Hidrotérmica

La coordinación hidroeléctrica es una importante actividad para la industria eléctrica
debido a su importancia económica. El objetivo es reducir al mı́nimo el coste de generación
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de las unidades térmicas y determinar el despacho de las centrales térmicas e hidráulicas,
sujeto a las restricciones térmicas e hidráulicas, de operación del sistema y a la demanda
eléctrica. Las restricciones térmicas e hidráulicas pueden incluir ĺımites de generación, ram-
pa de subida/parada, tiempo mı́nimo de funcionamiento/parada, nivel de almacenamiento
de agua, descarga de agua, descarga natural del embalse, etc.

La coordinación hidrotérmica puede tener diferentes horizontes de planificación, donde
se suelen agrupar en corto o largo plazo. La coordinación a corto plazo tiene normalmente
un horizonte de un d́ıa o una semana, y la unidad de medida es de una hora; conociendo
generalmente el caudal del ŕıo y la demanda de enerǵıa eléctrica para el peŕıodo de estudio,
La coordinación a largo plazo engloba peŕıodos mayores a una semana.

Este problema ha sido ampliamente estudiado desde 1980, como un sólo problema
[83][64] o como dos sub-problemas de la coordinación hidrotérmica a corto plazo, el cual
incluye el problema de arranque y parada de las unidades térmicas. Matemáticamente,
este problema es considerado como un problema de gran dimensión, discreto, no lineal y
no convexo. La no linealidad es debido a las caracteŕısticas de las centrales hidroelécticas,
cuya potencia de salida es una función no lineal del caudal que atraviesa sus turbinas
y la altura del agua del embalse correspondiente, esta caracteŕıstica también origina la
no convexidad del problema, ya que la curva es no convexa cerca del punto de máxima
eficiencia de la unidad hidroeléctrica. La parte discreta del problema es causada por la
condición de arranque y parada de las unidades.

Muchos son los métodos aplicados para resolver este problema, entre los más usa-
dos tenemos la programación dinámica [115][107][65], técnicas de descomposición [49][83],
programación de flujo de redes [21][50][63], programación no lineal (gradiente) [55], o com-
binaciones entre estas o con otras técnicas [73][47]. En los últimos años con los desarrollos
experimentados por los códigos de programación lineal, los desarrollos basados en progra-
mación lineal entera mixta han sido ampliamente usados para resolver el problema de la
coordinación hidrotérmica [88][24][23][39].

2.2. Clasificación de los Mercados

A partir de la liberalización de los mercados eléctricos han aumentado los estudios eco-
nómicos referentes a estos mercados. Dichos estudios los clasifican de acuerdo al poder que
puede ejercer uno o varios de sus participantes en el precio de mercado. Esta clasificación
agrupa a los mercados básicamente en tres tipos:

Competencia Perfecta

Mercados de tipo Monopolio

Mercados de tipo Oligopolio



Caṕıtulo 2. Mercados Eléctricos Competitivos 17

2.2.1. Mercados de Competencia Perfecta

El concepto de competencia perfecta se basa en que ningún agente puede influir en el
mercado. El número de compradores y vendedores es muy alto y las cantidades producidas
o demandadas por cada uno de ellos son tan pequeñas en relación con el total, que su
influencia sobre los precios es inapreciable. Para que este tipo de mercado se de en la
práctica, son muchos los factores que deben coincidir, tales como:

Libre concurrencia: Libertad de entrada y salida en la industria, es decir, que no
haya barreras que impidan a una empresa dedicarse a producir cualquier cosa.

Homogeneidad del producto: Para que haya libre competencia es necesario que
el consumidor sea indiferente a comprar el producto de una empresa o de otra,
por tanto los productos tienen que ser exactamente iguales. En otras palabras, es
necesario asegurar la indiferencia de los compradores con relación a la producción
de loa diversas empresas que participan en el mercado.

Información y racionalidad de los agentes: En los mercados de libre com-
petencia los agentes económicos conocen los precios de todos los productos, sus
caracteŕısticas y la existencia de posibles sustitutos.

Cantidad

Demanda Oferta

P
re

c
io

Figura 2.3. Precio de equilibrio en un mercado de libre competencia

En este tipo de mercado la oferta y la demanda del producto determina un precio
de equilibrio en el punto donde se cruzan ambas funciones. La figura 2.3 muestra que
un mercado de competencia perfecta el precio del producto queda determinado por la
intersección de de las curvas de oferta y demanda, y a dicho precio los agentes participantes
deciden libremente qué cantidad producir. Por consiguiente, el mercado determina el precio
y cada agente acepta este precio como un dato fijo sobre el que no puede influir. A partir
del precio de equilibrio cada participante individual producirá la cantidad que le indique
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su curva de oferta para ese precio concreto. La curva de oferta de cada empresa está
condicionada por su coste de producción.

En la realidad este tipo de mercado no existe, pues en cualquier mercado uno o va-
rios agentes tendrán la capacidad de influir sobre el desenvolvimiento del mercado. Pero
permiten medir el grado de competencia que se puede presentar añadiendo ciertas consi-
deraciones.

2.2.2. Mercados de Tipo Monopolio

Como se ha discutido anteriormente, en los mercados de competencia perfecta la pro-
ducción de cada empresa es tan pequeña en comparación con el total de la industria que
el aumento o disminución de su producción no afecta al precio. En cambio cuando se está
en presencia de un mercado de tipo monopolio, el monopolista tiene que proveer con el
producto de su empresa a todo el mercado, por lo que tendrá que tomar en consideración
la forma de la función de demanda. Al aumentar la cantidad producida provocará una
reducción en los precios que será mayor o menor dependiendo de cuál sea la elasticidad de
la demanda. En la libre competencia, la empresa considera los precios constantes e iguales
a sus ingresos medios1, en el monopolio los ingresos medios decrecen al aumentar la can-
tidad producida. Para el productor monopolista, a diferencia de la competencia perfecta,
la demanda vista por él representa la demanda del mercado.

Ingreso Marginal

Cantidad

Demanda Coste MarginalP
re

c
io

A

B

Figura 2.4. Maximización de los beneficios de un monopolio

El monopolista maximiza sus beneficios eligiendo la cantidad con la que el ingreso
marginal es igual al coste marginal [69]. En la figura 2.4 puede observarse la forma en
la cual el monopolista selecciona su nivel de producción, éste queda determinado por

1Se definen los ingresos medios como el resultado de dividir los ingresos totales entre el número
de unidades producidas; si todas las unidades se han vendido al mismo precio es evidente que el
ingreso medio será igual al precio del producto.



Caṕıtulo 2. Mercados Eléctricos Competitivos 19

la intersección de la curva de ingreso marginal2 y la de coste marginal3 (punto A), esta
intersección define la cantidad que maximiza los beneficios y entonces la curva de demanda
muestra el precio monopoĺıstico coherente con esta cantidad (punto B). De esta manera, el
monopolista sabe que cantidad debe suministrar a la demanda para obtener un beneficio
máximo usando la información obtenida de la curva de coste marginal, ingreso marginal
y demanda del mercado.

2.2.3. Mercados de Tipo Oligopolio

En el modelo de monopolio, un solo vendedor confronta a un gran número de com-
pradores; la clave para analizar este caso es entender la información que el monopolista
tiene acerca de los compradores, lo cual determina el grado en el que el monopolista puede
explotar su potencial poder de mercado.

Pero si existe un pequeño número de vendedores quienes interactúan fuertemente en
el mercado, el análisis de la decisión del mercado de la firma individual y el equilibrio
correspondiente resulta más complicado. El beneficio correspondiente para cada firma
depende no sólo de su propia decisión concerniente a cantidad y precio, sino también en la
decisión de sus competidores. Si el número de competidores es alto, por supuesto, la firma
tomará las acciones de éstas como conocidas y se obtendrá un equilibrio del mercado. Pero
cuando el número de competidores es pequeño, se desarrollan unas relaciones entre los
agentes del mercado conocidas en términos económicos como oligopolio.

Como en el oligopolio sólo hay un pequeño número de empresas, éstas pueden elegir
entre la cooperación y la no cooperación. Las empresas no cooperan cuando actúan por
cuenta propia sin llegar a un acuerdo expĺıcito o impĺıcito con otras, tratando de minimizar
la competencia entre ellas [99]. Un acuerdo entre todos los participantes de un mercado
puede tomar dos formas: fijando conjuntamente sus precios o estableciendo un reparto de
cuota de mercado. En ambos casos la situación se convierte de hecho en un monopolio y
las empresas interactuarán, teniendo en cuenta su mutua interdependencia, de manera tal
que alcancen sus potenciales beneficios de monopolio. El ejemplo más claro de colusión4

es el cártel [69].

Duopolio

Una forma muy sencilla de simular un oligopolio es el duopolio, donde sólo existen
dos firmas que abastecen el mercado y no se puede hacer distinciones entre los diferentes

2El ingreso marginal es el aumento de los ingresos totales cuando se vende una unidad más del
producto.

3El coste marginal se define como el incremento de los costes de producción al aumentar en una
unidad la cantidad producida.

4Se llama colusión a cualquier acuerdo que restrinja la lucha competitiva entre empresas.
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compradores. Por simplicidad asumiremos que ambas firmas tienen el mismo coste y éstos
están formados únicamente por sus costes marginales, c, es decir, costes fijos igual a cero.
Si Ci(yi) es la función de coste de la firma i cuando produce la cantidad yi, los costes
vienen dados por:

c1(y1) = c y1 (2.17)

c2(y2) = c y2 (2.18)

Dado que ambas firmas comparten el mercado, y no pueden discriminar, se enfrentan
a una curva de demanda descrita por la función y(p), donde p es el precio del producto. Si
el precio ofertado por la firma 1 es menor que el precio ofertado por la firma 2, p1 < p2;
entonces la primera firma será capaz de vender la cantidad y(p1), mientras que la segunda
firma no podrá colocar nada de su producción. La función de beneficio de la firma 1 es
una función de la cantidad y de los precios de mercado, esto es:

π1(y1, p1, p2) = R1(y1, p1, p2)− C(y1)

= p1y(p1)− c y1 si p1 < p2 (2.19)

= p(y1 + y2)y1 − c y1 si p1 = p2

= −c y1 si p1 > p2

donde π1 es la función de beneficio de la firma 1 y R1 representa la función de respuesta5

de la firma 1.

El beneficio para la firma 2 es similar. En esta situación el equilibrio depende cŕıtica-
mente de la estimación que cada firma realice sobre la reacción de su competidor a sus
propias poĺıticas.

Colusión

El caso extremo de la cooperación entre las firmas de un oligopolio es el cártel. Para
modelar esta situación utilizaremos nuevamente nuestro modelo de duopolio: un cártel
puede establecer el precio al nivel de monopolio y dividir el mercado en cuotas iguales,
puesto que las dos firmas son idénticas y tienen iguales costes. El equilibrio en el cártel
modelado se alcanzará cuando ambas compañ́ıas vendan sus productos a un mismo precio,
puede ser p∗1 = p∗2 = p∗ y la cuota de mercado definida por si = yi/y, donde y = y1+2. El
beneficio, π, se define como:

π∗ = p(y∗)y∗ − cy∗ (2.20)

5Las funciones de respuesta reflejan la interdependencia estratégica entre empresas u otros
agentes económicos, que se encuentran ante situaciones en las que sus decisiones dependen de las
estrategias tomadas por los demás.
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el máximo de la función se obtiene con la primera derivada, aśı:

∂π

∂y∗
= p,(y∗)y∗ · p(y∗)− c = 0 (2.21)

p(y∗)
(

1 +
p,(y∗)y∗

p(y∗)

)
= p(y∗)(1 + ηpy) = c (2.22)

y∗1 = y∗2 =
y∗

2
(2.23)

s∗1 =
y∗1
y∗

= s∗2 =
y∗2
y∗

=
1
2

(2.24)

La ecuación (2.24) indica que a un mismo precio, las firmas participantes pueden
repartirse el mercado en cuotas iguales, donde ηpy representa la elasticidad del precio
con respecto a la cantidad demanda. En otras palabras, un cártel puede actuar como un
monopolio: alcanzando todo el beneficio potencial del monopolio al dividir el mercado
entre los participantes por medio de la cuota de mercado.

2.3. Teoŕıa de Juegos y Mercados Eléctricos

La teoŕıa de juegos es un desarrollo interdisciplinario para el estudio del comportamien-
to humano, el cual depende de la interacción de las estrategias de dos o más participantes
(jugadores), quienes tienen estrategias opuestas. Samuelson [99] define la teoŕıa de juegos
como la disciplina que analiza la forma en que dos o más jugadores o agentes eligen cursos
de acciones o estrategias que afectan conjuntamente a cada uno de los participantes. Los
conceptos más importantes en esta teoŕıa pueden trazarse con los trabajos de Cournot,
Bertrand y Stackelberg [69][103]. La mayor contribución a esta teoŕıa la aportó John Nash
al presentar su teoŕıa de equilibrio conocido como Equilibrio de Nash. Los economistas
clasifican la teoŕıa de juegos en dos áreas: juegos cooperativos y juegos no cooperativos.

Los juegos no cooperativos pueden ser juegos de suma cero (nula) o juegos de suma
distinta a cero (no nula). En los juegos de suma cero, las ganancias de uno de los jugadores
es igual a la suma de las pérdidas de los jugadores. En cambio, en los juegos de suma
distinta a cero, la ganancia de uno de los jugadores no es igual a las pérdidas de los otros
jugadores. La solución para los juegos de suma distinta a cero, que fue formulada por
primera vez por Nash, es ahora el concepto de solución universalmente usado.

Los juegos no cooperativos pueden describirse usando dos tipos de formatos. El primer
formato es la forma estratégica y la segunda es la forma extensa. En la forma estratégica,
considere un juego con un grupo de jugadores, un conjunto de opciones o estrategias dispo-
nibles para los jugadores y un conjunto de resultados correspondientes a estas estrategias.
El resultado para un determinado jugador, depende no sólo de la estrategia seleccionada



22 2.3. Teoŕıa de Juegos y Mercados Eléctricos

sino también de la estrategia escogida por los otros jugadores. Adicionalmente, se asume
que las reglas del juego, las estrategias disponibles de los jugadores y los resultados son
informaciones conocidas por todos los jugadores. Se asume que cada jugador actúa racio-
nalmente para maximizar su beneficio. El problema más conocido en la teoŕıa de juego
no cooperativo es el dilema del prisionero, juego en el cual dos prisioneros capturados
muestran por qué es dif́ıcil mantener la cooperación incluso cuando ésta es mutuamente
beneficiosa [69].

Preso Y

Cooperar Traición

1\1 10\2

2\10 5\5

Preso X

Cooperar

Traición

Figura 2.5. Dilema del Prisionero

El ejemplo clásico del dilema del prisionero se puede ilustrar de la siguiente manera: dos
personas detenidas y sospechosas de cometer un delito son puestas en celdas separadas
de forma que no pueden comunicarse entre ellos. Durante el interrogatorio, cada uno
es invitado a traicionar a su colega, convirtiéndose en un arrepentido, reduciendo de
esta forma su condena. Lo que suceda depende de lo que hagan ambos prisioneros y
ninguno sabe lo que ha dicho el otro. Si los dos se callan (cooperar), serán condenados
a una pena mı́nima de un año, por falta de pruebas. Si se denuncian uno al otro (no
cooperan) cumplirán una pena de cinco años. Pero si sólo uno denuncia al otro, recibirá
una condena de 2 años, mientras su compañero recibirá el doble de la condena si ambos
se denuncian mutuamente. Las alternativas para cada prisionero pueden representarse
en forma de matriz de pagos, como se muestra en la figura 2.5, la estrategia cooperar
consiste en permanecer en silencio y no proporcionar pruebas para acusar al compañero.
Llamaremos traición a la estrategia alternativa.

Al no conocer la decisión del otro preso, la estrategia más segura es la traición. Si ambos
traicionan, el resultado para ambos es peor que si ambos hubieran elegido cooperar. Este
resultado es el denominado punto de equilibrio de Nash (ver sección 2.3.4). El dilema
del prisionero es un juego de suma no nula y representa el mejor ejemplo de los juegos no
cooperativos, los cuales constituyen la teoŕıa básica para el estudio de modelos de mercados
eléctricos de competencia imperfecta. Debido principalmente a que los beneficios extras
que puede obtener uno de los participantes repercute en forma negativa sobre los beneficios
del otro en el caso de un mercado eléctrico de tipo duopolio.



Caṕıtulo 2. Mercados Eléctricos Competitivos 23

2.3.1. Modelo de Cournot

Cournot desarrolla un modelo matemático con dos productores rivales de un producto
homogéneo. Cada productor es consciente que la decisión que tome su rival sobre su
cantidad a producir impactará en el precio que él enfrentará y en sus beneficios económicos.
Consecuentemente, cada productor escoge una cantidad que maximice sus beneficios sujeta
a la cantidad de reacción de su rival. Es decir, en este modelo cada firma asume que si ajusta
su producción su competidor no reaccionará, pero dicho rival mantendrá la producción al
mismo nivel. El precio que cada firma afrontará viene determinado por el mercado, dado
éste por la producción conjunta de ambas firmas, y = y1 + y2.

Asuma que se conoce la conoce la función de producción de dos firmas, y1 y y2, y se
desea maximizar el beneficio de una de ellas seleccionada arbitrariamente (digamos la firma
1), asumiendo que la producción de la firma 2, ye

2, es conocida y constante. Entonces, el
precio de mercado bajo este escenario viene dado por la función p(y1 + ye

2), aśı el beneficio
de la firma 1 , π1, depende de su propia producción, y1, y de la producción conocida de la
firma 2, esto es:

π1(y1; ye
2) = p(y1 + ye

2)y1 − c y1 (2.25)

la condición de primer orden para maximizar los beneficios con respecto a y1 es:

∂π1

∂y1
= p,(y1 + ye

2)y1 + p(y1 + ye
2) = c (2.26)

∂π1

∂y1
=

(
y1 + ye

2

y1 + ye
2

)
p,(y1 + ye

2) + p(y1 + ye
2) = c (2.27)

Si definimos la cuota de mercado con la cual puede contar la firma 1, si la firma 2 no
cambia sus niveles de producción, como;

se
1 =

y1

y1 + ye
2

(2.28)

y la elasticidad del precio con respecto a la cantidad demandada, como:

ηpy =
p,(y1 + ye

2)(y1 + ye
2)

p(y1 + ye
2)

(2.29)

entonces se puede afirmar que el beneficio de la compañ́ıa 1 viene dado por:

∂π1

∂y1
= p(1 + se

1ηpy) = c (2.30)

La solución para la ecuación (2.30), para y1 como una función de ye
2, esto es y1(ye

2),
se conoce como función de respuesta de la firma 1. Esto muestra que la firma 1 trata de
maximizar sus beneficios si la firma 2 produce al nivel ye

2. Si ye
2 aumenta, la demanda se
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hará menos elástica para cualquier nivel de y1, aśı los beneficios maximizando y1 decaerán.
La pendiente de la función de reacción dependerá de la forma como se modele la curva
de demanda. De forma similar se puede calcular la función de reacción de la firma dos,
y2(ye

1).

= y  [y  ]

y
2

2 1
ey

2

= y  [y  ]
1 2

ey
1

y
2

y
1

y
1y

1
y
1

*

*

Figura 2.6. Equilibrio de Cournot

Cournot argumenta que el equilibrio bajo estas condiciones ocurrirá cuando los niveles
reales de producción de cada duopolista igualen el nivel esperado por el otro, porque en
este caso ninguno de los dos tiene un incentivo para cambiarlo. El equilibrio está ilustrado
en la figura 2.6. Dado que ambas empresas maximizan sus beneficios en equilibrio y éstos
son idénticos, ellas deben tener la misma cuota de mercado. Aśı en el Equilibrio de Cournot
el precio y la cantidad de equilibrio vienen dados por la ecuación:

p∗(1 +
1
2
ηpy) = c (2.31)

En resumen, el modelo de Cournot envuelve un juego en el cual dos firmas producen
un producto idéntico y deben decidir qué cantidad producir sin saber la cantidad que
producirá el otro. Por conveniencia se asume que los costes de ambas firmas son iguales
y que representan sus costes marginales. Aśı la estrategia para cada firma es escoger la
cantidad a producir que maximice sus beneficios sin conocer la decisión de la otra firma.

El modelo de Cournot es un modelo clásico en el estudio de todo tipo de mercados eléc-
tricos de tipo oligopolio y ha sido ampliamente implementado en trabajos que se han lleva-
do a cabo en el área. En estas investigaciones se ha demostrado que el modelo de Cournot
parece ser un apropiado punto de partida para el estudio de los mercados eléctricos. Algu-
nos ejemplos de la utilización de este modelo se pueden observar en [74][109][52][112][91].
Sin embargo, los desarrollos basados en Cournot no permiten modelar en detalle los costes
de generación de las centrales [42].
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2.3.2. Modelo de Bertrand

En el año 1883, Joseph Bertrand publica un art́ıculo en la revista Journal des Savants
donde revisaba el trabajo publicado por Cournot en 1838 argumentando que lo presentado
por Cournot ameritaba ser desechado, debido a que su argumento algebraico era erróneo
y que, en consecuencia, Cournot hab́ıa llegado a una conclusión inadecuada en cuestiones
tales como la determinación del precio del duopolio y los efectos del libre comercio.

Bertrand propuso el modelo con precios en vez de cantidades, usando ésta como la
variable estratégica, con lo cual asume que cada firma puede cambiar sus propios precios
sin que el rival cambie sus precios. Dado que las dos firmas son idénticas, el equilibrio
sólo puede ocurrir cuando ellas estén ofreciendo el mismo precio. Pero este precio no debe
ser superior al coste marginal; si esto ocurre, cada una de las firmas podŕıa reducir sus
precios (asumiendo erróneamente que la otra no reducirá sus precios como respuesta a su
reacción) con la intención de apoderarse de todo el mercado. Aśı el equilibrio de Bertrand
se obtiene cuando el precio es igual a los costes marginales, esto es:

p∗ = c (2.32)

y∗ = y∗2 =
y(p∗)

2
(2.33)

s∗1 =
y∗1
y∗

= s∗2 =
y∗2
y∗

=
1
2

(2.34)

Una competencia salvaje entre dos competidores iguales conducirá a una solución de
equilibrio competitivo. Sus cuotas del mercado, si, se igualarán a un precio igual a su coste
marginal, aśı que ambos tienen cero beneficio económico. El concepto erróneo es considerar
que el rival no reaccionará a los cambios en el precio previstos por el rival para obtener
cualquiera de los beneficios potenciales del monopolio al ejercer su control sobre el mercado.
El comportamiento bajo la teoŕıa de juegos asume que cada firma escogerá el precio al
cual está dispuesta a producir. Ignorando las restricciones de ĺımites de producción, se
puede asumir que a precios más bajos la firma capturará cuotas más altas de mercado
y que ambas firmas igualan su producción a precios iguales. El juego de Bertrand tiene
una estructura similar al dilema del prisionero [69][99]. Si dos jugadores cooperan, pueden
obtener los precios de monopolio. Sin embargo, cada jugador tiene un incentivo para reducir
ligeramente su precio y capturar aśı mayor mercado aún cuando sabe que ambos jugadores
tendrán peor beneficio si ambos reducen el precio.

2.3.3. Modelo de Stackelberg

Stackelberg (1905-1946) propone que cada participante de un duopolio puede actuar
como ĺıder o como seguidor. Una de las firmas decide actuar en forma más sofisticada que



26 2.3. Teoŕıa de Juegos y Mercados Eléctricos

el modelo Cournot, pero la otra continúa actuando bajo el mismo modelo. El ĺıder es el
que decide su propio comportamiento de forma independiente, considerando que es más
fuerte y que podrá imponer al competidor este resultado. El seguidor acepta la decisión del
ĺıder como un dato y optimiza su producción basándose en el comportamiento del ĺıder.
Es decir, el ĺıder selecciona su producción tomando en cuenta la reacción de la otra firma,
escoge la cantidad y1 para maximizar el beneficio.

π1(y1; y2(y1)) = p(y1 + y2(y1))y1 − c y1 (2.35)

El modelo de Stackelberg, en resumen, es un juego donde el ĺıder, anticipando la
respuesta del otro jugador a la elección de la respuesta del ĺıder, no puede obtener una
mejor estrategia para śı mismo cambiando dicha estrategia.

Cantidad

P
re

c
io

Precio(Q)= a b- Cantidad

Figura 2.7. Parámetros de la demanda

Siguiendo con el mismo ejemplo de duopolio: Supongamos que la firma 1 actúa antes
que la firma 2 y que cuando esta última deba decidir, ya sabe lo que decidió la firma 1.
En este caso la firma 1 asume que la 2, cuando le toque moverse, hará lo mejor posible
para ella dado lo que hizo la firma 1 en la etapa anterior, es decir, asume que la firma 2
se moverá a lo largo de su función de reacción, digamos:

y2(y1) =
α− c

2β
− 1

2
y1 (2.36)

donde α y β son los parámetros de la recta que representa la demanda, tal cómo se muestra
en la figura 2.7, y c el coste marginal. Entonces el beneficio de la firma 1 sujeto a esta
restricción se puede formalizar como:

máx
y1

π1 = [α− β(y1 + y2(y1))]y1 − c y1 (2.37)
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sujeto a:

y2(y1) =
α− c

2β
− 1

2
y1 (2.38)

El problema de optimización se puede resolver por muchas v́ıas, utilizaremos la susti-
tución directa, esto es:

π1 =
[
α− β

(
y1 +

α− c

2β
− 1

2
y1

)]
y1 − c y1 (2.39)

π1 =
1
2
αy1 − βy2

1 +
1
2
c y1 +

1
2
βy2

1 − c y1 (2.40)

π1 =
1
2
y1(α− c)− 1

2
y1βy2

1 (2.41)

el máximo se obtiene cuando ∂π1
∂y1

= 0, esto es:

∂π1

∂y1
=

1
2
(α− c)− βy1 = 0 (2.42)

aśı que: ∂π1
∂y1

= 0 , esto es:

ys
1 =

1
2

(
α− c

β

)
(2.43)

y sustituyendo en la ecuación de respuesta de la firma 2, obtenemos la cantidad que ésta
debe producir.

ys
2 =

1
4

(
α− c

β

)
(2.44)

El equilibrio de Stackelberg viene dado por el punto tangencial de una de las curvas de
iso-beneficios6 de la firma 1 con la curva de respuesta de la firma 2, dado que el problema
de maximización para la firma 1 requiere ubicar el punto de producción para la firma
2 que represente el mayor beneficio para la firma 1. En otras palabras, el equilibrio de
Stackelberg puede determinarse por la intersección de las curvas de reacción de todos los
participantes del mercado, tal como se muestra en la figura 2.8.

Nótese que según las ecuaciones (2.43) y (2.44) la firma 1 produce más y obtiene
mayores utilidades que la firma 2. Asimismo, nótese que la producción total del mercado
es mayor a la de Cournot y que consecuentemente, el precio para los consumidores es
menor. Para que la firma 2 tome su decisión en función de lo que produjo la firma 1,
se requiere que la firma 1 no pueda redestinar su producción a otro fin, una vez que ya
haya producido. Esto está muy relacionado con la denominada ventaja del que se mueve
primero y con el concepto de irreversibilidad de las decisiones.

6La curva de iso-beneficios para una firma en particular, es el locus de puntos definido por
diferentes niveles de producción de todos los participantes en el mercado que mantienen constante
el beneficio de dicha firma [68].
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Figura 2.8. Equilibrio de Stackelberg

Un buen ejemplo de la aplicación del modelo de Stackelberg en mercados eléctricos, se
encuentra en [117] donde los autores asumen que la oferta total de los productores rivales
es insuficiente para satisfacer todo el mercado aśı que el ĺıder cuenta con margen suficiente
para jugar con su estrategia.

2.3.4. Equilibrio de Nash-Cournot

El modelo de Cournot comúnmente se conoce como una competencia de cantidades
entre firmas que producen un producto homogéneo. Nash estudió y redefinió dicho modelo
interpretándolo como un problema en donde un productor tiene que seleccionar su mejor
estrategia asumiendo que los otros productores mantienen fijos sus niveles de producción
[105]. A diferencia del modelo de Cournot, el esquema de Nash reconoce la interdepen-
dencia mutua de los participantes en el mercado, es decir, asume que los cambios en las
cantidades de sus competidores influira en sus decisiones.

El equilibrio de mercado se alcanza cuando todos los productores hayan ajustado sus
cantidades basándose en la decisión más reciente de sus competidores, los cuales a su
vez han ajustado sus respectivas cantidades. En otras palabras, el punto de equilibrio de
Nash es una situación en la que ninguno de los jugadores siente la tentación de cambiar
de estrategia ya que cualquier cambio implicaŕıa una disminución en sus beneficios. Este
concepto, aplicado a las cantidades como variable estratégica, es también conocido como
equilibrio de Nash-Cournot.

Borenstein [14] aplica el concepto de equilibrio de Nash-Cournot para analizar el com-
portamiento del mercado de Pennsylvania, New Jersey y Maryland (PJM), para ello afirma
que en un equilibrio de Nash-Cournot, cada firma toma en cuenta la salida o nivel de gene-
ración de todas las otras firmas y ajusta su propia producción de forma tal que maximice
sus beneficios cuando vende a un precio que corresponde a su propia curva de demanda
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residual. En equilibrio, cada firma produce al nivel que maximiza sus beneficios dado el
nivel de producción de todas las otras firmas. Otro ejemplo de la aplicación del equilibrio
de Nash-Cournot se presenta en [58].

2.4. Poder de Mercado

El poder de mercado se define como la habilidad de un participante del mercado de in-
crementar los precios haciéndolos subir del nivel competitivo, restringiendo su producción
o la entrada de nuevos agentes [13]. El ejercicio de poder de mercado significa necesaria-
mente una pérdida de beneficios por parte de los consumidores mayor que el aumento de
los ingresos de los productores. Por lo tanto, se origina una pérdida de bienestar social, lo
que significa una ineficacia económica. Además, este fenómeno conlleva una transferencia
injusta de riqueza de los consumidores a los productores. El poder de mercado también
se puede ejercer a través de la colusión, en la cual los agentes conspiran para manejar los
precios.

El único modo en que ningún agente tenga la posibilidad de ejercer poder de mercado
es que se den las condiciones de competencia perfecta. Los mercado eléctricos están lejos de
cumplir dicha condición, esto se debe a un sin número de factores, entre los que destacan:
la poca cantidad de participantes, la existencia de restricciones técnicas, las tecnoloǵıas
de generación, etc. En consecuencia, aśı como la competencia perfecta es generalmente
impracticable, tampoco es posible evitar que alguno de los participantes ejerzan su poder
de mercado.

Las técnicas para el análisis de poder de mercado se agrupan en tres categoŕıas. Éstas
son: Índices de concentración, modelos de simulación para la producción y modelos de
equilibrio.

2.4.1. Índices de concentración

Una de las medidas fundamental del ejercicio de poder de mercado es el margen precio-
coste marginal, también llamado ı́ndice de Lerner y que se identifica de la siguiente forma
[13]:

Li =
p− CMgi

p
(2.45)

donde p es el precio de mercado y CMgi es el coste marginal del producto i. El mercado
puede considerarse competitivo si los precios no exceden sus niveles de competencia per-
fecta más de un 5 por cien. En competencia perfecta los precios se asumen iguales a los
costes marginales.

El ı́ndice de concentración más conocido es el de Hirfindahl-Hirschman Index (HHI)
[86], el cual se define en términos de la cuota de mercado de los participantes, si = yi/y,
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esto es:

HHI =
n∑

i=1

s2
i (2.46)

donde n es el número de firmas y si es la cuota de mercado de la firma i. Generalmente se
considera un mercado no concentrado si el valor del ı́ndice es menor a 1000; moderadamente
concentrado si el valor se sitúa entre 1000 y 1800 y altamente concentrado para un ı́ndice
mayor de 1800.

Ambos ı́ndices pueden relacionarse usando un modelo de competencia de Cournot,
es decir, costes marginales iguales. Si p representa el precio, CMgi representa el coste
marginal y ηpy la elasticidad del precio con respecto a la demanda; la relación del ı́ndice
de Lerner con respecto a HHI puede expresarse como:

p− CMgi

p
=

HHI

ηpy
(2.47)

En otras palabras, esta relación permite medir directamente uno de los dos factores
que determinan el ejercicio del poder de mercado, como lo es el incremento del precio sobre
su valor marginal, si todas las firmas tienen idénticas funciones de coste [14].

Aunque las medidas de concentración están generalmente correlacionadas con el poder
de mercado, existen otros factores que influyen en éste, por ejemplo: los incentivos a los
productores, la elasticidad del precio de la demanda, la expansión de los competidores, las
tecnoloǵıas de generación y la potencial entrada de nuevos competidores. Por lo cual, no
es tan sencillo sacar conclusiones del poder de mercado conociendo solamente el nivel de
concentración.

2.4.2. Modelos de Producción

Los modelos de producción intentan simular el funcionamiento de los mercados eléc-
tricos competitivos, para calcular el impacto del poder de mercado midiendo directamente
el precio de mercado y los beneficios de las compañ́ıas de generación. Algunos de estos
desarrollos intentan modelar los costes de producción e incluyen una representación deta-
llada de las restricciones de las unidades de generación y las caracteŕısticas de los costes
de arranque y parada. Sin embargo, el cálculo del precio en estos modelos depende del
algoritmo espećıfico utilizado y del tratamiento que se le haga a los costes antes mencio-
nados. La mayoŕıa de los modelos permiten seleccionar curvas precio-cantidad que no son
necesariamente las mismas que los costes marginales de las unidades.

En [58] [85] se presentan aplicaciones de modelos de producción para medir el poder
de mercado en mercados eléctricos competitivos.
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2.4.3. Modelos de Equilibrio

Los modelos de equilibrio examinan el comportamiento de las compañ́ıas de generación
y su interacción basado en la teoŕıa de juegos. Hay dos tipos de modelos de equilibrio que
han sido ampliamente utilizados en la literatura. Ambos planteamientos se basan en la
obtención del equilibrio del mercado en el sentido de Nash [116].

El primero y más extendido modelo de equilibrio, está basado en la competencia de
las compañ́ıas de acuerdo a los principios de Bertrand, Cournot, Stackelberg y sus varian-
tes. Estos modelos permiten incorporar con mayor facilidad las especiales caracteŕısticas
de los agentes de producción que afectan el funcionamiento de los mercados eléctricos.
Aplicaciones de estos modelos se pueden hallar en [13][14][116].

El otro modelo que ha tenido un gran uso es el modelo de equilibrio de las funciones de
ofertas (Supply Function Equilibrium). En este modelo la estrategia de los participantes
es hallar el equilibrio de las curvas de oferta (precio-cantidad) que maximice los beneficios
de las compañ́ıas de generación. Aśı, la estrategia incluye tanto precio como cantidad. En
este juego, la variable de decisión para cada compañ́ıa es la cantidad de su función de
oferta, esta función describe cuanta enerǵıa está dispuesta la compañ́ıa a producir a un
precio dado. Day [32] afirma que este modelo está más cercano al comportamiento real de
una firma que pretende ejercer su poder de mercado para beneficiarse de su posición.

El modelo de equilibrio en funciones de oferta, fue propuesto por Green y Newbery
[43] aplicándolo al caso británico; su enfoque es una aplicación del desarrollo de Klemperer
y Meyer [59] sobre las caracteŕısticas de los mercados oligopolistas basada en el equilibrio
de funciones de ofertas.

2.5. Estrategias de Ofertas de Venta de Enerǵıa

En un mercado de competencia perfecta se asume que todos los participantes son
tomadores de precio, es decir, no tienen capacidad para influir sobre los precios. Este tipo
de mercado pocas veces se presenta en los mercados eléctricos, pero śı se da el caso de las
centrales o compañ́ıas de generación que su capacidad de producción o su cuota de mercado
no es lo suficientemente importante como influir sobre el mercado. En consecuencia, se les
puede considerar tomadoras de precio o empresas seguidoras.

La estrategia de elaboración de ofertas de venta de enerǵıa para este tipo de empresas
depende de dos variables distintas, como lo son: el precio de mercado y el coste marginal
de producción. Dependiendo de la relación entre éstas dos variables y el esquema óptimo
de producción de la central, se pueden establecer tres estrategias de ofertas [28]:

Precio igual al coste marginal de producción: Si la empresa decide ofertar su
enerǵıa a su coste marginal de producción, se garantiza que recibirá beneficios si el
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precio del mercado es mayor a sus costes marginales y que en el caso de que el precio
del mercado sea igual al su coste marginal, ésta no tendrá pérdidas.

Precio superior al coste marginal de producción: Este tipo de estrategia es
arriesgado y pretende obtener un beneficio mayor que si oferta a precios marginales,
para ello es necesario conocer el comportamiento histórico de los precios y además
disponer de centrales con costes marginales bajos. Al ofertar con precios mayores
que sus costes marginales la central se garantiza que śı es casada y el precio de
mercado es mayor o igual a su coste marginal obtendrá beneficios. Si el precio de
mercado es menor que su precio de oferta pero mayor que su coste marginal real, la
central queda fuera de la casación y por lo tanto pierde la oportunidad de obtener
beneficios como producto de su venta.

Precio menor al coste marginal de producción: Obviamente no es ventajoso
ofertar por debajo de los precios marginales de producción, este tipo de ofertas sólo
se puede implementar en el caso de mecanismos de subastas en el que se reflejen
restricciones del sistema, como costes de arranques, restricciones de la red, etc., con
lo cual la central pueda garantizar que será seleccionada el mayor tiempo posible
para reducir sus costes de arranque o parada.

En el caso de mercados de tipo oligopolio, la estrategia de las compañ́ıas participantes es
más compleja aún, ésta depende del modelo económico que la compañ́ıa adopte para com-
petir. En el siguiente caṕıtulo de este trabajo nos preocuparemos por la forma cómo una
compañ́ıa ĺıder puede establecer una oferta de venta de enerǵıa; dicha compañ́ıa se enfrenta
a su curva de demanda residual donde la empresa maximiza sus beneficios colocando en
el mercado una cantidad tal que pueda influir sobre los precios de mercado.

2.6. Valor del Agua

El valor del agua es un concepto relacionado con el uso que se le dé en un momento
determinado al agua almacenada en un embalse, ya que es posible gestionar su uso a lo
largo del tiempo. Aśı, la enerǵıa eléctrica generada en un sistema eléctrico depende de la
potencia hidráulica instalada, de las aportaciones de agua de los afluentes y de las reservas
existentes en los embalses.

La capacidad de almacenar enerǵıa de un peŕıodo a otro con la que cuentan las centra-
les hidroeléctricas introduce una relación directa entre la decisión de utilizar el agua y su
consecuencia futura. Una compañ́ıa de generación cuenta con dos alternativas para admi-
nistrar su enerǵıa hidráulica un peŕıodo determinado, utilizar el agua de sus embalses para
generar enerǵıa eléctrica o por el contrario almacenarla para su utilización en el próximo
peŕıodo. Si la compañ́ıa decide utilizar el agua en dicho peŕıodo y las aportaciones de agua
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Figura 2.9. Alternativas para el uso del agua

en los peŕıodos siguientes son altas, permitiendo aśı la recuperación de su embalse, habrá
tomado una decisión óptima. Sin embargo, si en los peŕıodos siguientes la aportación de
agua de los afluentes es escasa, será necesario recurrir a centrales térmicas con costes de
producción más elevados para satisfacer la demanda de enerǵıa en los peŕıodos siguien-
tes. En la figura 2.9 se ilustran las alternativas a las cuales se enfrenta la compañ́ıa de
generación al momento de utilizar su enerǵıa hidráulica.

En [87] se afirma que el uso óptimo del agua embalsada corresponde al punto que
minimiza la suma de los costes de operación inmediatos y futuros, asociados con el uso del
agua. En [18] se presenta un método para calcular el valor del agua; el problema se formula
por medio de la función de Lagrange donde el multiplicador de Lagrange representa el valor
marginal del agua para la compañ́ıa de generación.

En este trabajo se asume conocido el valor del agua y las centrales hidroeléctricas que
participan en el mercado eléctrico ofertan sus respectivas enerǵıa por medio de la siguiente
ecuación:

λo
jh =

Wjh

κjh
(2.48)

donde: λo
jh es el precio de enerǵıa ofertada por la central hidroeléctrica jh en [e/MWh],

Wjh es el valor del agua del embalse correspondiente a la central hidroeléctrica jh en
[e/m3] y κjh representa el valor marginal al pasar de un nivel de generación a otro, de la
curva de generación correspondiente a la central hidroeléctrica jh en [MWh/m3].





Caṕıtulo 3

Revisión de los Mercados de

Electricidad

El principal objetivo de la liberalización de los mercados eléctricos es estimular la
competencia entre las compañ́ıas de generación para la formación de mercados eléctricos
competitivos. La práctica ha demostrado que a pesar de las nuevas estructuras organizati-
vas, los mercados eléctricos tienden a la existencia de pocas compañ́ıas de generación, con
una o dos compañ́ıas de gran tamaño que dominan el mercado eléctrico. En teoŕıa el diseño
de los nuevos mercados intenta mejorar los errores cometidos en los mercados implantados
con anterioridad a dicha liberalización, organizando mercados de diversas formas y con
caracteŕısticas muchas veces distintas que obedecen a las particularidades de sus sistemas
eléctricos y a las tecnoloǵıas de generación predominantes.

Dada la variedad y grado de sofisticación que han tomado los mercados eléctricos
en los últimos años, es necesario revisar sus caracteŕısticas principales. Aśı, los objetivos
fundamentales de este caṕıtulo se pueden resumir en los siguientes:

1. Describir los modelos más comunes utilizados para el diseño de mercados eléctricos,
presentando los entes, organismos y términos asociados a dichos mercados.

2. Revisar los mercados de electricidad más representativos del sector en el ámbito
mundial.

3. Analizar los trabajos más recientes publicados en la literatura especializada en el
campo de mercados eléctricos, haciendo énfasis en la estrategia de oferta de la com-
pañ́ıa de generación.

3.1. Agentes de los Mercados

Independientemente de la estructura que presente el mercado eléctrico, éste posee agen-
tes bien definidos con caracteŕısticas y funciones muy variadas. A continuación se describen

35
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algunos agentes existentes en el mercado eléctrico español, en otros mercados puede que
no existan todos los agentes aqúı enumerados o tomen una denominación distinta. Aśı,
entre los agentes más importantes tenemos:

Generador: Representa a los generadores de la red y corresponde a las empresas
propietarias de las centrales térmicas o hidroeléctricas convencionales.

Productor Especial: Corresponde a productores no convencionales, por ejemplo
cogeneración, enerǵıa eólica, solar, etc., y auto-productores.

Distribuidor: Corresponde a las empresas distribuidoras con concesión en una zona
geográfica.

Transportistas: Se refiere a las empresas de transmisión que operan en niveles de
tensión especificados. Transportan enerǵıa eléctrica desde los centros de generación
a los centros de consumo.

Consumidor Regulado: Corresponde al consumidor final con tarifa regulada.

Consumidor Grande: Corresponde a consumidores sobre un determinado volu-
men. Puede haber más de un tipo de consumidor grande. Estos consumidores tienen
la opción de acceder a precios libremente pactados.

Comercializador: Agente económico con capacidad para comprar y vender enerǵıa.

Agente Externo: Se refiere a los actores externos al páıs que desean participar en
el mercado, ya sea como compradores o vendedores de enerǵıa.

Operador de la Red o Sistema: Ente que vela por la operación técnica y la
seguridad de la red eléctrica.

Operador del Mercado: Ente que administra el mercado financiero de compra y
venta de enerǵıa.

3.2. Componentes de los Nuevos Mercados Eléc-

tricos

En el ámbito mundial se ha propuesto y desarrollado una gran variedad de modelos de
reestructuración del sector eléctrico. Diversas y complejas estructuras tendientes a intro-
ducir condiciones de competencia se han experimentado en diferentes páıses. La distinción
entre la generación, transmisión y distribución como negocios separados e independien-
tes, como caracteŕıstica común; tiende a producir mercados que obligan a la competencia
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entre los agentes participantes en él. La separación de la etapa de generación de los nego-
cios de transmisión y distribución prevalece entre los diferentes modelos de mercado. Los
sectores de transmisión y distribución son considerados como monopolios naturales y en
general mantienen formulas regulatorias para permitir un ambiente más competitivo para
los participantes.

Figura 3.1. Estructura de los componentes de los nuevos mercados eléctricos competitivos.

En [90] se presenta una descripción de los principales componentes que estructuran los
nuevos mercados eléctricos, la cual se muestra en la figura 3.1. Cada componente de este
modelo representa un segmento de los mercados eléctricos emergentes, donde las compañ́ıas
de generación y el mercado de enerǵıa representan el sector primario y secundario, respec-
tivamente. El sector de distribución está representado por los proveedores de servicios al
por menor y los proveedores de servicios de distribución. El sector de transmisión incluye
los dueños de la red de transmisión, proveedor de servicios de transmisión (generalmente
designada por el Operador del Sistema), los proveedores de servicios complementarios y
los usuarios de la red. En ciertas estructuras de mercado, todas estas funciones son de-
sempeñadas por diferentes entidades, pero es muy frecuente que varios de estos roles sean
ejercidos a las vez por un solo agente, que posee más de una atribución o la presencia de
nuevos agentes que desempeñan nuevos roles y funciones.

3.2.1. Mercado de Generación

El mercado de generación tiene con principal objetivo motivar la competencia entre
los generadores y reducir el precio de la enerǵıa eléctrica al consumidor. Los esquemas
implantados en los nuevos mercados intentan establecer el precio con un d́ıa de antela-
ción a partir de mecanismos de subasta donde los agentes (generadores y consumidores)
declaran libremente los precios ofertados. Otras estructuras también son posibles, en base
a transacciones bilateras a precios libre entre las partes, completadas por un mercado de
excedentes y faltantes gestionado por la entidad coordinadora del sistema.
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El trabajo realizado en este tesis se basa principalmente en los mercados eléctricos
competitivos de generación. En las secciones siguientes se profundizará sobre los aspectos
principales de este tipo de mercado.

3.2.2. Mercado de Transmisión

La actividad de transmisión tiene como objetivo transportar la enerǵıa producida por
los generadores hasta los centros de consumo y permitir el acceso a los consumidores a
bloques de enerǵıa y potencia en mejores condiciones económicas, de calidad y seguridad
de suministro. El problema principal que se presenta en este mercado es la determinación
de un sistema de tarificación que motive la competencia y garantice a los dueños de la red
de transporte la retribución de sus costes.

Todo coste proviene de la prestación de un servicio determinado. Por lo tanto, es
necesario definir los servicios de la red cuyos costes se van a asignar entre los usuarios [97].
A continuación se relacionan los diversos tipos de servicios de transporte que se pueden
presentar en este mercado:

Servicio Principal

Consiste en el transporte de enerǵıa eléctrica entre los nudos definidos como frontera
entre la red de transporte y los agentes. El principal reto que se presenta en este mercado es
la selección de un sistema de tarificación que permita a la etapa de generación desarrollarse
en un ambiente competitivo. Suelen utilizarse sistemas de peajes donde el dueño de la red
de transmisión cobra por el uso de sus instalaciones, uno de los métodos más populares
es el conocido como sello de correos (postage stamp) que fija un peaje constante a cada
MWh inyectado en el sistema del transmisor [95][108]. En los últimos años ha aparecido
una nueva tendencia, en la cual tanto los consumidores y generadores tienen libre acceso
a la red y a cada uno es necesario cobrarle un peaje en función del servicio que ésta le
presta [97].

Servicios Complementarios

Los servicios complementarios son aquellas funciones que sirven de soporte al proce-
so de generación, transmisión y distribución de la electricidad, de modo de satisfacer las
condiciones de seguridad y calidad necesarias. La comisión reguladora de enerǵıa de los
Estados Unidos (Federal Energy Regulatory Commission) [37] los define como aquellos ser-
vicios necesarios para soportar la transmisión de electricidad desde los vendedores hasta
lo compradores dadas las obligaciones de las áreas de control y las compañ́ıas de trans-
misión, dentro de estas áreas, a mantener las seguridad en la operación de los sistemas
interconectados de transmisión.
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Las actividades relacionadas con los servicios complementarios tienen un coste para el
sistema, por ello es necesario buscar un esquema que retribuya estos servicios, de modo de
asegurar su provisión e incentive las inversiones necesarias. En los esquemas tradicionales,
estos servicios se provéıan de manera agregada en la enerǵıa eléctrica como obligaciones
técnicas, cuyos costes no eran reconocidos expĺıcitamente. En un mercado competitivo es
necesario identificar el sistema, cuantificar el coste de su provisión y establecer quiénes son
los consumidores y proveedores de éstos. Aśı, se puede reconocer quienes pueden proveer
servicios complementarios de mejor forma, realizando una asignación más eficiente y segura
para el sistema.

Existen muchos tipos de servicios complementarios y distintas clasificaciones de ellos.
Establecer cuales son los servicios necesarios depende del funcionamiento de cada mercado,
de los aspectos legales que regulen el negocio y de las necesidades particulares de cada
sistema eléctrico. A continuación se definen los servicios más comunes presentes en la
mayoŕıa de los mercados eléctricos:

1. Servicios de Coordinación y Operación del Sistema:

1.1. Programación y Despacho: Consiste en la planificación de la operación uti-
lizando los recursos de la generación y transmisión, que se encuentren disponi-
bles para satisfacer la demanda. Este servicio integra las actividades necesarias
para despachar las transacciones contratadas y también va asociado a las ac-
ciones en tiempo real para mantener el sistema ante variaciones de carga o
demanda. Para ello, debe existir un operador del sistema que se encargue de
coordinar todos los recursos de generación, transporte y consumo de enerǵıa
de forma de abastecer la demanda. Para lo cual, debe mantener la frecuen-
cia, ĺımites técnicos de las centrales de generación y tensiones que aseguren la
estabilidad y seguridad del sistema.

1.2. Manejo de Saturaciones: Aunque la saturación en la red de transmisión
no siempre se trata como un servicio complementario, puede considerarse aśı,
debido a que es una actividad necesaria para hacer factibles y seguros los inter-
cambios de potencia del sistema. Por lo tanto, ésta es una actividad colateral a
la producción de enerǵıa y presenta costes asociados al redespacho. Las acciones
que componen este servicio son las destinadas a reprogramar el despacho, de
forma que cumplan las restricciones por capacidad de transporte de las ĺıneas
de transmisión. para ellos debe existir un operador del sistema que coordine
la generación en cada punto o zona del sistema. Los generadores que están
dispuestos a entregar más potencia debe ser remunerados apropiadamente y
se pueden asignar cargos para incentivar a estos agentes a limitar o bajar su
producción. También es posible involucrar a los consumidores enviando señales
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de precios, según los aportes que puedan hacer en la disminución de su carga
para aliviar las ĺıneas que afectan.

2. Servicios de Control de Frecuencia:

2.1. Regulación Primaria: Consiste en proveer una adecuada capacidad de res-
puesta en recursos de generación de enerǵıa, con el fin de mantener la frecuencia
dentro de su valor nominal. La regulación primaria funciona como control pro-
porcional a la desviación de frecuencia. Las variaciones de frecuencia se originan
por desbalances de potencia debido a rápidas fluctuaciones en la generación
o en el consumo. Este servicio permite ajustar continuamente los recursos de
generación ante variaciones de carga en tiempo real. Para ello, las unidades ge-
neradoras deben disponer de reserva necesaria y ajustar sus equipos de control
automáticos de velocidad (AVR).

2.2. Regulación Secundaria: Este servicio cubre las necesidades que no han sido
satisfechas por la regulación primaria y se diferencia en el tiempo de actuación.
Consiste en el uso de la generación en ĺınea, con turbinas equipadas con regu-
ladores de velocidad, para seguir minuto a minuto las fluctuaciones de carga.
La enerǵıa cinética de los rotores es usada, dentro de un rango limitado, para
ajustar los desbalances entre generación y carga. Este servicio actúa mediante
equipos automáticos de generación (AGC) en coordinación con el operador del
sistema y se realiza con el fin de seguir las tendencias horarias y diarias de la
demanda.

2.3. Regulación Terciaria: Tiene las caracteŕısticas de la reserva secundaria, pe-
ro el tiempo de actuación es mayor. Consiste en generación disponible en el
corto plazo para gestionar el desequilibrio entre la producción y el consumo.
Este servicio es dirigido de forma manual y bajo la orientación del operador
del sistema. Opera luego que la regulación primaria y secundaria han sido ac-
cionadas, pero es necesario más reservas para volver a las condiciones normales
de operación.

3. Servicio de Control de Tensión:

3.1. Con Recursos de las Centrales de Generación: Este servicio se compone
de la producción de potencia reactiva por parte de las centrales para solucionar
los problemas de baja tensión y de la capacidad de absorber potencia reactiva
para niveles altos de tensión. De ambas formas se entrega un servicio de manera
continua o dinámica ante cambios de tensiones.

3.2. Con Recursos de otras Fuentes: Consiste en usar otros recursos de sumi-
nistro de potencia reactiva y de la red de transmisión para mantener la tensión
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entre los rangos requeridos. El consumo y la red de transmisión pueden parti-
cipar de este servicio de modo más estático, corrigiendo el factor de potencia
mediante equipos estáticos conmutables de condensadores, equipos de monito-
rización en los puntos de recepción y ajuste de los taps en los transformadores.

4. Servicio de Reposición del Sistema: Este servicio tiene como propósito res-
taurar el funcionamiento del sistema en el caso de ocurrir una gran perturbación
o colapso de éste. Un colapso se produce cuando los parámetros del sistema (ten-
sión, corriente, frecuencia) tienen variaciones inaceptables, rompiendo el equilibrio.
Para participar en este servicio las plantas generadores deben tener capacidad de
autoarranque Black-Start, es decir, empezar a funcionar sin necesidad de suministro
externo de enerǵıa eléctrica. Además, los generadores deben tener la disponibilidad
para consumir y producir reactivos, a fin de controlar la tensión durante el proceso
de restauración. También es importante tener los recursos necesarios de comunica-
ción y coordinación, de manera de mantener la flexibilidad y estabilidad del sistema,
minimizar la duración y garantizar seguridad durante el proceso.

3.2.3. Mercado de Distribución

El mercado de distribución, al igual que el de transporte, presenta caracteŕısticas na-
turales de monopolio, por lo cual deberá continuar bajo regulación en los nuevos mercados
eléctricos competitivos. La forma de regulación tradicional (coste del servicio) se basa en
que la remuneración de la compañ́ıa se establece por el ente regulador a partir de los costes
incurridos justificados más una tasa de retorno de capital invertido. Esta forma está siendo
reemplazada por una nueva filosof́ıa de regulación basada en crear incentivos para reducir
costes lo que redundará en una reducción de tarifas [40].

Los costes en los que incurren las empresas de distribución se pueden clasificar en:

1. Costes de operación y mantenimiento de las instalaciones de red.

2. Inversiones en refuerzos y nuevas instalaciones de red.

3. Costes de las pérdidas de transporte y distribución de la enerǵıa por la red.

4. Costes de comercialización de la enerǵıa a consumidores cautivos o regulados aso-
ciados a la lectura, facturación, etc.

La evaluación de los costes por los que la distribuidora va a ser remunerada es una
dif́ıcil tarea del regulador que debe resolver independientemente del mecanismo o modo de
regulación elegido. Los ingresos autorizados por el regulador son recuperados por la dis-
tribuidora a través de las tarifas que se cargan a los usuarios. A continuación se presentan
los dos esquemas de regulación por los cuales se establecen las tarifas con las cuales la
empresa de distribución recupera sus inversiones.
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Regulación por Costes de Servicio

El esquema de coste de servicio es la forma tradicional de regulación utilizada en el
sector eléctrico, donde las tarifas cargadas por la empresa son autorizadas y fijadas por
el ente regulador. Las tarifas se revisan de forma periódica, por ejemplo cada año, en
un proceso de negociación conocido como caso base. Para la determinación de los costes
de servicio los entes reguladores aplican el método de los ingresos necesarios. En [57] se
explican las partes fundamentales de este método que son la supervisión y control de los
costes de operación e inversión, la determinación del capital remunerado y la elección de
la tasa de retorno permitida.

Regulación por Incentivos

El principio básico de la regulación por incentivos es aumentar el tiempo entre los
procesos de negociación y de revisión de costes entre compañ́ıa y el ente regulador [60].
En cada peŕıodo regulatorio de algunos años, se estable una trayectoria espećıfica para los
ingresos o tarifas que la compañ́ıa puede cargar y por tanto se incentiva a la reducción de
coste para de esta forma obtener beneficios. Es decir, esta regulación debilita el v́ınculo
entre precios y costes, en cierto modo es una regulación de transición entre la regulación
de coste del servicio y la deregulation con competencia basada en precios [40].

Los peŕıodos de revisión suelen ser largos, en Estados Unidos las revisiones de costes
tienen lugar en promedio una vez cada tres o cinco años, aunque las compañ́ıas pueden
apelar a la comisión para revisar nuevamente los precios en cualquier instante.

En [7] se presenta un buen trabajo en el cual se resumen los aspectos más importantes
del negocio de distribución en los nuevos mercados eléctricos competitivos, indicando en
qué medida la regulación puede entregar incentivos de eficiencia que reflejen un compor-
tamiento competitivo para un negocio de tipo monopolio como en el caso del mercado de
distribución.

3.3. Estructuras Básicas de Mercado

Desde el punto de vista de su operación, es posible distinguir tres formas básicas para
organizar la compra y venta de enerǵıa en un mercado de libre competencia, a saber:

Pool

Bolsa de Enerǵıa (Power Exchange)

Contratos Bilaterales
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Los mercados actuales se forman tomando una combinación de alguna de estas moda-
lidades, pudiendo corresponder a una de ellas o a una combinación que contenga a todas
en forma simultánea.

3.3.1. Modelo Tipo Pool

El término Pool tiene un significado especial en los mercados de electricidad. Por
muchos años, las compañ́ıas de electricidad interconectadas de diferentes regiones se han
organizado en pool para organizar el intercambio de enerǵıa entre ellas, alguno de los cuales
usan un despacho centralizado [115]. En un mercado liberalizado, un pool es un organismo
en el cual las ofertas de los generadores se realizan de forma compleja y el operador del
mercado realiza complicados cálculos para seleccionar el precio y el plan de generación de
las centrales [106]. Chao y Wilson [25] definen el pool como un sistema donde la parti-
cipación es obligatoria y el “mercado”incluye la participación en el unit commintment y
en el scheduling. En otras palabras, es un mercado mayorista de enerǵıa que funciona por
medio de las variaciones hechas a las herramientas tradicionales de despacho económico de
potencia eléctrica que utilizan los sistemas de enerǵıa eléctrica verticalmente integrados;
es decir, haciendo una optimización centralizada y detallada de los recursos de generación
para satisfacer la demanda de electricidad de la manera más económica posible. Bajo este
esquema los generadores y consumidores renuncian a establecer relaciones directas entre
ellos.

La compra y venta de enerǵıa es valorada y determinada por un organismo inde-
pendiente, basándose en una optimización de los costes totales del sistema. Para ello,
dependiendo del esquema elegido, generadores y consumidores emiten ofertas o curvas de
costes al operador del mercado. El plan de generación resultante se transfiere al operador
del sistema, quien verifica la factibilidad técnica del mismo. De esta forma, el operador
realiza las correcciones necesarias al plan de operación y determina los servicios auxiliares
requeridos. Para las distintas etapas del procedimiento anteriormente descrito, se definen
fechas y horarios que deben ser respetados por todos los participantes [110][53].

3.3.2. Bolsa de Enerǵıa

Las Bolsas de Enerǵıa (Power Exchange) o mercados descentralizados son entidades
a las que, al igual que en el pool, acuden los generadores y consumidores para realizar
compra y venta de enerǵıa eléctrica. La experiencia internacional muestra que una Bolsa
de Enerǵıa puede adquirir estructuras muy variadas. Sin embargo, pueden ser definidas
como una parte integral o caso particular de una estructura tipo Pool, en la cual sólo se
ejecuta la función de operador de mercado.

La Bolsa de Enerǵıa estandariza los productos que puedan ser negociados en su merca-
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do, este mercado está confinado a la venta y compra de enerǵıa separados de los mercados
de transmisión. Además, no consideran los aspectos técnicos de la operación del sistema,
tales como: Servicios complementarios, saturación, etc.

Generalmente las bolsas de enerǵıa fijan el precio de la enerǵıa por medio de un me-
canismo de subasta o casación, el cual toma en cuenta las ofertas de los generadores y las
ofertas de compra de los consumidores para establecer un precio de equilibrio entre la ofer-
ta y la demanda. La forma más común de organización es el mercado diario (Day-ahead)
con subastas para cada una de las 24 horas del d́ıa [26][113] ó 48 subastas como el caso de
Inglaterra y Gales donde se realiza una subasta cada 30 minutos.

3.3.3. Contratos Bilaterales

En los mercados bilaterales los compradores y vendedores negocian directamente, aun-
que esto es facilitado t́ıpicamente por un broker o agente de bolsa. Tales mercados son
extremadamente flexibles ya que se puede realizar cualquier trato que se especifique en-
tre las partes y en los términos que ellos convengan. Pueden ser mercados directos o por
medio de agentes de bolsa y pueden ser más o menos centralizados [106][25]. Se pueden
diferenciar dos tipos básicos de Mercados Bilaterales, a saber:

Contratos Bilaterales F́ısicos

En este mercado los compradores y vendedores establecen libremente relaciones de tipo
comercial, ya sea en forma directa o a través de un comercializador. Estas relaciones se
basan en un intercambio de ofertas entre los participantes del mercado. Lo que caracteriza
este tipo de contratos es su estrecha relación con la programación resultante para las cen-
trales de generación. Mediante el contrato de abastecimiento de enerǵıa, el suministrador
asegura la inyección de potencia al sistema para un determinado plan de generación, por
parte de sus centrales de generación. A su vez, el consumidor que quiera tomar parte en
el contrato, debe orientar su consumo a la potencia especificada en el contrato pactado.

En resumen, los contratos bilaterales f́ısicos son contratos de suministro de enerǵıa
eléctrica entre un consumidor y un productor, por el que el vendedor se compromete a
proporcionar al comprador una determinada cantidad de enerǵıa a un precio acordado por
ambos.

Contratos Bilaterales Financieros

En forma análoga a los contratos f́ısicos, los tipos bilaterales financieros son productos
de un libre intercambio comercial entre suministradores y consumidores, ya sea en forma
directa o a través de un comercializador. Sin embargo, desde el punto de vista de la
operación del sistema, los contratos bilaterales financieros no afectan la programación de
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las centrales, ya que ellos tienen por objeto manejar, acorde a una estrategia de mercado,
el riesgo de variación futuras del precio de la enerǵıa eléctrica [53][106].

En el caso del mercado eléctrico español, este tipo de contrato se denominan Contratos
por Diferencias. Con este instrumento financiero los agentes participantes aseguran un
precio de compra/venta para un determinado peŕıodo (1 d́ıa, 1 semana, 1 mes, 1 año, etc.),
es un contrato con un perfil plano (el precio no cambia). A su vencimiento, el contrato se
ejecuta mediante la liquidación de la cantidad contratada por la diferencia entre el precio
pactado y el precio medio del mercado, durante el peŕıodo de ejercicio.

3.4. Comparación entre Pool, Bolsa de Enerǵıa y

Contratos Bilaterales

T́ıpicos ejemplos de Pool se pueden conseguir en New England (ISONE), New York
(NYISO), Pennsylvania-New Jersey-Meryland (PJM), mercado nórdico (NordPool), entre
otros. Otros páıses han adoptado bolsas de enerǵıas públicas o privadas, o combinación
de ambas, tales como California, Alemania (LPX), Alberta (AESO). Cada región o páıs
ha seleccionado su modelo de mercado tomando en cuenta la estructura de su industria
eléctrica y las ventajas y desventajas que presenta cada modelo.

Las bolsas de enerǵıa y los pool ofrecen varias ventajas y también algunas desventajas
comparadas con los mercados bilaterales. Una de las ventajas es un mercado centralizado
que establece un precio de mercado único para las transacciones comerciales de enerǵıa
que se contratan en el mercado. Además organizan un intercambio oficial de enerǵıa con
mı́nimo coste, sin dificultades de acceso para todos los agentes participantes, transparencia
en las operaciones que permite la regulación y el escrutinio público y motivación hacia la
competencia.

La desventaja se basa en la dependencia de la forma restrictiva de los contratos y la
poca flexibilidad de las reglas de procedimientos, y además, si la estructura de organiza-
ción y gobierno son inadecuadas, estas reglas pueden ir en perjuicio de los participantes.
Adicionalmente, muchos de los Pool y Bolsas de Enerǵıa conf́ıan en mercados bilaterales
privados para los mercados de servicios auxiliares, tal como contratos financieros para
evitar la volatilidad de los precios [25].

Los pool se pueden diferenciar de las bolsas de enerǵıa por la minuciosa integración
de sus mercados de enerǵıa, transmisión y de reserva, y más significativamente por un
organismo centralizado que optimiza el programa de generación de las centrales (por me-
dio de un programa de ordenador), tomando en cuentas las caracteŕısticas de operación,
tales como capacidad disponible, mı́nima generación estable, ĺımites de rampa, ingresos
mı́nimos, costes de operación, etc.

La ventaja de un Pool es su marcada integración de todos los aspectos de operación
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del sistema, lo cual puede resultar en un mercado más eficiente y menos vulnerable a las
uniones imperfectas entre los precios en una secuencia de mercados de enerǵıa y trans-
misión. Su desventaja es consecuencia de una centralización excesiva, puesto que requiere
una participación obligatoria y de buena voluntad por parte de los productores con los
planes de generación especificados. Generalmente los generadores son reacios a cumplir
con el plan de generación y desconf́ıan de los precios obtenidos por un programa de orde-
nador (generalmente un Unit Commitment) en vez de la casación de las ofertas enviadas
por ellos [84]. En efectos, ellos pueden percibir el programa como una caja negra cuyas
salidas pueden verse afectadas por la información de coste enviada por los generadores
[67]. La obligatoriedad de la participación es un problema fundamental, que entorpece el
desarrollo de mercados competitivos. Tanto los contratos bilaterales como las bolsas de
enerǵıa pueden promover o brindar mejores condiciones para la competencia.

Chao y Wilson [25] afirman que comparando las formas de organización, la distinción
más sobresaliente de los mercados bilaterales es el proceso continuo de negociación con
precio único para cada transacción. Las evidencias experimentales y emṕıricas indican
que, en general, los mercados bilaterales no son menos competitivos o eficientes que las
bolsas de enerǵıa o los pool. Otra ventaja de los mercados bilaterales es la diferenciación de
productos representado por la variedad de contratos y términos para su negociación y el
mantenimiento de algún grado de continuidad en sus precios. Por otro lado, los mercados
bilaterales presentan un problema de fiabilidad en relación con los mercados de transmisión
y de enerǵıa de reserva [106].

Como hemos visto cada una de las formas de organizar el mercado de enerǵıa cuenta
con sus ventajas y desventajas. Lo cual obliga a pensar que una combinación de ellos,
tomando la parte positiva de cada esquema, constituye la forma más adecuada de organizar
un mercado de enerǵıa. La tendencia de los mercados eléctricos a escala mundial demuestra
que ésta es la solución o por lo menos la mejor forma de motivar la competencia y garantizar
la fiabilidad del suministro eléctrico.

3.5. Situación Internacional

En las últimas décadas se han establecidos diversos sistemas de mercados de enerǵıa
en todo el mundo, algunos de los cuales se distinguen de otros por su particularidad y
originalidad o por ser los pioneros en establecer un modelo para determinado producto. En
esta sección daremos un pequeño repaso a los mercados de eléctricos más representativos
en el ámbito internacional.
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3.5.1. Sector Eléctrico Alemán

La Bolsa de Enerǵıa de Leipzig (LPX) inicia sus operaciones durante el primer semestre
del año 2000, creando en conjunto con EEX (European Energy Exchange) un mercado
de casación para el sector eléctrico alemán. LPX, asociada estratégicamente a la bolsa
NordPool, se enmarca en el proceso de creación de un mercado común de electricidad
en Europa, basado en los principios de subsidiaridad y reciprocidad (conjunto de normas
obligatorias y alternativas) dejando un espacio importante de autonomı́a para la creación
de un mercado competitivo en cada uno de los páıses del bloque. En 2001 LPX lanza un
mercado financiero de futuro, el European Energy Exchange Derivatives Market (EEXDM).

Alemania opta por un sistema basado en el acceso reglamentado (negociación) a las
redes de suministro con especial énfasis en la preservación de la confiabilidad y seguridad
del sistema. El mercado de electricidad se basa en la existencia de contratos bilaterales
f́ısicos de mediano y largo plazo, con la posibilidad de realizar ajustes de corto plazo a
través de la bolsa de enerǵıa. Para la coordinación de la operación de estos contratos, se
introduce el concepto de Bilanzkreis o área de balance, el cual corresponde a un conjunto
de puntos de inyección y retiro dentro de un área de control, cuya finalidad principal es la
de asociarles un plan de inyecciones y retiros de enerǵıa de la red.

El modelo de mercado se compone de un mercado f́ısico y un mercado financiero. El
mercado f́ısico lo representa European Energy Exchange actuando como un operador del
mercado, el cual organiza un mercado diario con casación el d́ıa antes de la operación
del programa (day-ahead). European Energy Exchange Derivatives Market representa el
mercado financiero de futuro proporcionando los mecanismos, personal y aquipamientos
para el funcionamiento de dicho mercado. Asimismo, proporciona los fondos para que
los agentes cubran los riesgos de dicho mercado. Los futuros eléctricos negociados en el
EEXDM son contratos estándar sobre la enerǵıa a ser producida o consumida en el futuro
a un precio acordado en el momento de establecer el contrato. Una vez cerrado el contrato,
los vendedores de la enerǵıa se comprometen a producirla y los compradores a consumirla
[35].

3.5.2. Mercado de Inglaterra y Gales

El mercado al contado de electricidad o pool inglés fue una de las innovaciones más
radicales de los años 90. Es un mercado obligatorio en el que todas las empresas generadoras
han de ofrecer cada d́ıa los precios a los que están dispuestas a vender la enerǵıa de
cada una de sus centrales para cada media hora del d́ıa siguiente. Aśı, en el mercado de
Inglaterra y Gales se determinan precios cada media hora, dividiendo el d́ıa en 48 peŕıodos
y las ofertas se desglosan por centrales y son de tipo complejo, fijándose un precio de
arranque, un precio de mantenimiento en reserva y un precio, normalmente creciente, para
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sucesivos tramos de producción. A partir de las ofertas de los generadores, la previsión de
la demanda y las reservas necesarias para cada media hora, el pool determina un precio
marginal (SMP, System Marginal Price) o precio mı́nimo al que se atiende la demanda y
que se paga a los productores por la cantidad de generación que les ha sido asignada. El
sistema marginal de precios es definido, en pocas palabras, como el precio de la central más
cara necesaria para satisfacer la demanda, ya que se despachan las centrales de acuerdo al
precio de su electricidad (Merit Order) [82]. El pool calcula el precio marginal basándose
en un despacho económico (unit commitment) [67].

El mercado Inglés fue uno de los pioneros en establecer este mecanismo, a través del
cual el mercado de enerǵıa determina el precio basándose en un algoritmo centralizado
de despacho económico. El despacho económico es utilizado como una plataforma de op-
timización para la casación en el cual los formatos de las ofertas comprenden todas las
limitaciones f́ısicas (tales como: ĺımites de potencia, restricciones de rampa, constantes de
tiempo) y componentes de costes (costes variables y costes de arranque) de las plantas de
generación. Por lo tanto, el pool necesita un mecanismo créıble para resolver el problema
de despacho económico [66].

3.5.3. El Mercado Nórdico de la Electricidad

El mercado nórdico de enerǵıa funciona como una Bolsa de Enerǵıa (Power Exchange).
Este arreglo contribuye significativamente a facilitar los negocios y la información del
mercado, además de promover la competencia y la creación de liquidez en todo el mercado
de enerǵıa. Este mercado inicia su operación oficialmente en 1993 como un mercado para
Noruega. Suecia se une en 1996, Finlandia se integra totalmente en marzo de 1999 y
Dinamarca en el peŕıodo 1999-2000.

El mercado conjunto para Noruega, Suecia, Finlandia y Dinamarca, administrado por
Nord Pool, cuenta en realidad con dos mercado: el mercado al contado, para el d́ıa siguiente
(Elspot), y el mercado a futuros, por semanas hasta un plazo máximo de tres años. El
primero conlleva la entrega f́ısica de electricidad, no aśı el segundo que es exclusivamente
un mercado financiero. Desde enero de 2002 el Elspot Market es administrado por el Nord
Pool Spot AS.

El mercado spot es un mercado no obligatorio que se basa en las ofertas de compra
y venta de enerǵıa, a pesar de que la mayoŕıa de la electricidad se negocia fuera de este
mercado, por ejemplo, en Noruega y Suecia sólo el 25 por cien de la electricidad es manejada
por Nord Pool [51], el resto es manejado por contratos bilaterales. Sin embargo, Nord Pool
juega un importante rol, puesto que los tratos comerciales tienen lugar ah́ı y el precio de
mercado (spot price) de la electricidad es una referencia importante al determinar el precio
en los contratos bilaterales.

El sistema de precios (Elspot System Price) para el mercado diario está basado en una
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casación o subasta doble (double-auction) para cada una de las 24 horas en las cuales está
segmentado el mercado del d́ıa siguiente (one-day-ahead), donde los participantes pueden
ofertar para cada una de las horas, hasta las 12 horas previas del inicio del mercado. Para
manejar las restricciones de la red, el mercado es dividido en diferentes áreas de subastas.
Cuando aparecen restricciones de transmisión en la red, los precios difieren en las distintas
áreas con precios elevados en las áreas con déficit de enerǵıa y precios bajos en las áreas
con excedente.

Los participantes hacen sus ofertas enviando sus curvas de ofertas al Nord Pool, mos-
trando en ellas cuánta enerǵıa están dispuestos a comprar o vender a diferentes precios
y en que áreas de subasta. Los participantes no conocen el precio que resulta hasta que
todos los participantes hayan enviado sus respectivas ofertas y el precio de equilibrio haya
sido calculado. Una vez el precio ha sido calculado, cada participante recibe una cantidad
a intercambiar, la cual corresponde a su precio ofertado.

Para calcular el precio, las ofertas de compra y venta son agrupadas en una curva
de ofertas (venta) y una curva de demanda (compra). Estas curvas representan las curvas
agregadas de oferta y demanda del sistema y el precio de mercado (Market-Clearing-Price)
se calcula por la intersección de ambas curvas. Si no hay restricciones de transmisión en la
red, todas las áreas de subasta se tratan como una sola y si aparecen restricciones en la red,
el sistema de precio realiza en cada área una subasta dando lugar a las ”́areas de precio”.
Por lo tanto, el mecanismo de precios también es utilizado para gestionar las restricciones
de la red, introduciendo áreas de diferentes precios.

3.5.4. El Modelo PJM

El modelo implantado en Pennsylvania, New Jersey, Delaware, Maryland, Virginia,
West Virginia, Ohio y Washigton D.C; también conocido como PJM, es el mayor y más
sofisticado mercado de electricidad con despacho centralizado de Norte América y el tercero
más grande del mundo. En abril de 1998 entra en funcionamiento el primer mercado de
enerǵıa basado en Precios Marginales Localizados (LMP) el cual toma en cuenta el coste
marginal y la localización f́ısica de la central de generación. El LMP emplea un algoritmo
de programación lineal para realizar un despacho económico centralizado a través de un
área de control independientemente de la propiedad de los generadores.

PJM es el modelo de mercado propuesto por la Comisión Federal Reguladora de Ener-
ǵıa (Federal Energy Reliability Council, FERC ), en el cual conviven varios mercados dife-
rentes. PJM administra el mercado diario (Day-Ahead Market), el mercado a tiempo real
(Real-Time Market), el mercado diario de capacidad (Daily Capacity Market), el mercado
de capacidad mensual y multi-mensual (the Monthly and the Multi-Monthly Capacity Mar-
kets), el mercado de regulación (Regulation Market) y el mercado mensual de subasta FTR
(Monthly FTR Auction Market). PJM introdujo el concepto de precio nodal de enerǵıa
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con mecanismo de casación (market-clearing prices) en abril de 1998 y el precio nodal ba-
sado en ofertas competitivas en abril de 1999. En mayo de 1999 se implementa un mercado
de subastas para los Derechos Financieros de Transmisión (Financial Transmisión Rights,
FTRs). Los mercados de capacidad fueron introducidos en enero de 1999 y se ampliaron
posteriormente a mediados de 1999 para incluir mercados mensuales y multi-mensuales. El
PJM introdujo el mercado diario de enerǵıa y el mercado de regulación en junio de 2000,
además en 2002 se implementa un mercado para la enerǵıa de reserva (Spinning Reserves).

PJM consiste básicamente en un sistema del tipo Pool, que maneja cerca de un 8 % de la
potencia de Estados Unidos, más de 540 centrales de generación de diferentes tecnoloǵıas,
suministrando enerǵıa a más de 22 millones de personas y una demanda pico cercana a
los 64.000 MW . Al igual que otros modelos, considera que la generación es un mercado
donde es posible la libre competencia, al contrario de la transmisión y la distribución.
Además este modelo, siguiendo una tendencia mundial, agrega un cuarto participante, los
comercializadores, los que a diferencia de los distribuidores no poseen ĺıneas propias y se
encargan de comprar a los generadores y venderle a los consumidores, pagando el uso de
las ĺıneas de transmisión y distribución.

El modelo está organizado en torno a un regulador de mercado y un operador técnico
y económico del sistema (PJM-ISO), que recibe ofertas de todos los generadores. La re-
sultante del proceso PJM es el cálculo de los Precios Marginales Localizados (LMP), para
cada uno de los más de 2.000 nodos bajo el control del operador PJM. Este método se
conoce como Nodal Mode.

El PJM-ISO decide el despacho basado en la oferta más barata de los generadores, en
la calidad del servicio y capacidad disponible de las ĺıneas, que supervisa minuto a minuto
a través de un moderno sistema computacional (OASIS ) y en los LMP que agregan o
restan valor a cada central.

El mercado diario de enerǵıa administrado por PJM es un mercado para el d́ıa siguiente
(day-ahead) donde los Precios Marginales Localizados son calculados para cada una de las
horas del próximo d́ıa de operación basando en las ofertas de los generadores, ofertas de la
demanda y las transacciones bilaterales enviadas al mercado diario. El mercado de enerǵıa
en tiempo real está basado en el d́ıa actual de operaciones donde los Precios Marginales
Localizados a tiempo real son calculados con intervalos de 5 minutos, tomando en cuenta
las condiciones reales de operación del sistema.

Para comprar enerǵıa en el mercado spot de PJM, se requiere que el vendedor (gene-
rador) conozca el precio marginal localizado en su nudo de generación, y que el comprador
(consumidor o comercializador) pague el precio marginal localizado en su nudo de con-
sumo. La diferencia entre los costes localizados en el nudo de generación y los nudos de
consumo representan el costo marginal de transmisión. Por lo tanto siempre se paga, al
menos, el costo marginal por la transmisión.

Este mecanismo permite que los generadores y los consumidores traten de realizar la
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inyección o retiro en puntos “baratos”, lo que depende básicamente de la saturación de las
ĺıneas. Esto es un est́ımulo a que los generadores se instalen en zonas descongestionadas,
y a la expansión de la transmisión en zonas congestionadas.

Para protegerse de la volatilidad de los precios de los LMP y proveer una “barrera”,
se crea un complejo sistema de Derechos Financieros de Transmisión (FTRs), según los
cuales los usuarios de la transmisión pueden adquirir derechos que permiten disminuir el
riesgo por la volatilidad de los precios LMP. El propósito de los FTRs es proveer a todos
los participantes del mercado la posibilidad de tener precios seguros cuando entreguen
enerǵıa a través del sistema de transmisión [89][54] [106] [113].

3.5.5. California

El sector eléctrico de California cuenta con una potencia instalada de 47.949 MW , lo
que representa el 6,4 por cien del páıs y una capacidad instalada muy similar a la española
para servir a más de 11 millones de clientes, es decir, unos 30 millones de habitantes.

La reestructuración del mercado californiano comenzó por disolver la integración entre
generación, transmisión y distribución de las 3 mayores empresas eléctricas del estado que
hasta entonces funcionaban como monopolios integrados regulados: Pacific Gas and Elec-
tric Company, primera empresa de Estados Unidos por número de clientes (4,36 millones),
que abastećıa en el norte y centro de California; Southern California Edison Company,
segunda empresa del páıs por número de clientes (4,12 millones) que abastećıa el centro y
sur del estado y San Diego Gas and Electric Company con 1,13 millones de clientes al sur
del estado. Estas empresas, sin embargo, retuvieron la distribución y una porción menor
de la generación.

Acto seguido se procedió a liberar el mercado mayorista. Para su funcionamiento fueron
creadas dos figuras separadas: Una Bolsa de Enerǵıa (Power Exchange, PX) a cargo de
operar las ofertas diarias y horarias de compradores y vendedores de enerǵıa en mercados
diarios y horarios, respectivamente y un Operador Independiente del Sistema (Independent
System Operator, ISO) a cargo de operar las ĺıneas de transmisión y asegurar la estabilidad
del sistema.

La Bolsa de Enerǵıa (PX) está concebida como un pool voluntario, un mercado en el
que inicialmente sólo están obligadas a ofertar y a comprar toda la enerǵıa las empresas
privadas de ciclo completo, las utilities, y ello por un peŕıodo transitorio de cinco años. El
resto de productores públicos e independientes pueden, pero no están obligados a ofrecer
su enerǵıa al mercado. El PX efectúa una subasta por hora en la que se establecen los
esquemas de oferta y demanda para establecer el precio de mercado

Tomando en consideración posibles problemas de saturación, transacciones establecidas
en el PX y contratos bilaterales existentes, el ISO debe equilibrar la oferta y la demanda en
todo momento, para lo cual utiliza un mercado de enerǵıa en tiempo real. Aśı, toda la oferta



52 3.5. Situación Internacional

de generadores vendida en el área de control del ISO y toda la demanda de consumidores
ubicada en tal área deben ser f́ısicamente despachables de acuerdo a lo establecido por el
ISO. Para mantener la estabilidad del sistema, el ISO además administra un mercado de
servicios auxiliares (regulación de frecuencia, capacidad de reserva, etc.)

En forma paralela a estos mercados, las empresas comercializadoras de enerǵıa son
libres de firmar contratos bilaterales de mediano y largo plazo con empresas generadoras
como una forma de cubrir parte del riesgo asociado a la volatilidad e incertidumbre de
los precios en el PX. Sin embargo, las tradicionales empresas distribuidoras que eran
responsables de servir la casi totalidad de los consumidores en un comienzo fueron privadas
de participar en el mercado de contratos y obligadas a comprar enerǵıa a precio spot en
el mercado PX [11] [25] [19].

A pesar de las buenas intenciones de la liberalización del mercado californiano, éste
entra en crisis en mayo de 2000 cuando emergen los primeros śıntomas en el mercado. Lo
cual marca el inicio de una crisis energética en California que continuó hasta mayo de 2001.
Durante este peŕıodo, California se enfrentó a una crisis energética sin precedentes hasta
el momento, la cual amenazó con socavar la fiabilidad de su sistema eléctrico, debilitar su
economı́a y la fuerza del mercado de enerǵıa en la parte oeste de los Estados Unidos. Varios
autores [76] [114] coinciden que entre las principales causas de la crisis en el mercado de
enerǵıa de California, se encuentran: fallas en la estructura del mercado, una inadecuada
regulación y por el excesivo poder de mercado ejercido por algunos de sus participantes.

3.5.6. Mercado de Electricidad Español

A finales de 1997 el mercado eléctrico español atravesó un proceso de reestructuración
y liberalización. El nuevo esquema de regulación se caracteriza por la creación de un
mercado de generación y demanda, acceso regulado a la red de transporte, la separación de
las actividades propias de la industria eléctrica (generación, transmisión y distribución).
Además de la creación de dos organismos independientes organizados como sociedades
mercantiles, pero sin potestad de comprar o vender electricidad. La Compañ́ıa Operadora
del Mercado de Electricidad (OM), como operadora del mercado, es la responsable de
la gestión económica del sistema, mientras que la Red Eléctrica de España (OS), como
operadora del sistema, es la responsable de la gestión técnica del sistema.

El mercado de producción de electricidad está compuesto por varios mercados inde-
pendientes pero interrelacionados entre ellos que contemplan contratos bilaterales f́ısicos
de mediano y largo plazo, mercado diario y mercado intradiario. Asimismo, los servicios
auxiliares se negocian en un mercado separado de modo que se respeten las condiciones
de calidad, fiabilidad y seguridad establecidas en la ley.

En el Mercado Diario se realizan la mayoŕıa de las transacciones. En dicho mercado
deben participar como oferentes todas las centrales de producción disponibles, que no estén
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vinculadas a un contrato bilateral f́ısico, aśı como los agentes externos registrados como
vendedores. Por lo cual se considera un mercado de tipo obligatorio. La parte demandante
en el mercado diario son los distribuidores, comercializadores, consumidores cualificados
y agentes externos registrados como compradores. Se compone de ofertas realizadas el d́ıa
anterior a la fecha en que se realizan las compras y venta de enerǵıa.

Los agentes que desean participar en el mercado diario presentan al Operador del Mer-
cado sus ofertas de compra o venta de enerǵıa, las cuales se agrupan en orden ascendente
para las ofertas de venta formando la Curva Agregada de Oferta y en orden descendente
de precios para las ofertas de compra que representa la Curva Agregada de Demanda.
El cálculo de los precios se basa en el punto de corte de ambas curvas que tiene como
resultado el precio de venta/compra de cada bloque de enerǵıa horario para los agentes
del mercado. Es decir, de esta forma se determina el precio marginal de la electricidad y
el volumen de enerǵıa que se acepta para cada central de compra y venta en cada peŕıodo
horario.

Los agentes que participan en el mercado también celebran contratos bilaterales f́ısicos
con duración mı́nima de un año y que deben ser comunicados al operador del mercado con
una periodicidad de tres d́ıas de anticipación conjuntamente con los puntos de suministro
y consumo, generadores y consumidores involucrados.

Una vez celebrada la sesión del mercado diario, el Operador del Sistema evalúa la
viabilidad técnica del programa de funcionamiento de las centrales de producción para
garantizar la seguridad y fiabilidad del suministro en la red de transporte. Si el resultado
de la casación del mercado diario no respeta los requisitos de calidad y confiabilidad, el
procedimiento de solución de restricciones técnicas [33] retira de la casación las ofertas
de venta que sean precisas y ordena la entrada de otras ofertas presentadas en dicha se-
sión, respetando el orden de precedencia económica. Una vez identificadas las restricciones
técnicas, el operador del sistema estudia para cada conjunto de peŕıodos horarios conse-
cutivos con restricciones técnicas, la posible solución que técnicamente las resuelvan con
un margen de seguridad adecuado.

Los problemas derivados para establecer la reserva para la regulación frecuencia/potencia
que permitan al operador del sistema hacer frente a los desequilibrios entre la generación
y el consumo se resuelven con medio de dos mercados independientes:

Un primer mercado para la regulación secundaria, que corresponde al tradicional
concepto en el que el regulador secundario puede actuar automáticamente y en los
dos sentidos. El margen de potencia, en cada uno de los dos sentidos, se conoce como
reserva o banda de regulación a subir o bajar.

Un segundo mercado para la reserva de regulación terciaria, la cual está constituida
por la variación máxima de potencia a subir o a bajar de los grupos del sistema
que puede ser movilizada en un tiempo inferior a quince minutos con objeto de
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reconstituir la reserva de regulación secundaria.

Por último, el mercado intradiario, es un mercado de ajustes de los desv́ıos en genera-
ción o en demanda que se pueden producir con posterioridad a haberse fijado el Programa
Diario Viable Definitivo al que pueden acudir como demandantes y oferentes las centrales
de producción, los distribuidores, comercializadores, consumidores cualificados y agentes
externos, que tengan la condición de agentes del mercado.

En el caso de los compradores en el mercado diario, para poder acudir al mercado
intradiario han de haber participado en la correspondiente sesión del mercado diario o en
la ejecución de un contrato bilateral f́ısico. Este mercado está organizado en seis sesiones
y debe ser analizado por Red Eléctrica para garantizar el cumplimiento de los criterios de
seguridad, tras lo cual se obtiene el Programa Horario Final [26][41][20][1].

3.6. Revisión Bibliográfica

En un mercado eléctrico perfecto, ninguno de los participantes tiene la capacidad de
influir sobre los precios, comportándose todos como agentes seguidores. Según las teoŕıas
económicas la Estrategia Óptima de Oferta para un agente generador es ofertar a sus costes
marginales de producción. Cuando un agente generador oferta a otros precios distintos
de sus marginales está explorando las imperfecciones del mercado para incrementar sus
ingresos. Podemos afirmar entonces, que una oferta estratégica es el proceso por el cual los
participantes en un mercado desarrollan ofertas con la idea de maximizar sus beneficios.

Como se estudiará más adelante los mercados eléctricos están muy lejos de la compe-
tencia perfecta, representando buenos ejemplos de mercados imperfectos; como resultado
de esto las compañ́ıas de generación deben incrementar sus ingresos por medio de ofertas
estratégicas, en otras palabras, a través de su poder de mercado.

En la literatura se encuentra una gran cantidad de trabajos que estudian el problema
de la oferta estratégica. En este apartado se analiza, en orden cronológico, los trabajos
más importantes relacionados a este tema, al tiempo que se discuten los diversos métodos
empleados para resolver dicho problema.

[30]: En este trabajo el autor presenta, para el mercado de Inglaterra y Gales, un modelo
conceptual de oferta óptima utilizando como método de solución un desarrollo basa-
do en Programación Dinámica (DP). en el cual, cada central oferta un precio para sus
respectivos bloque de enerǵıa. También modelan las incertidumbres en la demanda,
los costes del unit commitment y el comportamiento de los otros competidores.

El problema es solucionado modelando una compañ́ıa que oferta su enerǵıa en varios
bloques (MWh) con un coste fijo de producción ($) para cada uno de los peŕıodos
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del horizonte de programación. Los competidores en el mercado se modelan agru-
pando a éstos en una sola compañ́ıa de generación; los cuales ofertan sus enerǵıas
en bloques con sus respectivos precios, por lo cual se asume que esta información se
conoce previamente. La función objetivo maximiza los ingresos de la compañ́ıa, al
multiplicar la enerǵıa ofertada en cada peŕıodo por la diferencia de precios ofertados
por la empresa y la competencia.

En un mercado real, la oferta de las empresas competidoras no se puede conocer de
antemano, es decir, es imposible saber la cantidad de enerǵıa y el precio a que ofertan
las otras compañ́ıas. Sin embargo, éstas se pueden estimar o predecir basándose en
datos históricos.

[61]: En este trabajo los autores presentan una estrategia cuasi-óptima para una compa-
ñ́ıa de generación que participa en un mercado. Para ello, desarrollan primero un
mercado de enerǵıa estableciendo un conjunto de reglas, tales como que el operador
del mercado sólo permite transacciones de potencia activa, sólo el operador tienen
acceso a estas ofertas y a la información asociada. Además, se asigna la enerǵıa a
cada agente sin tener en cuenta las restricciones del sistema de transmisión.

La estrategia consiste en elaborar una función de probabilidad para el competidor
con un ĺımites superior e inferior, entonces se maximizar el valor esperado del ĺımite
inferior en la función de beneficio para la compañ́ıa de generación. Esto tiene como
efecto mejorar el valor esperado de los beneficios, pero no necesariamente representa
su valor máximo. El desarrollo sólo es valido en el caso donde dos compañ́ıas com-
piten en un único bloque de enerǵıa. En el caso de múltiples bloques o más de dos
compañ́ıas es necesario repetir varias veces el modelo. Además, una de las compa-
ñ́ıas basa su oferta en la premisa de que conoce el comportamiento de su competidor
y este comportamiento es igual a una función de densidad de probabilidad de sus
costes de producción, asumiendo que estos costes son constantes.

[44]: Los autores formulan un mercado competitivo para generadores incluyendo los as-
pectos más importantes del concepto de Pool; este concepto de pool está basado en
el England and Wales Power Pool (EGP). En particular, se concentran en modelar
la estrategia óptima de oferta para una compañ́ıa de generación tratando de apro-
vecharse, en la mejor manera posible, de los resultados del mecanismo de casación
dados los costes y las restricciones.

El modelo de mercado eléctrico competitivo presentado en este art́ıculo busca obte-
ner el precio de mercado y cantidad de potencia a despachar, para ello cada agente
vendedor de enerǵıa, t́ıpicamente generador, ofrece precios en función de la ener-
ǵıa que pueden generar; estas funciones son modeladas como funciones lineales por
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tramos entre los ĺımites mı́nimos y máximos de las centrales oferentes. Usando la in-
formación suministrada por los generadores, se determina el esquema de generación
para satisfacer la demanda prevista, a mı́nimo coste para el pool.

La coordinación y despacho de las centrales se basa en el procedimiento de subasta
competitiva, donde los generadores env́ıan los precios a los cuales estaŕıan dispues-
tos a vender su enerǵıa, luego el mecanismo de casación presentado determina el
despacho más económico que satisfaga la demanda prevista y las reservas de enerǵıa
necesarias sin violar las restricciones f́ısicas y de operación del sistema. Los gene-
radores no están obligados a revelar ninguna información concerniente a sus costes
reales. Los precios de la enerǵıa, el precio de arranque y el precio ofertado por la
capacidad de generación son decisiones estratégicas de los participantes.

Dado que la función objetivo presentada en el articulo no es convexa, se utiliza
la Relajación Lagrangiana en la solución del problema del mecanismo de casación.
Este desarrollo les conduce a la descomposición en dos subproblemas, uno de ellos en
término de los oferentes, en donde no existe acoplamiento entre las centrales en las
restricciones. Este subproblema, a su vez, es utilizado para determinar la estrategia
óptima de un generador conociendo el resultado del mecanismo de casación.

En la simulación reportada, los autores examinan la variación de los beneficios obte-
nidos de las ofertas con respecto a la variación en los parámetros y comparan éstos
con la estrategia óptima de oferta. Además ignoran el precio de la enerǵıa de reserva
y se concentran en el sistema de precios marginales. El art́ıculo representa un buen
ejemplo del funcionamiento de un mercado competitivo de generación, pero sólo en-
foca el caso de competencia perfecta, dejando de lado los modelos de oligopolio. Por
otro lado, modelan de forma expĺıcita varias restricciones técnicas de las centrales
de generación y de la red, pero no hace referencia al comportamiento de la demanda
ni su influencia en la estrategia de la oferta.

[92]: En este art́ıculo los autores simulan un mercado de tipo regional, basándose en el
modelo propuesto para California donde las empresas generadoras y comercializa-
doras env́ıan a un organismo independiente de administración sus ofertas de venta
y compra de enerǵıa, respectivamente. Estas ofertas están estructuradas en orden
ascendente de precios para las compañ́ıas de generación y en orden descendente para
las empresas comercializadoras. El precio de mercado se obtiene cuando se alcanza
un equilibrio de precios entre las ofertas de los agentes participantes.

El mercado se simula usando un Algoritmo Genético [78]. Cada miembro de la
población corresponde a una compañ́ıa de generación; los autores consideran tres
genes para cada una de las compañ́ıas de generación. En el ejemplo presentado, el
algoritmo se inicia con una población de 24 compañ́ıas de generación, donde cada 12
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nuevos reemplazan los 12 peores de la población. Asumen que todos los generadores
tienen iguales ĺımites mı́nimos y máximos de generación e igual coste de generación,
representado por una función cuadrática.

En el trabajo, los autores no consideran la interrelación de orden económico que
existe entre las compañ́ıas de generación, es decir; no especifican bajo qué tipo de
mercado compiten las compañ́ıas de generación. Además, no toman en cuenta las
restricciones técnicas de las centrales ni del sistema.

[8]: En este trabajo se ilustran las diferentes maneras como se puede ejercer el poder de
mercado usando un modelo de interacción estratégica entre generadores. Los autores
se valen de una pequeña red de cuatro nodos y cinco ĺıneas para tomar en cuenta las
restricciones de la red. En el modelo se simulan varios generadores y compradores.
Cada generador cuenta con una función lineal de coste marginal, por otra parte la
demanda también es representada por medio de una función lineal. El precio de la
enerǵıa lo obtienen aplicado la definición de beneficio total, es decir: la suma de los
beneficios totales de los generadores y los beneficios de los compradores, en otras
palabras, el punto donde se interceptan las dos rectas.

En el trabajo se modelan tres tipos de competencia entre generadores: competencia
perfecta, competencia imperfecta y monopolio. El modelo de la competencia imper-
fecta se basa en el concepto de equilibrio de las funciones de oferta, en el cual cada
generador cree que los cambios en su oferta no motiva a los generadores rivales a
modificar la curva de la ofertan que suministran. En el art́ıculo se hace un buen
estudio de cómo afectan las restricciones de la red a las estrategias de ofertas de
las compañ́ıas de generación, además de hacer una exposición clara de los mode-
los económicos que se utilizan para estudiar el comportamiento estratégico de los
generadores en un mercado eléctrico.

[104]: Los autores desarrollan una estrategia óptima de ofertas para competencia entre ge-
neradores, modelando la oferta por medio de una función lineal y el comportamiento
de los competidores usando modelos probabiĺısticos.

Presentan un mecanismo de casación para la determinación del precio de mercado de
la enerǵıa maximizando el beneficio social; el problema de optimización es formulado
usando los costes marginales de producción como las curvas de ofertas de enerǵıa.
Asumen que la maximización del beneficio social se alcanza si todos los generado-
res ofertan a sus costes marginales, lo cual representa un mercado de competencia
perfecta.

Los generadores se simulan maximizando sus beneficios, sujeto a las restricciones
del sistema, es decir: ĺımites de enerǵıa para generadores y demanda, conservación
de enerǵıa en cada nodo y las restricciones de transmisión de la red. Las ofertas de
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los generadores son funciones lineales de sus costes marginales donde los parámetros
de las rectas representan la pendiente y el punto de intersección con el eje de los
precios.

Los parámetros de las rectas para los competidores se asumen desconocidas, de la in-
formación histórica se construye una función de probabilidad para la curva de oferta
de los competidores. Estas funciones de probabilidad se usan para formular distin-
tos escenarios. Para cada escenario se obtiene un precio de mercado y una cantidad
a despachar, satisfaciendo las correspondientes restricciones de cada escenario. De
esta forma, es posible representar las decisiones de mercado (ecuación de la recta)
de los competidores, por la suma ponderada de los correspondientes beneficios en
todos los escenarios.

El ejemplo numérico presenta un caso de dos generadores y una oferta de demanda
en dos escenarios distintos, el mismo se resuelve por medio de programación no lineal
implementado en MATLABr. En el art́ıculo no hay claridad en las restricciones de
los generadores, ni las condiciones en el mecanismo de casación de la oferta. Además
de asumir un comportamiento lineal de la oferta de los competidores.

[38]: El art́ıculo describe una metodoloǵıa general para la oferta en un mercado eléctrico
liberalizado. Las decisiones de la empresa de generación son clasificadas por su rango
temporal, es decir, por el horizonte de programación: el problema de programación
semanal, lo cual está relacionado con la selección de las centrales que entrarán en
servicio y el problema de programación diaria para hallar la oferta horaria óptima.

El problema semanal se define como la diferencia entre la venta de la enerǵıa y los
costes durante un horizonte de 168 horas. Este problema determina los arranques y
paradas de las centrales de generación formulándolo por medio de la programación
lineal entera mixta. Luego se resuelve el problema de programación diaria con lo
cual se obtienen las ofertas que serán enviadas al mercado.

El comportamiento de los competidores ha sido representado por medio de la estima-
ción de sus curvas de ofertas. La predicción de estas curvas está basada en resultado
del análisis de datos históricos. Utilizan una aproximación lineal de dichas curvas,
definiendo una pendiente y un término independiente. Los beneficios de la empresa,
que es una función cuadrática que depende de la potencia generada, la aproximan
entre intervalos por un grupo de rectas tangentes a dicha curva. Cada tangente está
definida por su pendiente y su término independiente.

El ejemplo presentado por los autores contempla una compañ́ıa de generación de
28 centrales térmicas, 2 plantas nucleares y 1 hidroeléctrica. Modelando los costes
variables de las centrales por medio de rectas con término independiente igual a cero;
también incluyen costes de arranque, parada y fijos. El modelo ha sido implementa
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en GAMSr conjuntamente con Cplexr.

[52]: Hobbs, Metzler y Pang representan un mercado eléctrico oligopólico en el cual con-
viven diferentes compañ́ıas dominantes. Cada compañ́ıa de generación env́ıa sus
ofertas a un operador del sistema, escogiendo la oferta que maximice sus beneficios
sujeta a la reacción prevista de sus rivales.

El modelo para una firma es formulado como un problema matemático con restric-
ciones de equilibrio. Los autores presentan un ejemplo numérico basado en una red
de 30 nudos incluyendo el equilibrio de Nash en el cual cada participante resuel-
ve su problema de equilibrio. En el modelo de mercado propuesto en el trabajo,
los autores asumen que existen varias compañ́ıas dueñas de sus propias centrales
de producción. Cada central emite una oferta horaria de enerǵıa al operador del
sistema. Cada oferta es de la forma de una función lineal no decreciente de precio
marginal ($/MWh). La demanda la representan como una función lineal con pen-
diente negativa. El operador del sistema asigna entonces la cantidad de potencia a
vender por cada central, la cantidad de potencia a despachar a cada consumidor y
a qué precio, basándose en un flujo óptimo de potencia (OPF). El flujo óptimo de
potencia se calcula utilizando las ofertas de las centrales en vez de sus costes reales.

Desarrollan dos modelos de funciones de ofertas que representan la interacción de
las firmas, análogas al modelo de Cournot. El primero es un modelo de dos niveles
que representa el problema individual de una firma: éste determina las ofertas que
maximizan los beneficios para esta firma, mientras las ofertas de las otras firmas
permanecen constantes. El segundo modelo coordina los resultados del modelo indi-
vidual de una firma en un intento por hallar un equilibrio entre todos los generadores,
el equilibrio de Nash.

El ejemplo presentado para una sola firma incluye una red de 30 nudos, 41 ĺıneas,
12 lazos, 6 nodos de generación y 21 de carga. También consideran los costes de
generación, los ĺımites superiores en las cantidades ofertadas y los ĺımites superiores
en la transmisión de potencia. El primer nivel del problema consiste en la oferta de la
compañ́ıa donde la función la plantean como una función cuadrática que representa
los ingresos menos los costes, resuelta por el algoritmo de punto interior [72]. El
segundo nivel aborda el problema de equilibrio de precios incluyendo las restricciones
debidas a las leyes de Kirchhoff, lo cual en realidad es un problema de optimización
de flujo de potencia.

[118]: En este trabajo se presenta un modelo y método para la optimización de la oferta y
auto-coordinación de las compañ́ıas de generación. El modelo considera un operador
del sistema que selecciona las ofertas e incertidumbre en las ofertas de los otros
participantes en el mercado.
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El modelo de las ofertas consiste en parejas precio-cantidad. Para cada nivel de MW

corresponde un precio, esta oferta la aproximan por medio de una función cuadrática
de coste. La oferta propuesta por los rivales es modelada por medio de una función
probabilidad de los parámetros de su correspondiente curva cuadrática de coste.

El operador del sistema modelado en el art́ıculo decide los niveles de generación para
cada participante que satisfaga la demanda a mı́nimo coste para un horizonte de 24
horas. En términos matemáticos esto se resuelve minimizando la sumatoria de las
funciones cuadráticas de coste que modela las ofertas de las compañ́ıas competidoras.
El problema es solucionado usando Relajación Lagrangiana dividiendo el mismo en
dos subproblemas: uno para las centrales térmicas de generación y otro para el
subproblemas de las ofertas.

El modelo de la compañ́ıa en forma individual decide los niveles de generación de
cada una de sus centrales y una estrategia de oferta que maximice sus beneficios o
minimice sus costes. En el modelo sólo se consideran centrales térmicas de genera-
ción.

[74]: Los autores plantean un desarrollo basado en Algoritmos Genéticos para hallar la
estrategia óptima de oferta de un participante en un mercado eléctrico incluyendo
en el modelo la incertidumbre en el comportamiento de los competidores. Utilizan
una función probabiĺıstica lineal para la demanda residual con lo cual logran ge-
nerar diferentes escenarios del comportamiento de los rivales para cada una de las
estrategias nominales.

La estrategia de oferta está propuesta como un proceso de dos etapas. Durante el
primer paso se utiliza un procedimiento de optimización para identificar el grupo
de centrales disponibles o cantidades para luego ordenarlas por sus costes. En la
segunda etapa se valen de un algoritmo genético para optimizar la oferta de pre-
cio considerando el comportamiento de sus competidores. Dicho comportamiento es
modelado utilizando una suma ponderada de funciones probabiĺısticas, donde cada
función es un modelo estocástico que representa la estrategia básica de un competi-
dor. Los pesos son interpretados como la probabilidad de que ocurra esta particular
estrategia. Estas estrategias básicas son modeladas en términos de función probabi-
ĺıstica lineal de la demanda residual.

El modelo de mercado propuesto por los autores está controlado por un operador
de mercado quien determina el precio y la cantidad de enerǵıa a despachar. Además
asumen que dicho precio puede ser influenciado por la acción de uno de los parti-
cipantes en el mercado, con lo cual consideran un mercado de tipo oligopolio. Por
otro lado, no toman en cuenta restricciones técnicas de las centrales de generación
ni del sistema.
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[111]: La estrategia presentada por los autores asume que cada participante realiza una
oferta por medio de una función lineal y que cada participante selecciona los coefi-
cientes de esta recta que maximice sus beneficios, sujeto a las expectativas de cómo
ofertarán sus rivales.

El problema de formular una estrategia óptima de oferta es presentada por una
función objetivo que representa los beneficios de una firma en particular como los
ingresos menos los costes, este problema se resuelve directamente usando el método
de Monte Carlo [96] conjuntamente con una función de densidad de probabilidades
para los parámetros de las ecuaciones de ofertas de los rivales.

El ejemplo reportado simula la competencia entre seis generadores conociendo su
función de coste de producción y sus ĺımites de generación. La función de probabili-
dad la utilizan para modelar el comportamiento cuando todas las compañ́ıas tienen
igual información y cuando una de ellas cuenta con una información más precisa.
También analizan los efectos de la elasticidad en la demanda.

[5]: En este trabajo los autores presentan un desarrollo para la estrategia de oferta ba-
sándose en programación estocástica para obtener la oferta óptima. En el modelo
consideran la influencia que ejercen en el precio las ofertas tanto de la compañ́ıa
de generación estudiada como de sus rivales, ésta última la representan usando el
valor medio de la curva de demanda residual. Con estas curvas plantean una serie
de posibles escenarios para luego seleccionar un óptimo por medio de un árbol de
decisión.

La función objetivo para investigar la oferta óptima de la compañ́ıa se calcula como
la diferencia entre los ingresos esperados y los costes esperados. Debido a que la
ecuación de los ingresos esperados es una función no-lineal, los autores dividen esta
función en secciones convexas y aproximan cada una de ellas a una función lineal
por tramos. Consideran que la pendiente obtenida en cada segmento corresponde al
ingreso marginal de la compañ́ıa para la correspondiente cantidad de enerǵıa des-
pachada. Los autores afirman que el procedimiento de oferta estratégica presentado
es demasiado complejo debido a la cantidad de variables binarias necesarias para
linealizar la función de ingresos por lo cual sugieren una descomposición del mismo.

Por medio de la descomposición de Benders [6] los autores dividen el problema en
dos subproblemas: uno para decidir la cantidad total y precio de la enerǵıa de la
compañ́ıa y el otro para decidir cómo producir la cantidad ofertada. Ambos subpro-
blemas trabajan en forma conjunta a través de un procedimiento iterativo que se
realimentan mutuamente.

El ejemplo presentado contempla una compañ́ıa de generación con una capacidad
instalada de 4500 MW de potencia térmica y 1620 MW de potencia hidroeléctrica.
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El problema ha sido formulado en el paquete comercial GAMSr y resuelto con
Cplexr.

[29]: En este art́ıculo los autores presentan un modelo para la estrategia de ofertas en un
mercado competitivo de electricidad considerando una poĺıtica global de la empresa
de generación, pero especificando la oferta de cada central de generación.

El modelo intenta producir un precio y cantidad óptima por medio de un proceso
iterativo usando la demanda residual de la compañ́ıa de generación. El modelo de
competencia propuesto en el trabajo se basa en el concepto de equilibrio de Cour-
not, donde una compañ́ıa trata de maximizar sus beneficios considerando que los
otros competidores mantienen constantes sus comportamientos con respecto a las
estrategias de la compañ́ıa.

El modelo es una aplicación del teorema cobweb [70] aplicado a mercados eléctricos.
El proceso iterativo se inicia con la estimación, por parte del agente, del precio
final de mercado. Luego de esto, el agente calcula su cantidad óptima de producción
basándose en el precio estimado y entonces observa los efectos de su producción en el
precio de mercado que resulta al ofertar su cantidad óptima, esto lo hace observando
su curva de demanda residual. Con este nuevo precio el agente calcula su nuevo punto
óptimo de producción. El proceso continúa hasta alcanzar una convergencia en el
precio.

El ejemplo reportado muestra la aplicación del modelo a una teórica compañ́ıa de
generación que incluye centrales térmicas e hidroeléctricas asumiendo conocidas las
24 curvas de demanda residual de la compañ́ıa, una para cada hora del horizonte
de programación. El algoritmo ha sido implementado en lenguaje de programación
C y el modulo de optimización Cplexr para resolver el problema de programación
entera-mixta.

[27]: Los autores presentan en este art́ıculo un modelo matemático para determinar la
cantidad de enerǵıa que deben producir los generadores de una compañ́ıa de gene-
ración oligopólica que maximice sus beneficios en un mercado diario de enerǵıa. La
solución propuesta en una técnica descendente acoplada con técnicas de programa-
ción lineal entera mixta. La elaboración de la estrategia óptima de oferta toma en
cuenta la reacción de los competidores ante ésta.

En el modelo desarrollado se asume que cada compañ́ıa dispone de sus correspon-
dientes curvas de demandas residuales. Esta curva la definen como una función
escalonada monótonamente decreciente de la cuota de mercado de la compañ́ıa oli-
gopólica de generación. El problema de maximizar los beneficios de la compañ́ıa,
se plantea como un problema iterativo en el cual se establece un vector inicial de
precios de la curva de demanda residual y luego se calcula la enerǵıa a producir
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por cada una de las centrales de la empresa oligopólica que maximice sus beneficios.
Luego se sustituye el vector de precios y se calcula nuevamente la enerǵıa a producir;
este proceso continúa hasta que el beneficio converja, con lo cual el vector de precios
también converge, con lo cual se obtiene la oferta óptima para el mercado diario.

El ejemplo reportado presenta un pool compuesto por 80 centrales donde la empresa
oligopólica es propietaria de 20 de estas centrales, sin considerar centrales hidroeléc-
tricas. El programa fue desarrollado en GAMSr y el problema de optimización ha
sido resuelto con Cplexr.





Caṕıtulo 4

Modelos Matemáticos de las

Centrales de Generación

Diversos son los modelos adoptados para simular las restricciones técnicas de las cen-
trales de generación, muchos de ellos realizan una serie de simplificaciones debido prin-
cipalmente a las caracteŕısticas no lineales que presentan estas centrales, las cuales se
simplifican en muchos casos asumiendo una relación lineal. En este caṕıtulo se formularán
modelos de las caracteŕısticas no lineales de las centrales hidroeléctricas y termoeléctricas
valiéndose de la bondad que posee la aproximación lineal por tramos para modelar funcio-
nes no lineales y de los avances que ha experimentado en los últimos años la programación
lineal entera mixta; lo cual permite modelar funciones, bien sean cóncavas o convexas, con
un grado de exactitud bastante aceptable. Los estudios realizados en este trabajo contem-
plan a centrales tanto de tipo termoeléctrica cómo hidroeléctrica, por lo cual es necesario
definir los modelos matemáticos a utilizar para las caracteŕısticas de dichas centrales. Aśı,
los objetivos del presente caṕıtulo se pueden plantear cómo:

1. Formular modelos matemáticos de las caracteŕısticas no lineales y no convexas de
las centrales de generación hidroeléctricas por medio de la aproximación lineal por
tramos.

2. Formular modelos matemáticos de las caracteŕısticas de generación de las centrales
de generación termoeléctricas.

3. Modelar los costes de operación de las centrales eléctricas, tales cómo: costes de
arranque y parada, costes variables y costes fijos.

Los modelos matemáticos para las centrales hidroeléctricas se basan principalmente
en los trabajos realizados por Piekutowski [88] y Chang [24][23], mientras que los modelos
para las caracteŕısticas de generación de las centrales térmicas y sus costes de producción
se basan en trabajos realizados por diversos autores, entre los cuales se pueden indicar los
modelos desarrollados por Arroyo [3], Shoults [102] y Grubb [46].
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4.1. Central de Generación Hidroeléctrica

Las centrales hidroeléctricas tienen una ventaja competitiva y es su bajo coste de
operación, pero en contrapartida tienen un gran desembolso inicial debido a su elevado
coste de instalación. Su principal limitación es el volumen de agua del cual disponen para
transformar la enerǵıa mecánica en eléctrica, ya que ésta depende del volumen almacenado
en los embalses y la contribución de sus afluentes. En un mercado competitivo, es necesario
determinar el valor esperado del agua para decidir de forma adecuada en que peŕıodos
utilizarla para producir enerǵıa eléctrica [18].

La caracteŕıstica entrada-salida y el desembalse de agua sin producción de electricidad,
son las dos caracteŕısticas no lineales de las centrales hidroeléctricas que contemplan el
nivel de agua de los embalses, los cuales se modelan a continuación.

4.1.1. Caracteŕıstica Entrada-Salida

La potencia que una planta hidroeléctrica puede entregar está altamente relacionada
con el caudal que pueda circular por su turbina y la altura del salto de agua. Las centrales
hidroeléctricas cuentan con unas caracteŕısticas entrada-salida, similar al de las plantas
térmicas, que relaciona el caudal de agua que atraviesa su turbina para una determinada
altura del salto de agua con la potencia que es capaz de entregar la central. La entrada de
éstas está en términos de volumen de agua por unidad de tiempo, generalmente expresado
en m3/s ó Hm3/h, y donde la salida se expresa en términos de potencia eléctrica, MW .
La figura 4.1 muestra una curva t́ıpica para una planta hidroeléctrica.
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Figura 4.1. Característica entrada-salida de una central hidroeléctrica.

En muchos casos la generación neta de enerǵıa eléctrica se calcula como una función
de la altura del salto de agua, del caudal de agua que atraviesa la turbina y de la eficiencia
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de la máquina, esto es:

P = f(Q, h)

= 0,00981 · η · h ·Q (4.1)

= ρQ

donde ρ es el factor de productividad, η es la eficiencia de la máquina, h es la altura del
salto de agua y Q es el caudal que atraviesa la turbina.

El problema de tomar este modelo es que se considera la curva de entrada-salida de
la central de generación hidroeléctrica como una curva lineal, cometiéndose errores en
el modelo. La caracteŕıstica no lineal usualmente toma la forma mostrada en la figura
4.2, la cual presenta una región convexa cuando la central trabaja a potencia reducida
y una región cóncava cuando esta funciona cerca de su punto de máxima eficiencia. En
la práctica es inusual que las centrales hidroeléctricas operen en la región inferior de su
curva, en cambio operan cerca de sus puntos de máxima eficiencia o de apertura máxima
de las compuertas [88]. En un mercado competitivo la central de generación debe modelar
sus caracteŕısticas con la mayor precisión posible para poder competir en el mercado.
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Figura 4.2. Aproximación lineal de dos tramos de la característica entrada-salida de una
central hidroeléctrica.

Una solución práctica para modelar esta caracteŕıstica se obtiene al tratar la curva
como una función lineal por tramos haciendo uso de los valores correctos de máxima
eficiencia y caudal a máxima apertura de compuertas, tal cómo se muestra en la figura
4.2. De esta forma, la caracteŕıstica entrada-salida de las centrales hidroeléctricas pueden
expresarse como:

Pjh =

{
P 0

jh + mq1
jhα1

jh q0
jh 6 q1

jh

P 0
jh + mq1

jh

(
q1
jh − q0

jh

)
+ mq2

jhα2
jh q0

jh 6 q1
jh

(4.2)
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donde Pjh y P 0
jh representan la potencia de salida y la potencia mı́nima de la central

hidroeléctrica jh, respectivamente. mq1
jh y mq2

jh son el valor de las pendientes del primer
y segundo, respectivamente. q0

jh es el caudal mı́nimo de la central jh, q1
jh y q2

jh son los
ĺımites de los tramos y α1

jh, α2
jh son variables continuas que modelan el caudal que atraviesa

la turbina en su respectivo tramo.
La ecuación (4.2) puede ser implementada mediante una aproximación lineal de dos

tramos con las siguientes expresiones matemáticas:

Pjh,h = P 0
jhxjh,h +

2∑

k=1

mqk
jhαk

jh,h ∀jhεJH,∀h ∈ H (4.3)

Qjh,h = q0
jhxjh,h +

2∑

k=1

αk
jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (4.4)

(
q1
jh − q0

jh

)
w1

jh,h 6 α1
jh 6

(
q1
jh − q0

jh

)
xjh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (4.5)

0 6 α2
jh 6

(
q2
jh − q1

jh

)
wjh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (4.6)

w1
jh,h 6 xjh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (4.7)

donde JH es el conjunto de centrales hidroeléctricas y H es el número de horas del
horizonte de programación. Pjh,h y P 0

jh representan la potencia de salida en la hora h y la
potencia mı́nima de la central hidroeléctrica jh, respectivamente. mqk

jh es la pendiente del
k-ésimo tramo de la caracteŕıstica entrada-salida de central jh. αk

jh,h son variables positivas
que representan el caudal que atraviesa la turbina en el k-ésimo tramo de la central jh

en la hora h. Qjh,h es el caudal que atraviesa la turbina de la central jh en la hora h, q1
jh

y q2
jh representan el ĺımite superior del primer y segundo tramo, respectivamente, de la

central jh. w1
jh,h es una variable binaria e igual a 1 si el tramo de la central jh, al cual

controla, es requerido al inicio de la hora h. xjh,h son variables binarias e iguales a 1 si la
central jh está conectada al inicio de la hora h.

Analicemos lo que sucede con las ecuaciones (4.3) a (4.7) para los dos valores que puede
tomar la variable de control w1

jh,h:

Caso 1: w1
jh,h = 0, la ecuación (4.5) obliga a 0 6 α1

jh 6
(
q1
jh − q0

jh

)
y la ecuación (4.6)

obliga a 0 6 α2
jh 6 0, por lo tanto, la variable α1

jh toma un valor positivo menor o
igual a q1

jh − q0
jh, y la variable α2

jh = 0 . Con lo cual el caudal turbinado es igual a:
Qjh,h = q0

jh +α1
jh,h y la potencia generada viene dada por: Pjh,h = P 0

jh +mq1
jhα1

jh,h.

Caso 2: w1
jh,h = 1, La ecuación (4.5) obliga a (q1

jh−q0
jh) 6 α1

jh 6 (q1
jh−q0

jh), y la ecuación
(4.6) obliga a 0 6 α2

jh 6 (q2
jh−q1

jh), por lo tanto, la variable α1
jh,h es igual a q1

jh−q0
jh y

la variable α2
jh,h toma un valor positivo menor o igual que la diferencia q2

jh−q1
jh. Con

lo que el caudal que atraviesa la turbina es igual a: Qjh,h = q0
jh+(q1

jh−q0
jh)+α2

jh,h y la
potencia entregada por la central es: Pjh,h = P 0

jhxjh,h +mq1
jh(q1

jh−q0
jh)+mq2

jhα2
jh,h.

El modelo se puede extender para K tramos, tal cómo se muestra en la figura 4.3, de
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Figura 4.3. Aproximación lineal de K tramos de la característica entrada-salida de una
central hidroeléctrica

esta manera la caracteŕıstica entrada-salida puede formularse como:

Pjh,h = P 0
jhxjh,h +

K∑

k=1

mqk
jhαk

jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (4.8)

Qjh,h = q0
jhxjh,h +

K∑

k=1

αk
jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (4.9)

(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk

jh,h 6 αk
jh 6

(
qk
jh − qk−1

jh

)
xjh,h k = 1, ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (4.10)(

qk
jh − qk−1

jh

)
wk

jh,h 6 αk
jh,h 6

(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk−1

jh,h k = 2 . . .K − 1,

∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (4.11)
0 6 αk

jh 6
(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk−1

jh,h k = K, ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (4.12)

donde, K es el número de tramos de la aproximación lineal, mqk
jh es la pendiente del k-

ésimo tramo de la caracteŕıstica entrada-salida de central jh. αk
jh,h son variables positivas

que representan el caudal que atraviesa la turbina en el k-ésimo tramo de la central jh en
la hora h, qk

jh es el ĺımite superior del k-ésimo tramo de la central jh. wk
jh,h son variables

binarias, las cuales son iguales a 1 si el k-ésimo tramo de la central jh es requerido al
inicio de la hora h.

Son pocas las contribuciones encontradas en la literatura técnica que aborden este
problema. Piekutowski [88] es uno de los primeros en aplicar este modelo en forma sencilla.
Posteriormente, Chang [23][24] modela el problema introduciendo variables binarias que
controlan el estado de las centrales de generación a diferencia del modelo presentado aqúı,
que usa las variables binarias para gobernar las variables continuas que modelan el caudal
que atraviesa la turbina.
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4.1.2. Desembalse Natural de Agua

Los aliviaderos se utilizan para proporcionar adecuada salida al agua sobrante en el
embalse. El caudal de agua desembalsado ha sido modelado como una función del volumen
del embalse y se asume que el desembalse es nulo si el volumen del agua en el embalse
es menor que un ĺımite preestablecido (v1

jh). Esto se puede modelar fácilmente por medio
de una aproximación lineal por tramos, tal como se muestra en la figura 4.4, donde el
desembalse es igual a cero si el volumen del agua en el embalse es menor que el primer
segmento, luego se establecen otros dos segmentos para garantizar que el volumen del
embalse no rebase los ĺımites asignados.
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Figura 4.4. Características de desembalse de una central hidroeléctrica.

El comportamiento del desagüe del embalse se puede formular como:

Sojh =





ms1
jhγ1

jh 0 6 vjh 6 v1
jh

ms1
jhv1

jh + ms2
jhγ2

jh v1
jh 6 vjh 6 v2

jh

ms1
jhv1

jh + ms2
jh(v2

jh − v1
jh) + ms3

jhγ3
jh v2

jh 6 vjh 6 v3
jh

(4.13)

donde Sojh es el desembalse natural en función del volumen del embalse correspondiente
a la central jh. ms1

jh,ms2
jh y ms3

jh son los valores de las pendientes del primer, segundo y
tercer tramo de la aproximación para la central jh, respectivamente. v1

jh, v2
jh y γ3

jh son los
ĺımites superiores de los tramos. γ1

jh, γ2
jh y γ3

jh son variables positivas que representan el
volumen en su correspondiente tramo.

La aproximación lineal por tramos se modela por medio de las siguientes expresiones
lineales:

Sojh,h =
L∑

l=1

msl
jhγl

jh,h ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (4.14)
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vjh,h =
L∑

l=1

γl
jh,h ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (4.15)

vl
jhwl

jh,h 6 γl
jh,h 6 vl

jh l = 1, ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (4.16)(
vl
jh − vl−1

jh

)
wl

jh,h 6 γl
jh,h 6

(
vl
jh − vl−1

jh

)
wl−1

jh,h l = 2 . . . L− 1,

∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (4.17)
0 6 γl

jh 6
(
vl
jh − vl−1

jh

)
wl−1

jh,h l = L,∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (4.18)
wk

jh,h 6 xjh,h ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (4.19)

donde L es el número de tramos de la aproximación lineal por tramos. Sojh,h es el desem-
balse de la central jh en la hora h. msl

jh es la pendiente de l-ésimo tramo correspondiente
a la central jh. γl

jh,h son variables positivas que representan el volumen en el l-ésimo tramo
correspondiente a la central jh en la hora h. vl

jh son los ĺımites superiores del correspon-
diente embalse de la central jh. wl

jh son variables binarias e igual a 1 si el volumen del
l-ésimo tramo de la central jh es requerido en la hora h.

Pasemos a analizar el comportamiento de las ecuaciones anteriores, para los distintos
valores que pueden tomar las variables binarias de control wl

jh, wl
jh para una aproximación

de tres tramos (L = 3):

Caso 1: w1
jh = 0 y w2

jh = 0. La ecuación (4.16) restringe 0 6 γ1
jh,h 6 v1

jh, mientras que
las ecuaciones (4.17) y (4.18) obliga a las variables continuas γ2

jh,h y γ3
jh,h a que

sean iguales a cero. Entonces, el caudal desembalsado (ec. (4.14)) viene dado por
Sojh,h = ms1

jhγ1
jh,h y con la ecuación (4.15) obtenemos el volumen en el embalse,

vjh,h = γ1
jh,h.

Caso 2: w1
jh = 1 y w2

jh = 0. La ecuación (4.16) restringe a que la variable continua γ1
jh,h

sea igual al primer limite de volumen, v1
jh,h 6 γ1

jh,h 6 v1
jh,h. Mientras que la ecuación

(4.17) obliga a que la variable continua positiva γ2
jh,h sea menor o igual a la diferencia

entre los dos primeros limites de volumen, esto es: 0 6 γ2
jh,h 6 (v2

jh,h − v1
jh,h). La

ecuación (4.18) obliga a la variable γ3
jh,h a ser igual a cero. Entonces la ecuación

(4.14) es Sojh,h = ms1
jhv1

jh,h + ms2
jhγ2

jh,h y con la ecuación (4.15) obtenemos el
volumen en el embalse, vjh,h = v1

jh + γ2
jh,h.

Caso 3: w1
jh = 1 y w2

jh = 1. La ecuación (4.16) obliga a la variable continua γ1
jh,h a ser

igual al primer limite de volumen, v1
jh,h 6 γ1

jh,h 6 v1
jh,h. Mientras que la ecuación

(4.17) obliga a la variable continua positiva γ2
jh,h a ser igual a la diferencia entre los

dos primeros limites de volumen, esto es: (v2
jh,h − v1

jh,h) 6 γ2
jh,h 6 (v2

jh,h − v1
jh,h).

La ecuación (4.18) obliga a la variable γ3
jh,h a tomar un valor positivo menor o

igual a la diferencia entre el segundo y tercer limite de tramo, es decir: 0 6 γ3
jh,h 6

(v3
jh,h − v2

jh,h). Entonces la ecuación (4.14) viene dada por: Sojh,h = ms1
jhv1

jh,h +
ms2

jh(v2
jh,h− v1

jh,h) + ms3
jhγ3

jh,h y con la ecuación (4.15) obtenemos el volumen en el
embalse, vjh,h = v1

jh + v2
jh + γ3

jh,h.
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Caso 4: w1
jh = 0 y w2

jh = 1. La ecuación (4.16) obliga a la variable continua γ1
jh,h a

ser igual o menor al primer limite de volumen, v1
jh,h 6 γ1

jh,h 6 v1
jh,h. Mientras que

la ecuación (4.17) obliga a la variable continua positiva γ2
jh,h a ser mayor o igual

a la diferencia entre los dos primeros limites de volumen, pero menor que cero;
esto es: (v2

jh,h − v1
jh,h) 6 γ2

jh,h 6 0, lo cual es una inconsistencia. Para evitar esta
inconsistencia se agrega la ecuación (4.19) con lo cual variable binaria w1

jh siempre
será mayor o igual a w1

jh y ambas siempre serán iguales a cero cuando xjh sea igual
a cero.

4.1.3. Balance de Agua

El principal recurso con que cuentan las centrales hidroeléctricas es el volumen de
agua almacenada en sus embalses, este depende del caudal de agua que ingresa al embalse
procedente de los afluentes naturales, el caudal de agua que atraviesa las turbinas para
producir enerǵıa y el volumen desembalsado sin producción de enerǵıa. Además, los em-
balses de agua tienen ĺımites de capacidad, tanto máximos como mı́nimos, cada central
hidroeléctrica tiene asociada un volumen de agua que corresponde a estos ĺımites. En una

r

V

Q

So

Figura 4.5. Restricciones hidráulicas asociadas a la central hidroeléctrica.

programación horaria el volumen del embalse depende del comportamiento horario de ca-
da uno de los factores enumerados anteriormente. Por otra parte, la contribución de los
afluentes naturales tampoco suele ser constante lo cual complica un poco más el problema
de simular el comportamiento del embalse. A continuación se formula el balance de agua
para una planta aislada, tal como se muestra en la figura 4.5.

vm
jh 6 vjh 6 vM

jh ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (4.20)
vjh,h = vin

jh −Qr
(
q0
jh − rjh,h

) ∀jh ∈ JH, h = 1 (4.21)
vjh,h = vjh,h−1 + Qr

[
rjh,h −

(
Qjh,h + Sojh,h

)] ∀jh ∈ JH, h = 2 . . .H (4.22)
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donde vjh,h es el volumen correspondiente al embalse jh durante la hora h. vm
jh y vM

jh son
el volumen mı́nimo y máximo del embalse jh, respectivamente. rjh,h es la contribución
natural del afluente que alimenta al embalse jh en la hora h. q0

jh es el caudal inicial
turbinado por la central jh. vin

jh es el volumen inicial del embalse jh. Qr es el factor de
conversión de caudal a volumen.

La ecuación (4.20) establece los ĺımites mı́nimos y máximos del embalse, la ecuación
(4.21) establece el volumen para la hora inicial del horizonte de programación mientras
que la ecuación (4.22) establece que el volumen al final de la hora h es igual al volumen en
el embalse en la hora precedente (h− 1) más la contribución del afluente, menos el caudal
de agua que atraviesa la turbina y el volumen que desembalsa sin producción de enerǵıa
eléctrica.

4.1.4. Balance de Agua con Acoplamiento Hidráulico

En muchos casos las plantas hidroeléctricas comparten una misma cuenca hidrográfica,
con lo cual interviene otro factor en el balance de agua, ya que las centrales están acopladas
hidráulicamente y el caudal de agua que recibe el embalse, ubicado aguas abajo, tiene un
retardo de tiempo debido a la demora que experimenta el agua en desplazarse de un
embalse a otro.

r1

2

2

2

1

1

1

V

V

Q

Q

So

So

Figura 4.6. Unidades hidroeléctricas con acoplamiento hidráulico.

Considere un sistema acoplado hidráulicamente consistente de dos embalses en serie,
como se muestra en la figura 4.6. Cualquier descarga de agua del embalse aguas arriba se
asume como una caudal de agua que alimenta al siguiente embalse aguas abajo, con un
retardo de tiempo en el caudal de agua que alimenta al segundo embalse (τ). Además,
se asume que el segundo embalse cuenta con entrada adicional de agua. La ecuación de
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balance de agua para ambos embalses se puede formular como:

Embalse No 1.

vjh,h = vin
jh −Qr

(
q0
jh − rjh,h

)
jh = 1, h = 1 (4.23)

vjh,h = vjh,h−1 + Qr
[
rjh,h −

(
Qjh,h + Sojh,h

)]
jh = 1, h = 2 . . .H (4.24)

Embalse No 2.

vjh,h = vin
jh −Qr

(
q0
jh − rjh,h −Qju,h−τ − Soju,h−

)
jh = 2, h = 1 (4.25)

vjh,h = vjh,h−1 −Qr
(
Qjh,h + Sojh,h − rjh,h

)
+

+Qr
(
Qju,h−τ + Soju,h−τ

)
jh = 2, h = 2 . . . H (4.26)

donde ju es la central hidroeléctrica ubicada aguas arriba de la central jh. La ecuación
(4.26) establece que el volumen del embalse aguas abajo es igual a la suma de las contri-
buciones de agua menos el volumen de agua turbinado y desembalsado. El modelo puede
extenderse en el caso de más de dos centrales acopladas hidráulicamente, esto es:

vjh,h = vjh,h−1 −Qr
(
Qjh,h + Sojh,h − rjh,h

)
+

+ Qr
∑

jh∈Ωju

(
Qju,h−τ + Soju,h−τ

) ∀jh ∈ JH . . . H (4.27)

donde Ωju es el conjunto de centrales hidroeléctricas que comparten un mismo afluente,
ju es la central aguas arriba con respecto a la central jh.

4.1.5. Coste de Producción

A diferencia de las centrales térmicas, en las plantas hidroeléctricas los costes de com-
bustible y de desconexión no existen. Los costes de operación de estas plantas esta cons-
tituidos por el coste de mantenimiento [98], este coste se puede representar como una
relación lineal de los niveles de producción. Es decir:

Cpjh,h = mjhPjh,hxjh,h (4.28)

donde mjh es el coeficiente de la curva de mantenimiento de la central hidroeléctrica jh.
T́ıpicamente, en las centrales termoeléctricas, este coste es modelado como parte del coste
de combustible. En la práctica, suelen modelarse a las centrales hidroeléctricas con costes
de producción iguales a cero o asociarles los costes de operación inmediatos y futuros,
involucrados con el uso del agua [87], ver sección 2.6.
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4.1.6. Coste de Arranque

Generalmente los costes de mantenimiento no representan costes inmediatos. Sin em-
bargo, es importante considerar estos costes en la planificación a corto plazo dado que el
coste de mantenimiento está afectado por la forma en la cual se opera el sistema. Una
parte de los costes de mantenimiento pueden ser asignados al coste de arranque de las
centrales hidroeléctricas [81].

Diversos son los elementos que componen el coste de arranque en las centrales hidro-
eléctricas, entre los cuales los más destacados están: la pérdida de agua en el arranque
normal o el coste en la mano de obra extra cuando falla el arranque de una central; ade-
más de los costes involucrados en el mantenimiento. En [4] se presenta un par de modelos
para calcular el coste de arranque. El primer modelo está relacionado directamente con
los costes del personal y la pérdida de agua durante un arranque normal, mientras que
el segundo esquema propuesto depende del número de horas de operación de la central
hidroeléctrica. En este trabajo se asume que el coste de arranque es proporcional al valor
del agua, ver sección 2.6, y se desprecia el coste del personal en el arranque.

4.2. Central de Bombeo

Una central de bombeo puede reutilizar su enerǵıa hidráulica transportando el agua
de un embalse a otro. Para una económica utilización de este recurso la central bombea
el agua durante los peŕıodos de baja demanda y bajo coste y realiza la descarga del agua,
es decir genera electricidad, en las horas de alta demanda y precios altos. Además, las
centrales de bombeo proveen una excelente enerǵıa de reserva secundaria, tanto en su
estado de generación como en su etapa de bombeo, debido a su capacidad para pasar de
forma rápida de un estado a otro y de aumentar o reducir sus niveles de generación.

La programación de este tipo de centrales en un mercado eléctrico es compleja debido
a que su funcionamiento se mueve en regiones discontinuas de operación. La figura 4.7
muestra una curva t́ıpica de la caracteŕıstica de conversión caudal (Hm3/s) a potencia
(MW ) de una central de bombeo; en la curva se puede distinguir una región discontinua
en la zona de generación, además de la forma cóncava de la relación descarga-potencia
de salida. En este modo de operación la caracteŕıstica de la central de bombeo es similar
a las centrales hidroeléctricas, el tratamiento matemático se plantea de igual forma que
para el modelo de las centrales hidroeléctricas, es decir, se ha utilizando la aproximación
lineal por tramos para modelar la caracteŕıstica entrada-salida de la central. La central de
un peŕıodo a otro puede funcionar en uno de los tres estado naturales a saber: bombeo,
generación, desconectada. La figura 4.8 representa los tres estados entre los que tiene que
decidir la central al pasar de un peŕıodo a otro del horizonte de programación.

Las centrales de bombeo tienen un papel importante en los mercados eléctricos debido
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Figura 4.7. Característica típica entrada salida para una central de bombeo.
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Figura 4.8. Posibles estados de la central de bombeo.
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Figura 4.9. Energía de reserva en función de la potencia de generación o bombeo.

al rol que juegan entre la enerǵıa y la banda secundaria de reserva. En el estado de
bombeo, la contribución de reserva es la misma que el nivel de potencia necesaria usada
para bombear el agua, puesto que la central puede desconectarse rápidamente para reducir
la demanda. En el estado de generación, la reserva es igual a la capacidad de generación
de la central menos el nivel de potencia generada para ese peŕıodo [80]. La contribución de
reserva de una central de bombeo es una función lineal por tramos de la potencia generada
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o de la potencia usada para bombear como se muestra en figura 4.9 [48].

4.2.1. Modelo Matemático

Los beneficios que recibe la central se derivan de la venta de enerǵıa y de su potencia
de reserva secundaria, además sus costes de operación son bajos hasta el punto que se
puede asumir despreciables, aśı el modelo para maximizar los beneficios en un mercado
eléctrico se puede formular como un problema de programación lineal entera mixta de la
siguiente manera:

máx
∑

jb∈JB

{
λhPjb,h + µh

(
PM

jb xjb,h − Pjb,h

)− µhPB
jb,h

}
(4.29)

donde: λh es el precio de mercado de la enerǵıa en la hora h y µh es el precio de la banda
secundaria en la hora h. Pjb,h es la potencia generada/consumida de la central de bombeo
jb en la hora h, PM

jb es la potencia máxima de la central jb en estado de generación, PB
jb,h

es la potencia de bombeo de la central jb a la hora h. La función objetivo descrita por la
ecuación (4.29) está sujeta a las siguientes restricciones:

La potencia de la central de bombeo en cada hora h es igual a la potencia generada
o a la potencia consumida en el bombeo. Los mismo ocurre con el caudal de agua
que atraviesa a la central, ésta debe ser igual al caudal turbinado o bombeado
dependiendo del estado en el cual se encuentre, con unos ĺımites máximos y mı́nimos
a respetar, esto es:

Pjb,h = PG
jb,h + PB

jb,h ∀jb ∈ JB,∀h ∈ H (4.30)
Qjb,h = QG

jb,h + QB
jb,h ∀jb ∈ JB,∀h ∈ H (4.31)

QmaxG
jb > QG

jb,h > QminG
jb ∀jb ∈ JB,∀h ∈ H (4.32)

QmaxB
jb > QB

jb,h > QminB
jb ∀jb ∈ JB,∀h ∈ H (4.33)

donde; PG
jb,h y PB

jb,h son la potencia generada y potencia consumida durante el estado
de generación bombeo, respectivamente, de la central jb en la hora h. Qjb,h es el
caudal neto que atraviesa la central jb en la hora h, QG

jb,h y QB
jb,h son el caudal que

atraviesa la central jb durante la etapa de generación y bombeo, respectivamente,
en la hora h. QmaxG

jb, QmaxB
jb y QminG

jb, QminB
jb son los caudales máximos y

mı́nimos que pueden atravesar la central jb durante la etapa de generación y bombeo,
respectivamente.

La caracteŕıstica de generación de la central de bombeo ha sido modelada por medio
de la aproximación lineal por tramos, tal como se muestra en la figura 4.10 y en las
siguientes ecuaciones:
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Figura 4.10. Modelo de la característica de generación-bombeo de la central de bombeo.

PG
jb,h = P 0

jb,huG
jb,h +

∑

m∈M

mG
jb,mρG

jb,m,h ∀jb ∈ JB, ∀h ∈ H (4.34)

QG
jb,h = QminG

jbu
G
jb,h +

∑

m∈M

ρG
jb,m,h ∀jb ∈ JB, ∀h ∈ H (4.35)

(pg1
jb −QminG

jb)r
1
jb,h 6 ρG

jb,1,h ∀jb ∈ JB, ∀h ∈ H (4.36)
ρG

jb,1,h 6 (pg2
jb −QminG

jb)u
G
jb,h ∀jb ∈ JB, ∀h ∈ H (4.37)

(pg2
jb − pg1

jb)r
2
jb,h 6 ρG

jb,2,h 6 (pg2
jb − pg1

jb)r
2
jb,h ∀jb ∈ JB, ∀h ∈ H (4.38)

ρG
jb,3,h 6 (QmaxG

jb − pg2
jb)r

2
jb,h ∀jb ∈ JB, ∀h ∈ H (4.39)

uG
jb,h > r1

jb,h > r2
jb,h ∀jb ∈ JB, ∀h ∈ H (4.40)

donde R es el conjunto de tramos de la aproximación lineal de la caracteŕıstica
de generación de la central de bombeo, P 0

jb es la potencia mı́nima de la central de
bombeo jb, uG

jb,h es una variable binaria e igual a 1 si la central de bombeo jb se
encuentra en el estado de generación en la hora h, m0

jb,m es la pendiente del m-ésimo
tramo de la central de bombeo jb. ρG

jb,m,h son variables positivas que representan el
caudal turbinado, en el tramo m-ésimo, por la central jb en la hora h. QminG

jb es
el caudal mı́nimo que puede atravesar la central jb durante la etapa de generación.
pg1

jb y pg2
jb son los ĺımites superiores de los tramos 1 y 2, respectivamente. r1

jb,h y
r2
jb son variables binarias que controlan el tramo al cual están asociados.

La caracteŕıstica de bombeo ha sido modelada por medio de una expresión lineal,
como se describe por las siguientes ecuaciones y en la figura 4.10:

PB
jb,h = PB0

jbu
B
jb,h + mB

jbρ
B
jb,h ∀jb ∈ JB,∀h ∈ H (4.41)

QB
jb,h = QminB

jbu
B
jb,h + ρB

jb,h ∀jb ∈ JB,∀h ∈ H (4.42)
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ρB
jb,h 6 (QminB

jb −QminB
jb)u

B
jb,h ∀jb ∈ JB, ∀h ∈ H (4.43)

donde mB
jb es la pendiente de la caracteŕıstica de bombeo de la central jb, ρB

jb,h es
una variable positiva que representa el caudal que atraviesa la central jb durante la
hora h en el estado de bombeo, uB

jb,h es una variable binaria e igual a 1 si la central
se encuentra en el estado de bombeo en la hora h.

La relación lógica entre los estados de generación, bombeo o desconexión.

uG
jb,h + uB

jb,h + uD
jb,h = 1 ∀jb ∈ JB, ∀h ∈ H (4.44)

donde uG
jb,h, uD

jb,h y uB
jb,h son variables binarias e iguales a 1 si la central se encuentra

en el estado de generación, desconexión o bombeo en la hora h.

Las restricciones que rigen el balance de agua, vienen dadas por:

vjb,h = vin
jb −QrQjb,h ∀jb ∈ JB, h = 1 (4.45)

vjb,h = vjb,h−1 −QrQjb,h ∀jb ∈ JB, h = 2 . . . H (4.46)
vjb,h = vf

jb ∀jb ∈ JB, h = H (4.47)
vm
jb 6 vjb,h 6 vM

jb ∀jb ∈ JB, ∀h ∈ H (4.48)

donde vjb,h es el volumen correspondiente a la central jb en la hora h. vm
jb y vM

jb son
el volumen mı́nimo y máximo del embalse correspondiente a la central de bombeo
jb, respectivamente. vin

jb y vf
jb son el volumen inicial y final del embalse asociado

con la central de bombeo jb, respectivamente. Qjb,h es el caudal neto que atraviesa
la central de bombeo jb en la hora h y Qr es el factor de conversión de caudal a
volumen.

4.3. Central de Generación Termoeléctrica

Las centrales de generación termoeléctricas cuentan con diversas caracteŕısticas que
las hacen particulares para establecer su modelo matemático. Entre las principales carac-
teŕısticas técnicas tenemos: tiempo mı́nimo de funcionamiento, tiempo mı́nimo de parada,
rampa de arranque y parada, rampa para cambios en los niveles de generación de enerǵıa.
Además, hay que incluir caracteŕısticas no lineales que complican la formulación de mo-
delos matemáticos como lo son: los costes variables de producción, costes de arranque y
costes de parada de las centrales.
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4.3.1. Ĺımites de Tiempo

Las centrales termoeléctricas utilizan combustibles tan diversos como carbón, fuel-
oil, gas o enerǵıa nuclear para alimentar sus calderas. Independientemente del combustible
utilizado, estas calderas sólo pueden experimentar cambios graduales de temperatura. Esto
cambios graduales obligan a que las centrales permanezcan un tiempo mı́nimo generando
enerǵıa después que ellas han sido arrancadas, lo mismo sucede cuando se sacan de servicio,
las calderas tienen que disminuir su temperatura gradualmente para evitar daños en los
materiales que recubren sus paredes, hasta llegar a un punto que les permita volver a
aumentar su temperatura para generar enerǵıa eléctrica.

En [115] se define el tiempo mı́nimo de parada como el tiempo que necesita la central,
una vez que ha sido desconectada, antes de que pueda ser conectada nuevamente y el
tiempo mı́nimo de funcionamiento como el tiempo que necesita estar generando la central
una vez que ésta se haya puesto en funcionamiento.

En [3] se establecen un conjunto de ecuaciones lineales que modelan los tiempos mı́ni-
mos de parada y arranque de las centrales térmicas reemplazando las tradicionales expre-
siones no lineales de estas restricciones. Dichas expresiones lineales se presentan a conti-
nuación:

Tiempo Mı́nimo de Parada

Las primeras horas del horizonte de programación están determinadas por el estado
inicial de cada central, esto es:

fj∑

h=1

xj,h = 0 ∀j ∈ J (4.49)

donde fj = mı́n{H, (DTj − Sj,0)(1−Xj,0)} y representa el número de horas que la
central j debe estar desconectada al inicio del horizonte de planificación debido a
que inicialmente lleva desacoplada menos horas que el tiempo mı́nimo de parada. H

es el número de horas del horizonte de programación, DTj es el tiempo mı́nimo de
parada de la central j, Sj,0 es el número de horas que la central j lleva desacoplada
en la hora 0. Xj,0 es el número de horas que la central j ha estado conectada (+)
o desconectada (−) al inicio del horizonte de planificación y xj,h es una variable
binaria e igual a 1 si la central j está conectada en la hora h.

El conjunto de horas consecutivas de tamaño igual al tiempo mı́nimo de parada
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viene dado por:

h+DTj−1∑

m=h

[1− xj,m] > DT jsj,h h = fj + 1 . . . H −DTj + 1,∀j ∈ J (4.50)

donde sj,h es una variable binaria e igual a 1 si la central j se desconecta al inicio
de la hora h.

En las horas finales del horizonte de programación, no hay un número de horas
consecutivas igual al tiempo mı́nimo de parada, esto se formula cómo:

H∑

m=h

[1− xj,m − sj,h] > 0 h = T −DTj + 2 . . .H,∀j ∈ J (4.51)

Tiempo Mı́nimo de Funcionamiento

Las primeras horas del horizonte de programación están determinadas por el estado
inicial de cada central, esto es:

kj∑

h=1

[1− xj,h] = 0 ∀j ∈ J (4.52)

donde kj = mı́n{H, (UTj−U0
j )Xj,0)} y representa el número de horas que la central j

debe estar conectada al inicio del horizonte de planificación debido a que inicialmente
llevaba menos horas que el tiempo mı́nimo de funcionamiento. UTj es el tiempo
mı́nimo de funcionamiento de la cantral j. Uj,0 es el número de horas que la central
j ha estado encendida al inicio del horizonte de programación. xj,h es una variable
binaria e igual a 1 si la central j está conectada en la hora h.

El posible conjunto de horas consecutivas de tamaño igual al tiempo mı́nimo de
funcionamiento viene dado por la siguiente expresión:

h+UTj−1∑

m=h

xj,m > UT jaj,h h = kj + 1 . . . H − UTj + 1, ∀j ∈ J (4.53)

donde UTj es el tiempo mı́nimo de funcionamiento de la central j. aj,h es una variable
binaria e igual a 1 si la central j arranca al inicio de la hora h.

En las horas finales del horizonte de programación, no hay un número de horas
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consecutivas igual al tiempo mı́nimo de funcionamiento, esto es:

H∑

m=h

[xj,m − aj,h] > 0 h = T − UTj + 2 . . .H,∀j ∈ J (4.54)

4.3.2. Ĺımites de Rampa

Debido a que la temperatura y la presión en las calderas de las centrales termoeléctricas
debe cambiar progresivamente, los rangos de operación de éstas están restringidos por
ĺımites de rampas que no les permiten cambios bruscos en los niveles de generación. La
figura 4.11 muestra tres posible situaciones cuando una central está conectada al pasar de
una hora h− 1 a una hora h, La figura 4.11(a) muestra que la central mantiene constante
su nivel de generación al pasar de una hora a otra, en la figura 4.11(b) la central aumenta
su generación y en la figura 4.11(c) la central reduce su producción.

P(h-1)

P(h-1)

h-1 h-1 h-1h h h

P(h-1)

P(h)

P(h)
P(h)

(a) (b) (c)

Figura 4.11. Posibles situaciones de los estados de una unidad de generación.

Entonces, las restricciones debido a los ĺımites de rampa están dadas por:

si la generación aumenta

Pj,h − Pj,h−1 6 RSj ∀j ∈ J, h = 2 . . . H (4.55)

si la generación disminuye

Pj,h−1 − Pj,h 6 RBj ∀j ∈ J, h = 2 . . . H (4.56)

Tanto la rampa de subida, RSj , como la rampa de bajada, RBj , se expresan en MW/h.

4.3.3. Coste de Arranque

El coste involucrado en el arranque de una central termoeléctrica puede dividirse en el
coste de arranque de la turbina y el coste de arranque de la caldera.
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Los costes de arranque de la turbina están asociados con el incremento de la presión
en el sistema para calentar la caldera y el proceso de sincronización de la turbina. Estos
costes pueden incluir una componente para la enerǵıa utilizada, pero también refleja la
estructura de costes asociada con el envejecimiento mecánico y térmico de la central. Los
costes de arranque de la turbina son más o menos constantes entre diferentes condiciones
de arranque [46].

El otro componente del coste de arranque de una planta es el asociado con mantener a
la central a la temperatura de generación. Este coste depende del tiempo al cual la central
ha sido desconectada. Si a una central se le permite enfriar su caldera después que ésta
haya sido desconectada, el calor decaerá aproximadamente en forma exponencial con una
constante de tiempo σ. Entonces el coste viene dado por:

Carrj,h = Ccj

(
1− e−t/σj

)
(4.57)

donde Ccj es el coste de arranque en fŕıo de la central y t es el tiempo que la central ha
estado desconectada.

Figura 4.12. Coste de arranque característico de una central termoeléctrica.

En algunos casos, después que las centrales son sacadas del sistema, ellas pueden
mantener sus temperaturas y presión hasta que sean requeridas nuevamente, en lugar de
permitirles enfriar sus temperaturas [46]. Esto generalmente ocasiona un consumo mayor
de combustible, pero evita el envejecimiento térmico de las centrales y permite el arranque
en menor tiempo.

La figura 4.12 muestra las curvas t́ıpicas de coste de arranque de una central termo-
eléctrica para ambos casos. Nótese que para el caso de parada, a partir de un cierto número
de horas el coste de arranque es constante. Por lo cual, con la finalidad de simplificar el
modelo, en este trabajo se asumirá constante dicho coste.
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4.3.4. Coste de Parada

El procedimiento de parada para cada central esta definido por su nivel mı́nimo de
generación, las pérdidas de temperatura en las cuales se incurre durante la parada de la
central son fijas debido a que el nivel de generación también es fijo. En otras palabras, el
coste de parada es modelado como un término constante asociado con la variable binaria
de parada de la central, como se muestra en la ecuación (4.58). T́ıpicamente el coste de
parada es considerablemente menor que el coste de arranque de la central.

Cparj,h = cparjyj (4.58)

4.3.5. Coste de Producción

El coste de producción, conformado por el coste del combustible y el coste de man-
tenimiento, constituye la parte más importante de los costes totales de operación de las
centrales termoeléctricas. Este coste relaciona la cantidad de enerǵıa generada con el coste

Figura 4.13. Coste de producción de una central termoeléctrica.

del combustible y mantenimiento necesarios para cada nivel de enerǵıa. Generalmente se
utiliza una función cuadrática para modelar la relación entre el coste [e] y su nivel de
generación [MW ], tal como se muestra en la ecuación (4.59).

Cpj,h = cj + bjPj,h + ajP
2
j,h (4.59)

donde cj , bj y aj son constantes del polinomio de segundo grado.
La forma de la curva de coste de producción depende de los valores que tomen las

constantes en la ecuación de segundo orden, t́ıpicamente se representa como una función
cóncava monótonamente creciente, como se muestra en la figura 4.13, donde el coste está
limitado por los valores mı́nimo y máximo de generación de la central. Esto reduce a un
nivel más o menos aceptable el error en el modelo, puesto que la parte de la curva por
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debajo de la potencia mı́nima, P 0
j , tiene una influencia mayor en la no linealidad del coste

[98].

Figura 4.14. Aproximación lineal de tres tramos del coste de producción de una central
termoeléctrica.

El coste de producción también puede presentar partes no convexas en su curva, pero
independientemente de esto, el coste se puede aproximarse como una relación lineal [77] o
como una función lineal por tramos [102] [115] [2], tal cómo se muestra en la figura 4.14,
donde la ecuación (4.59) puede escribirse como:

Cpj =





Cfj + mc1
jψ

1
j P 0

j 6 Pj 6 Pl1j
Cfj + mc1

j

(
Pl1j − Pl0j

)
+ mc2

jψ
2
j P 1

j 6 Pj 6 Pl1j
cfj + mc1

j

(
Pl1j − Pl0j

)
+ mc2

j

(
Pl2j − Pl1j

)
+ mc3

jψ
3
j P 2

j 6 Pj 6 PlMj

(4.60)

donde Cfj es el coste fijo de la central j. mc1
j , mc2

j y mc3
j , son las pendientes del primer,

segundo y tercer tramo del coste variable de producción de la central j, respectivamente.
Pl0jy Pj es la potencia mı́nima y la potencia de salida de la central j, respectivamente.
Pl1j , Pl2j y Pl2j es el ĺımite superior correspondiente al primer, segundo y tercer tramo del
coste variable de producción de la central j.

Es importante destacar que al realizar la aproximación lineal por tramos del coste
variable de producción, se cometen errores debido a que la curva de coste variable de
producción sólo coincide con los tramos de la aproximación lineal en sus extremos. Shoults
[102] fue uno de los primeros en estudiar el error que se comente al modelar el coste de
producción por medio de una aproximación lineal por tramos. En su trabajo demuestra
que la mejor aproximación para una curva de segundo orden, usando una representación
lineal por tramos, se obtiene al usar segmentos de igual longitud a lo largo del eje de la
potencia de salida, es decir de igual MW .

Entonces, el coste variable de producción para las centrales termoeléctricas se modela
por medio de la aproximación lineal por tramos, según se muestra en la figura 4.15, usando
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Figura 4.15. Aproximación lineal por tramos del coste de producción de una central
termoeléctrica.

las siguientes expresiones lineales:

Cj,h = Cfjxj,h +
R∑

r=1

mcr
jψ

r
j ∀j ∈ J,∀h ∈ H (4.61)

pj,h = P 0
j +

R∑

r=1

ψr
j,h ∀j ∈ J,∀h ∈ H (4.62)

(
Plrj − Plr−1

j

)
ζr
j,h 6 ψr

j,h 6
(
Plrj − Plr−1

j

)
xj,h r = 1,∀j ∈ J,∀h ∈ H (4.63)(

Plrj − Plr−1
j

)
ζr
j,h 6 ψr

j,h 6
(
Plrj − Plr−1

j

)
ζr−1
j,h l = 2 . . . L− 1,

∀j ∈ J,∀h ∈ H (4.64)
0 6 ψr

j,h 6
(
Plrj − Plr−1

j

)
ζr−1
j,h r = R, ∀j ∈ J,∀h ∈ H (4.65)

ζk
j,h 6 ζk−1

j,h 6 xj,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (4.66)
(4.67)

donde Cvj,h y es el coste variable de producción de la central j en la hora h y Cfj es
el coste fijo de la central j. R es el número de tramos de la aproximación lineal, mcr

j

es la pendiente de r-ésimo tramo del coste variable de la central j, ψr
j,h es una variable

positiva que representa la potencia de salida en el tramo r-ésimo de la central j en la hora
h. P 0

j y Pj,h son la potencia mı́nima y la potencia de salida de la central j en la hora
h, respectivamente. Plrj es el ĺımite superior correspondiente al r-ésimo tramo del coste
variable de la central j. ζr

j,h es una variable binaria en igual a 1 si se activa el tramo al
cual está asociada.

Asumiendo que la central se encuentra conectada en la hora h, el comportamiento de
las ecuaciones anteriores para los distintos valores que pueden tomar las variables binarias
de control ζ1

j,h y ζ2
j,h se puede analizar de la siguiente manera para una aproximación lineal

de tres tramos (R = 3):

Caso 1: ζ1
j,h = 0 y ζ2

j,h = 0 La ecuación (4.63) restringe 0 6 ψ1
j,h(Pl1j −Pl0j ), mientras que
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las ecuaciones (4.64) y (4.65) obliga a las variables continuas ζ1
j,h y ζ2

j,h a ser iguales
a cero. Entonces la ecuación (4.61) es Cvj,h = Cfj +mc1

jψ
1
j,h y con la ecuación (4.62)

obtenemos la potencia generada en la hora h, Pj,h = P 0
j + ψ1

j,h.

Caso 2: ζ1
j,h = 1 y ζ2

j,h = 0 La ecuación (4.63) restringe la variable continua ψ1
j,h a ser igual

al valor del primer limite de tramo de la aproximación lineal por tramos, (Pl1j−Pl0j ),
ya que (Pl1j − Pl0j ) 6 ψ1

j,h 6 (Pl1j − Pl0j ). Mientras que la ecuación (4.64) obliga a
que la variable positiva ψ2

j,h sea igual o menor a la diferencia entre el limite superior
del segundo tramo y su limite inferior, esto es: 0 6 ψ2

j,h 6 (Pl1j − Pl0j ). La ecuación
(4.65) obliga a la variable positiva ψ2

j,h a ser igual a cero. Entonces la ecuación (4.61)
es: Cvj,h = Cfj + mc1

j (Pl1j − Pl0j ) + mc2
jψ

2
j,h y con la ecuación (4.62) obtenemos la

potencia generada por la central en la hora h, Pj,h = P 0
j + (Pl1j − Pl0j ) + ψ2

j,h.

Caso 3: ζ1
j,h = 1 y ζ2

j,h = 1 La ecuación (4.63) obliga a la variable continua ψ1
j,h a ser igual

al valor del primer limite de tramo de la aproximación lineal por tramos,(Pl1j −Pl0j ),
ya que (Pl1j − Pl0j ) 6 ψ1

j,h 6 (Pl1j − Pl0j ). Mientras que la ecuación (4.64) obliga
a que la variable positiva ψ2

j,h sea igual a la diferencia entre el limite superior del
segundo tramo y su limite inferior, esto es: (Pl2j −Pl1j ), ya que (Pl2j −Pl1j ) 6 ψ2

j,h 6
(Pl2j −Pl1j ). La ecuación (4.65) restringe a la variable continua ψ3

j,h a tomar un valor
positivo menor o igual a la diferencia entre el limite superior del tercer tramo y su
limite inferior, es decir: 0 6 ψ3

j,h 6 (Pl3j − Pl2j ). Entonces la ecuación (4.61) viene
dada por la siguiente expresión: Cvj,h = Cfj + mc1

j (Pl1j − Pl0j ) + mc1
j (Pl2j − Pl1j ) +

mc3
jψ

3
j,h y con la ecuación (4.62) obtenemos la potencia generada por la central en

la hora h, Pj,h = P 0
j + (Pl1j − Pl0j ) + (Pl2j − Pl1j ) + ψ3

j,h.

Caso 4: ζ1
j,h = 0 y ζ2

j,h = 1 La ecuación (4.63) obliga a la variable continua ψ3
j,h a ser

igual o menor a la diferencia entre el limite superior del primer tramo y la potencia
mı́nima, (Pl1j −Pl0j ), ya que 0 6 ψ1

j,h 6 (Pl1j −Pl0j ). Mientras que la ecuación (4.64)
obliga a que la variable positiva ψ2

j,h sea mayor o igual a la diferencia entre el limite
superior del segundo tramo y su limite inferior, (Pl2j − Pl1j ), pero menor que cero
ya que: (Pl2j − Pl1j ) 6 ψ2

j,h 6 0. Dado que ψ2
j,h esta definida como una variable

positiva, no se puede permitir que la variable binaria ζ1
j,h sea menor a ζ2

j,h ya que se
presenta una inconsistencia y para evitarla se adiciona la restricción (4.66) con lo
cual la variable binaria ζ1

j,h siempre será mayor o igual a ζ2
j,h. Además, cuando xj,h

es igual a cero, obliga a las variables binarias de control a ser iguales a cero, por lo
cual la potencia en todos los tramos es cero.
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4.4. Conclusiones

En este caṕıtulo se ha abordado el problema de formular modelos matemáticos para
las caracteŕısticas fundamentales de las centrales de generación más comunes. Los modelos
desarrollados se han dividido en dos grupos; centrales hidráulicas y centrales termoeléctri-
cas.

Para las centrales hidráulicas se ha utilizado la aproximación lineal por tramos como
herramienta para modelar el comportamiento no lineal caracteŕıstico de la función de
generación de dichas centrales, aśı como la función que relaciona el caudal desembalsado
sin producción de enerǵıa eléctrica con el volumen del embalse correspondiente. En el
caso de las centrales termoeléctricas, se ha utilizado esta herramienta para modelar el
comportamiento no lineal del coste variable de producción. El resto de las caracteŕısticas
de las centrales se han formulado por medio de ecuaciones lineales.

Los modelos presentados en este caṕıtulo se emplean como restricciones en los esquemas
desarrollados y presentados en los caṕıtulos 5 y 6 para simular un mecanismo de subasta
de enerǵıa y el comportamiento de una compañ́ıa ĺıder de mercado, respectivamente.



Caṕıtulo 5

Mecanismo de Subasta de Enerǵıa

Las compañ́ıas de generación tradicionalmente han estado sujetas a reglas y poĺıticas
regulatorias que les garantizaban la recuperación total de sus costes. En la actualidad los
procesos de liberalización y los mercados de libre competencia, son el nuevo paradigma en
el sector eléctrico. Bajo este nuevo esquema las compañ́ıas de generación se ven obligadas
a competir para vender su enerǵıa eléctrica, tratando de maximizar sus beneficios indivi-
duales; para lo cual seleccionan diferentes estrategias que les asegure alcanzar esta meta.
Por otra parte, el manejo de la información concerniente a las variaciones de los precios
de mercado y el comportamiento de sus propias restricciones técnicas para diferentes con-
diciones del correspondiente mercado; representa una ayuda importante para decidir la
estrategia óptima con la cual ofertar su enerǵıa.

Generalmente un Pool o una Bolsa de Enerǵıa, son los esquemas seleccionados para
organizar los mercados de enerǵıa. En una bolsa de enerǵıa, un organismo independiente es
el responsable de coordinar un mecanismo de subasta en el cual compiten los generadores,
haciendo coincidir la generación con la demanda de enerǵıa, sin tener en cuenta la demanda
servida por los contratos bilaterales que se puedan establecer entre los generadores y
los consumidores. En un pool clásico pueden existir dos organismo; uno encargado de
establece el precio de mercado (Operador del Mercado) y otro del funcionamiento del
sistema (Operador del Sistema). En la mayoŕıa de los casos son mercados diarios (Day-
ahead) o mercados horarios (Hour-ahead) donde el operador del mercado puede tener entre
sus funciones, además de establecer el precio de cierre del mercado, asignar la cantidad de
enerǵıa a vender y comprar por cada participante.

Independientemente del esquema seleccionado, es necesario un mecanismo de subasta
que de forma eficiente obtenga el precio de mercado, la cantidad a generar por cada
central y la cantidad de enerǵıa suministrada a cada agente comercializador. Algunos páıses
han adoptado mecanismos de subastas simples como parte de sus diseños de mercados
eléctricos. Sin embargo, los métodos simples fallan al capturar las uniones intertemporales
y otros factores complejos que aparecen en los sistemas eléctricos debido a las restricciones
técnicas, tales como: los ĺımites de rampa, la potencia mı́nima estable, etc. Esto ocurre
porque las subastas simples sólo contemplan ofertas con la pareja cantidad-precio emitidas
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por los generadores y comercializadores al operador del mercado, obligando a las empresas
de generación a interiorizar sus restricciones técnicas en las ofertas para poder alcanzar
un despacho factible, con lo cual se incrementa el riesgo asociado al mercado.

Los mecanismos simples de subastas pueden ser modificados tomando en cuenta las
restricciones técnicas y las no linealidades de los sistemas eléctricos. Por ejemplo, el meca-
nismo de subasta del mercado eléctrico español, coordinado por un operador de mercado
responsable de calcular el precio de cierre del mercado, determina el precio por medio de
la intersección de la curva agregada de la demanda con la curva agregada de oferta. Las
ofertas emitidas por los generadores pueden contemplar, además de la pareja cantidad-
precio, algunas restricciones técnicas como ingreso diario mı́nimo, rampas de potencia,
indivisibilidad de bloque, etc., con lo cual se pueden convertir en ofertas semicomplejas
[26].

El pool de Inglaterra y Gales implementa una subasta basada en el Unit Commitment,
donde los generadores emiten ofertas complejas para suplir la demanda diaria. Cada oferta
cosiste en una función de costes y un grupo de parámetros que definen los ĺımites de
operación de las centrales. La función de coste contiene el coste variable y el coste de
arranque. Los ĺımites operativos incluyen, entre otros, ĺımites de rampa y tiempos mı́nimos
de funcionamiento. El precio marginal se determina como el precio medio de la central
casada con el coste más alto [67] [82].

De acuerdo a lo expuesto anteriormente, los objetivos principales del presente caṕıtulo
se pueden definir cómo:

1. Formular un mecanismo de casación compleja que simule, en la forma más precisa
posible, el comportamiento real de un mercado diario donde acuden centrales de
tipo termoeléctricas e hidroeléctricas, basándose en el concepto de beneficio social
neto.

2. Observar el comportamiento de las restricciones propias de las centrales hidroeléc-
tricas, cuando éstas son administradas por el operador de mercado.

3. Comparar y analizar los precios de mercado que se obtienen con la subasta compleja
y la subasta simple.

El problema de casación compleja ha sido formulado usando un algoritmo de pro-
gramación lineal entera mixta, aplicando la plataforma comercial GAMSr y valiéndose
del Cplexr para resolver el problema de optimización. La idea es incluir las restricciones
hidráulicas más importantes en el mecanismo de subasta además de las principales res-
tricciones de las centrales térmicas, tales como: cantidades no divisibles, ĺımites de rampa
de generación, potencia mı́nima y máxima, caracteŕıstica entrada-salida de las centrales
hidroeléctricas, caracteŕısticas de desembalse, balance de agua en los embalses, ĺımites hi-
dráulicos y embalses en cascada. De esta forma es posible simular un mercado en el cual
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los generadores env́ıen sus ofertas a costes marginales incluyendo sus restricciones técnicas,
disminuyendo el riesgo asociado al interiorizar dichas restricciones en sus ofertas de venta.

El objetivo principal de modelar un mecanismo de subasta con restricciones es com-
parar los precios de mercado que se obtienen con la subasta compleja y la subasta simple.
Para ello, se plantea un caso donde el operador del mercado maneja las restricciones técni-
cas de las centrales eléctricas, tanto de las centrales termoeléctricas como de las centrales
hidroeléctricas, en este primer caso se asume acoplamiento hidráulico entre las centra-
les hidroeléctricas, para luego eliminar todas restricciones hidráulicas en el segundo caso
propuesto. Para el tercer caso, se asume que el organismo encargado de llevar a cabo el
mecanismo de subasta realiza una subasta de tipo simple; sólo toma en consideración el
balance entre la oferta y la demanda y los estados lógicos de acoplamiento, arranque y
parada de las centrales. El comportamiento de las restricciones hidráulicas se reportan sólo
para el primer caso de estudio.

5.1. Clasificación de las Subastas

Una subasta es un mecanismo económicamente eficiente para asignar la demanda a
los generadores, además de ser una herramienta fundamental en la formación de mercados
eléctricos en muchos páıses [31]. Las subastas se pueden agrupar básicamente en dos ca-
tegoŕıas; subastas abiertas y subastas de sobre cerrado. Las subastas abiertas contemplan
la subasta inglesa o de precio ascendente y la subasta holandesa o de precio descendente.
La subasta cerrada incluye la subasta de primer precio y la subasta del segundo precio o
subasta Vickrey.

En una subasta inglesa se incrementa el precio sucesivamente hasta que quede uno sólo
de los pujadores y éste adquiere el bien al precio final. Esta subasta se puede realizar con
los compradores emitiendo ofertas en orden ascendente de precio, empezando por precios
bajos y mejorando sus ofertas hasta que ningún comprador pueda superar el precio del
último oferente. En cambio, la subasta de precio descendente funciona en forma opuesta,
los pujadores inician con un precio sumamente alto y entonces se disminuye el precio
paulatinamente. El primer oferente que declare estar dispuesto a aceptar el precio gana el
bien en puja.

En la subasta a sobre cerrado de primer precio, cada oferente presenta una oferta única
por el bien sin conocer la oferta de sus competidores y en forma simultánea. El ganador
del juego es quien haya ofrecido el mayor precio adquiriendo el bien a este precio.

La subasta a sobre cerrado de segundo precio asigna el bien en disputa al participante
que haya ofrecido el precio más alto, pero sólo paga el segundo precio ofrecido. Todos los
agentes realizan una única oferta en forma simultánea. Esta subasta también es conocida
como subasta Vickrey en homenaje a William Vickrey quien la formuló en 1961.
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5.1.1. Tipos de Ofertas de Enerǵıa

Toda subasta lleva impĺıcita una oferta y una estrategia para la oferta, aśı como un
conjunto de reglas y protocolos, tanto para emitir las ofertas como para realizar la subasta.
Un factor importante relativo a la estrategia de oferta es el protocolo de oferta. Depen-
diendo de las diferentes formas como se haya diseñado el mercado eléctrico, las ofertas
de enerǵıa pueden incluir diferentes componentes de precio (oferta compleja) o un único
componente del precio (oferta simple). En ambos casos, las ofertas de enerǵıa pueden in-
cluir distintos segmentos de precios, dependiendo de la cantidad de enerǵıa a suministrar.
Es decir, un precio distinto para cada bloque de enerǵıa de la misma central o para un
conjunto de centrales.

Una oferta compleja puede incluir, en forma separada, precios para los costes de arran-
que, coste de desconexión, operación sin carga y para la enerǵıa. Este tipo de oferta refleja
mejor la estructura de costes y las restricciones técnicas de las centrales de producción. El
algoritmo de casación o cierre de mercado debe estar basado en un algoritmo de optimiza-
ción que determine las ofertas ganadoras y el precio de la enerǵıa, tomando en cuenta no
sólo el precio de la oferta sino también las restricciones técnicas y la información económica
relacionada a ellas [31].

Bajo el esquema de ofertas simples, los generadores sólo pueden ofertar precios inde-
pendientes para cada hora y se utiliza un mecanismo simple de cierre de mercado basado
en la intersección de las curvas de oferta y demanda para determinar la oferta ganadora y
la programación de las centrales para cada hora. Este mecanismo es intŕınsicamente des-
centralizado ya que el operador del mercado no toma las decisiones del despacho económico
de las centrales. Aqúı los generadores necesitan interiorizar todos sus costes involucrados
y las restricciones f́ısicas y técnicas en sus ofertas, dado que la estructura de oferta no les
permite declarar expĺıcitamente estos costes en sus ofertas [110][31]. Este tipo de oferta
incrementa el riesgo asociado a los mercados, debido a que si la compañ́ıa de generación
realiza una interiorización errónea de las restricciones y costes en las ofertas, puede obligar
a las centrales a producir por debajo de sus costes de producción, con lo cual incurriŕıan
en pérdidas o en beneficios poco óptimos.

5.2. Mecanismo de Subasta

El equilibrio entre la oferta y la demanda se puede plantear como aquel punto donde
los productores y consumidores maximicen sus beneficios. Esta teoŕıa se puede aplicar para
establecer un mecanismo de subasta de enerǵıa. El objetivo es maximizar el beneficio total
de todos los participantes, maximizar el beneficio de los consumidores y el beneficio de los
productores. Aśı, el problema de establecer un precio de mercado para la enerǵıa puede
resolverse por medio de la programación lineal para maximizar el beneficio social [36]. En
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un mercado sin pérdidas ni restricciones de la red, el beneficio social está sujeto sólo al
balance entre la cantidad de enerǵıa vendida y la cantidad de enerǵıa comprada [12]. En
otras palabras, el precio de la enerǵıa se determina maximizando el beneficio total de los
generadores y consumidores [115], sujeto a las restricciones de operación.
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Figura 5.1. Beneficio social neto.

La figura 5.1 muestra el beneficio total como el área que se encuentra ubicada a la
izquierda del punto de equilibrio entre la curva agregada de ofertas y la demanda agregada
del sistema. El beneficio total de los consumidores es la suma del beneficio individual de
cada consumidor al precio de mercado. El beneficio individual para un consumidor viene
dado por el área bajo su curva de demanda y sobre el precio de mercado. El beneficio
total de los productores es la suma del beneficio de cada generador evaluado al precio
de mercado. En contrapartida, el beneficio individual de cada generador es el área sobre
su curva de oferta y debajo del precio de mercado. Entonces el beneficio social se puede
formular como:

máx
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 (5.1)

donde H es el conjunto de horas que forman el horizonte de programación, J es el conjunto
de las centrales eléctricas, I es el conjunto de consumidores, D es el conjunto de bloques
de las ofertas de compra de enerǵıa, B es el conjunto de bloques de las ofertas de venta
de enerǵıa. ϕi,h,d representa la cantidad de enerǵıa casada en la subasta de la oferta de
compra i del bloque d en el peŕıodo h, Pci,h,d representa el precio de la oferta de compra
i del bloque d en el peŕıodo h, δj,h,b es la cantidad de enerǵıa casada en la subasta de la
oferta de venta j del bloque b en el peŕıodo h, Pgj,h,b es el precio de la oferta de venta j

del bloque b en el peŕıodo h.
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La función objetivo descrita por la ecuación (5.1) está sujeta a un grupo de restricciones
que dependen del tipo de la estructura de ofertas que se establezca, bien sean simples o
complejas. Dichas restricciones se detallan a continuación.

5.2.1. Restricciones Básicas

En cada una de las horas del horizonte de programación la enerǵıa total casada de
las ofertas de las centrales de producción deben ser igual a la enerǵıa total casada
de las ofertas de compra de los agentes comercializadores, con lo cual se impone la
igualdad entre la potencia vendida y la adquirida.

∑

i∈I

∑

d∈D

ϕi,h,d =
∑

j∈J

∑

b∈B

δj,h,b ∀h ∈ H (5.2)

Para cada una de las horas del horizonte de programación y para cada una de las
centrales despachadas, la enerǵıa casada de cada bloque debe ser igual o menor a
la cantidad ofertada por las centrales de producción. Lo mismo debe suceder en el
caso de las ofertas de compra, donde la enerǵıa casada en cada bloque de enerǵıa
debe ser menor o igual a su cantidad oferta.

ϕi,h,d 6 Qci,h,d ∀i ∈ I,∀h ∈ H,∀d ∈ D (5.3)

δi,h,d 6 Qgi,h,d ∀j ∈ J,∀h ∈ H,∀b ∈ B (5.4)

donde Qci,h,d es la cantidad que el consumidor está dispuesto a comprar en el peŕıodo
h en el bloque d y Qgj,h,b es la enerǵıa que la central j está dispuesta producir en el
peŕıodo h del bloque b.

La potencia generada por cada central en una hora es igual a la suma de la enerǵıa
casada para esa hora, al igual que para el comprador, que necesita conocer el total
de la enerǵıa a comprar en cada hora.

Pj,h =
∑

b∈B

δj,h,b ∀j ∈ J,∀h ∈ H (5.5)

Ci,h =
∑

d∈D

ϕi,h,d ∀i ∈ I,∀h ∈ H (5.6)

donde Pj,h, es la enerǵıa casada de la central j en el peŕıodo h y Ci,h, es la cantidad
de enerǵıa servida al consumidor j en el peŕıodo h.

La potencia de cada central está limitada por sus correspondientes potencias máxi-
mas y mı́nimas y por las relaciones lógicas entre los estados de arranque, parada y
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acoplamiento.

P 0
j xj,h 6 Pj,h 6 PM

j xj,h ∀j ∈ J,∀h ∈ H (5.7)
xj,h − xj,h−1 = aj,h − sj,h ∀j ∈ J, h = 2 . . . H (5.8)
aj,h + sj,h 6 1 ∀j ∈ J,∀h ∈ H (5.9)

donde xj,h es una variable binaria igual a 1 si la central j está conectada en el
peŕıodo h, aj,h es una variable binaria igual a 1 si la central j arranca al inicio del
peŕıodo h y sj,h es una variable entera igual a 1 si la central j se desconecta al inicio
del peŕıodo h. P 0

j y PM
j son la potencia mı́nima y máxima, respectivamente, de la

central j.

Las restricciones técnicas de ĺımites de rampas de subida y bajada de las centrales

−DRj 6 Pj,h − Pj,h−1 6 URj ∀j ∈ J, h = 2 . . . H (5.10)

donde URj y DRj son la potencia máxima de subida y bajada, respectivamente, de
la central j.

5.2.2. Restricciones Hidráulicas

La caracteŕıstica de generación de las centrales hidroeléctricas, modelada por medio
de la aproximación lineal por tramos viene dada por las siguientes restricciones,
según se describen en la sección 4.1.1:

Pjh,h = P 0
jhxjh,h +

K∑

k=1

mqk
jhαk

jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.11)

Qjh,h = q0
jhxjh,h +

K∑

k=1

αk
jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.12)

(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk

jh,h 6 αk
jh 6

(
qk
jh − qk−1

jh

)
xjh,h k = 1, ∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (5.13)(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk

jh,h 6 αk
jh,h 6

(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk−1

jh,h k = 2 . . .K − 1,

∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.14)
0 6 αk

jh 6
(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk−1

jh,h k = K, ∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (5.15)

donde, JH es un subconjunto de J y contempla el conjunto de centrales hidroeléc-
tricas, K es el número de tramos de la aproximación lineal, mqk

jh es la pendiente del
k-ésimo tramo de la caracteŕıstica entrada-salida de unidad jh. αk

jh,h son variables
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positivas que representan el caudal que atraviesa la turbina en el k-ésimo tramo de
la unidad jh en el peŕıodo h. qk

jh es el ĺımite superior del k-ésimo tramo de la unidad
jh. wk

jh,h son variables binarias, las cuales son iguales a 1 si el k-ésimo tramo de la
unidad jh es requerido al inicio del peŕıodo h.

En la sección 4.1.2 se explica el modelo lineal por tramos para la caracteŕıstica de
desembalse natural del agua por medio de las siguientes expresiones:

Sojh,h =
L∑

l=1

msl
jhγl

jh,h ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (5.16)

vjh,h =
L∑

l=1

γl
jh,h ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (5.17)

vl
jhωl

jh,h 6 γl
jh,h 6 vl

jh l = 1, ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (5.18)(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl

jh,h 6 γl
jh,h l = 2 . . . L− 1, ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.19)

γl
jh,h 6

(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl−1

jh,h l = 2 . . . L− 1, ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.20)
0 6 γl

jh 6
(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl−1

jh,h l = L,∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (5.21)
ωk

jh,h 6 ωk−1
jh,h 6 xjh,h ∀k ∈ K, ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.22)

donde L es el número de tramos de la aproximación lineal por tramos. Sojh,h es
el desembalse de la central jh en el peŕıodo h. msl

jh es la pendiente de l-ésimo
tramo correspondiente a la central jh. γl

jh,h son variables positivas que representan
el volumen en el l-ésimo tramo correspondiente a la central jh en el peŕıodo h.
vl
jh son los ĺımites superiores del correspondiente embalse de la central jh. wl

jh son
variables binarias e igual a 1 si el volumen del l-ésimo tramo de la central jh es
requerido en el peŕıodo h.

El balance de agua con acoplamiento hidráulico se aborda en la sección 4.1.4 y se
formula por medio de las siguientes ecuaciones:

vm
jh 6 vl

jh 6 vM
jh ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (5.23)

vjh,h = vin
jh −Qr

(
q0
jh − rjh,h

)
jh = 1, h = 1 (5.24)

vjh,h = vjh,h−1 −Qr
(
Qjh,h + Sojh,h − rjh,h

)

+Qr
∑

jhεΩju

(
Qju,h−τ + Soju,h−τ

) ∀jh ∈ JH, h = 2 . . .H (5.25)

donde vjh es el volumen correspondiente al embalse jh. vm
jh y vM

jh son el volumen
mı́nimo y máximo del embalse jh. rjh,h es la contribución natural del afluente que
alimenta al embalse jh en el peŕıodo h. vin

jh es el volumen del embalse jh al inicio
del horizonte de programación. q0

jh es el caudal inicial turbinado por la central jh.
Qr es el factor de conversión de caudal a volumen. Ωju es el conjunto de centrales
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hidroeléctricas que comparten un mismo afluente, ju es la central aguas arriba con
respecto a la central jh.

5.3. Subasta con Restricciones Hidráulicas y Aco-

plamiento Hidráulico

A continuación se presenta la formulación completa del modelo propuesto para la casa-
ción de las ofertas en un mercado donde las ofertas de las empresas generadores contemplan
restricciones de tipo hidráulicas, incluyendo en el modelo acoplamiento hidráulico entre
las plantas hidroeléctricas. El modelo se presenta como un problema de optimización por
medio de la programación lineal entera mixta, donde la función objetivo viene dada por:

máx
ϕ,δ

∑

h∈H





∑

i∈I

∑

d∈D

ϕi,h,dPci,h,d −
∑

j∈J

∑

b∈B

δj,h,bPgj,h,b



 (5.26)

sujeto a:

∑

i∈I

∑

d∈D

ϕi,h,d =
∑

j∈J

∑

b∈B

δj,h,b ∀h ∈ H (5.27)

ϕi,h,d 6 Qci,h,d ∀i ∈ I, ∀h ∈ H,∀d ∈ D (5.28)
δj,h,d 6 Qgj,h,d ∀j ∈ J,∀h ∈ H,∀b ∈ B (5.29)
Pj,h =

∑

b∈B

δj,h,b ∀j ∈ J,∀h ∈ H (5.30)

Ci,h =
∑

d∈D

ϕi,h,d ∀i ∈ I, ∀h ∈ H (5.31)

P 0
j xj,h 6 Pj,h 6 PM

j xj,h ∀j ∈ J,∀h ∈ H (5.32)
xj,h − xj,h−1 = aj,h − sj,h ∀j ∈ J, h = 2 . . . H (5.33)
aj,h + sj,h 6 1 ∀j ∈ J,∀h ∈ H (5.34)
−DRj 6 Pj,h − Pj,h−1 6 URj ∀j ∈ J, h = 2 . . . H (5.35)

Pjh,h = P 0
jhxjh,h +

K∑

k=1

mqk
jhαk

jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.36)

Qjh,h = q0
jhxjh,h +

K∑

k=1

αk
jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.37)

(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk

jh,h 6 αk
jh 6

(
qk
jh − qk−1

jh

)
xjh,h k = 1, ∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (5.38)(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk

jh,h 6 αk
jh,h 6

(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk−1

jh,h k = 2 . . . K − 1,

∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.39)
0 6 αk

jh 6
(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk−1

jh,h k = K, ∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (5.40)
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wk
jh,h 6 wk−1

jh,h 6 xjh,h ∀k ∈ K, ∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (5.41)

Sojh,h =
L∑

l=1

msl
jhγl

jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.42)

vjh,h =
L∑

l=1

γl
jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.43)

vl
jhωl

jh,h 6 γl
jh,h 6 vl

jh l = 1,∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (5.44)(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl

jh,h 6 γl
jh,h 6

(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl−1

jh,h l = 2 . . . L− 1,

∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.45)
0 6 γl

jh 6
(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl−1

jh,h l = L,∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (5.46)
ωk

jh,h 6 ωk−1
jh,h 6 xjh,h ∀k ∈ K, ∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (5.47)
vm
jh 6 vl

jh 6 vM
jh ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (5.48)

vjh,h = vin
jh −Qr

(
q0
jh − rjh,h

)
jh = 1, h = 1 (5.49)

vjh,h = vjh,h−1 −Qr
(
Qjh,h + Sojh,h − rjh,h

)
+

+Qr
∑

jhεΩju

(
Qju,h−τ + Soju,h−τ

) ∀jh ∈ JH, h = 2 . . . H (5.50)

Pj,h, Cj,h, ϕj,h, δj,h, Soj,h > 0 ∀j ∈ J,∀h ∈ H (5.51)
Qj,h, vj,h, αk

j,h, ζ l
j,h > 0 ∀j ∈ J,∀h ∈ H (5.52)

xj,h, aj,h, wk
j,h, ωl

j,h ∈ {0, 1} ∀j ∈ J,∀h ∈ H (5.53)
sj,h ∈ [0, 1] ∀j ∈ J,∀h ∈ H (5.54)

La restricción (5.27) establece que la cantidad aceptada de la oferta de venta sea igual a
la cantidad aceptada de la oferta de compra, las restricciones (5.28) y (5.29) indican que la
cantidad casada debe ser menor o igual a la cantidad declarada en la oferta, las restricciones
(5.30) y (5.31) representan la cantidad asignada a cada generador y a cada comprador.
La restricción (9.2) controla los ĺımites de generación de las centrales. Las restricciones
(9.10) y (9.11) representan las restricciones lógicas entre los estados de conexión, parada y
arranque de las centrales. La ecuación (5.35) controla los ĺımites de rampa de cada central.
Las restricciones (5.36)-(5.41) modelan las caracteŕısticas entrada-salida de las plantas
hidroeléctricas, mientras que las ecuaciones (5.42)-(5.47) modelan el comportamiento del
volumen del agua desembalsado sin producción de enerǵıa eléctrica. Las ecuaciones (5.48)-
(5.50) manejan el balance del agua y el volumen en los embalses. Las ecuaciones (5.51)-
(5.54) designan la naturaleza de cada variable.

La función objetivo descrita por la ecuación 5.26 maximiza el beneficio social neto para
el caso de una demanda elástica, en el caso de disponer de una demanda de precio cons-
tante, Pci,h,d, la maximización del beneficio social sólo corresponde al beneficio recibido
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por los agentes productores debido a la venta de su enerǵıa en el mercado [22].

5.3.1. Complejidad Computacional

La complejidad computacional de este problema se puede medir por el número de
restricciones, variables binarias y continuas que pueden aparecer en el modelo matemático.
A continuación se muestra una tabla que especifica el número de variables y restricciones.

Tabla 5.1. Complejidad Computacional de Modelo.
Restricciones T[NJ(7+B)+NI(1+D)+2]+JH [19T+(T-1)+2]
Variables Binarias T[3*NJ+JH(K+M-2)]
Variables Continuas T[JH(K+M+3)+NJ(1+B)+NI(1+D)]

Para el caso de estudio con 16 centrales de generación (NJ) de las cuales 3 son cen-
trales hidroeléctricas (JH), cuatro bloques en cada oferta de venta (B), una sola empresa
comercializadora (NI) que realiza una oferta de compra en un solo bloque (D) para un
horizonte de programación de 24 horas (T ), con la curva caracteŕıstica de entrada-salida
de las centrales hidroeléctricas modelada por medio de una aproximación de dos tramos
(k) y la curva de desembalse sin producción de enerǵıa eléctrica modelada como una curva
lineal de tres tramos (M), para estas caracteŕısticas el tamaño del problema es el siguiente:

Tabla 5.2. Complejidad Computacional del Caso de Estudio
Restricciones 5715
Variables Binarias 1368
Variables Continuas 2544

Puede observarse que se trata de un problema de optimización de gran tamaño debido
al número de restricciones involucradas en el caso de estudio. Además es lineal ya que
tanto la función objetivo como las restricciones han sido formuladas por medio de ex-
presiones lineales y entero mixto debido a las restricciones que relacionan las condiciones
lógicas de arranque y parada de las centrales, caracteŕısticas de generación de las centrales
hidroeléctricas y comportamiento del desembalse de agua.

5.4. Casos de Estudio

En esta sección se presentan los casos de estudio para distintos grados de complejidad
de las ofertas de ventas de enerǵıa, para un mercado diario de generación.
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5.4.1. Modelo del Mercado

Para modelar el mercado se ha asumido que cada compañ́ıa de generación oferta de
manera individual para cada una de sus centrales y que la potencia de éstas es tan pequeña,
en contraste con la demanda, que sus ofertas estratégicas no afectan el precio de mercado
de la enerǵıa. En otras palabras, se ha simulado un mercado de competencia perfecta,
donde ninguna compañ́ıa de generación tiene la capacidad de influir sobre el precio de
cierre del mercado.

Tabla 5.3. Características Técnicas y Económicas de las Centrales Térmicas.
Central PM

j PM
j RS RB c b a

[Mw] [Mw] [MW/h] [MW/h] [e] [e/MW] [e/MW2]

j1 983 443 120 120 0.00 19.505 0.0000
j2 1025 455 120 120 0.00 21.003 0.0000
j3 138 32 65 65 240.08 21.123 0.0037
j4 351 108 111 111 788.31 25.474 0.0074
j5 225 72 69 69 63.97 29.791 0.0086
j6 74 9 50 50 287.14 19.327 0.0103
j7 290 20 75 75 128.82 29.353 0.0289
j8 289 48 178 178 866.24 25.172 0.0012
j9 140 48 96 96 398.99 29.687 0.0012
j10 145 35 50 50 478.94 14.966 0.0078
j11 197 7 100 100 142.734 10.694 0.0046
j12 210 10 100 100 215.36 21.889 0.0016
j13 163 8 50 50 18.82 37.889 0.0143

La tabla 5.3 muestra las caracteŕısticas técnicas y económicas para las centrales tér-
micas. La tabla 5.4 muestra las caracteŕısticas técnicas de las centrales hidroeléctricas,
tales como potencia máxima y mı́nima, caudal máximo que puede atravesar la turbina,
valor del agua y contribución natural de los afluentes, mientras que la tabla 5.5 presenta
los parámetros hidráulicos asociados a los correspondientes embalses; volumen máximo y
mı́nimo permitido del embalse y los volúmenes al inicio y final del horizonte de progra-
mación. Nótese que estos dos últimos valores se han hecho coincidir con el objetivo que
la central pueda afrontar el mercado con una capacidad relativamente constante en cada
nuevo horizonte de programación.

La curva caracteŕıstica de entrada-salida de las centrales hidroeléctricas se ha modelado
usando una curva lineal de dos tramos, según el modelo desarrollado en la sección 4.1.1.
Los valores de las pendientes y los ĺımites de los tramos utilizados en el caso de estudio,
se muestran en la tabla 5.6, según se representa en la figura 4.3.

La caracteŕıstica de desembalse de agua sin producción de enerǵıa eléctrica de las
plantas ha sido modelada por medio de una curva lineal de tres tramos utilizando el
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Tabla 5.4. Características de las Centrales Hidroeléctricas.
Central PM

jh [Mw] P 0
jh[MW] QM

jh[m3/s] Wvjh [e/m3] rjh[m
3/s]

jh14 100 0 20.472 0.0221 9.333
jh15 74 0 11.556 0.0276 8.833
jh16 100 0 23.250 0.0166 12.00

Tabla 5.5. Parámetros Hidráulicas Asociados a los Embalses.
Central vm

jh[Hm3] vM
jh [Hm3] v0

jh[Hm3] vf
jh[Hm3]

jh14 2.980 3.260 3.050 3.050
jh15 1.055 2.500 1.075 1.075
jh16 2.900 3.260 2.950 2.950

Tabla 5.6. Características Entrada-Salida de las Centrales Hidroeléctricas.
Central mq1

jh[MW/(m3/s)] mq2
jh[MW/(m3/s)] q1

jh[m
3/s] q2

jh[m
3/s]

jh14 5.3333 3.6540 15.00 20.472
jh15 6.7720 5.1937 8.8611 11.556
jh16 5.50 3.6548 17.7778 23.250

modelo desarrollado en la sección 4.1.2. La tabla 5.7 muestra los valores de las pendientes
y los ĺımites superiores de los tramos pertenecientes a la aproximación lineal por tramos
que corresponde a cada una de las centrales utilizadas en los casos de estudio, tal como se
muestra en la figura 4.4, donde se asume que la descarga de agua es igual a cero mientras
el nivel del embalse no sea superior al ĺımite superior del primer tramo (v1

jh).

Tabla 5.7. Característica de Desembalse de las Centrales Hidroeléctricas.
Central ms1

jh[(m
3/s)/Hm3] ms2

jh[(m
3/s)/Hm3] ms3

jh[(m
3/s)/Hm3]

jh14 0.00 1.3889 3.6667
jh15 0.00 18.9722 20.6111
jh16 0.00 12.5000 17.5556

Central v1
jh[Hm3] v2

jh[Hm3] v3
jh[Hm3]

jh14 3.080 3.250 3.500
jh15 1.085 1.300 2.280
jh16 2.980 3.350 3.500

Cada central de generación elabora una oferta de venta del tipo cantidad-precio, con
un máximo de cuatro bloques de enerǵıa para cada hora del horizonte de programación
con su correspondiente precio. Las centrales térmicas asignan el precio a los bloques de sus
ofertas de acuerdo a sus respectivos costes marginales de producción, es decir; cada precio
representa el incremento en sus costes por pasar de un nivel de generación a otro (coste
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incremental), mientras que las centrales hidroeléctricas ofertan sus enerǵıas de acuerdo
al valor del agua [18], ver tabla 5.4. La tabla A.1 del apéndice A, muestra los bloques
de enerǵıa en MWh y sus respectivos precios en e/MWh, correspondientes a las ofertas
de venta realizadas por las centrales eléctricas que compiten en el mercado diario. Por
simplicidad, se asumen iguales las ofertas para cada una de las horas del horizonte de
programación; con estas ofertas ordenadas en forma creciente de precios se construye la
curva agregada de oferta de venta, tal como se muestra en la figura 5.2.
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Figura 5.2. Curva agregada de las ofertas de venta.

La cantidad de enerǵıa que los agentes compradores están dispuesto ha adquirir a
cualquier precio (demanda inelástica) se muestra en la tabla 5.8, se asume que estos valores
coinciden con la demanda del sistema. La curva de demanda se muestra en la figura 5.3.
En otras palabras, esta curva representa la cantidad de enerǵıa que los consumidores están
dispuesto a comprar en cada uno de los peŕıodos del horizonte de programación.

Tabla 5.8. Cantidad de Energía Ofertada por los Consumidores.
Hora Enerǵıa [MWh]

1-6 3153 2793 2703 2748 2838 2973
7-12 3288 3333 3513 3874 4009 3964
13-18 3829 3378 3333 3153 3063 3108
19-24 3153 3378 3829 4099 3738 3288

5.4.2. Caso A: Acoplamiento Hidráulico

Se pretende simular la competencia entre 16 generadores de diferentes tecnoloǵıas de
producción en un mercado diario dividido en 24 peŕıodos, las centrales hidroeléctricas
realizan una oferta de tipo compleja, donde incluyen sus restricciones hidráulicas, dejando
al algoritmo de casación la administración de este recurso. El objetivo es determinar el
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Figura 5.3. Demanda del sistema.
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Figura 5.4. Acoplamiento hidráulico entre centrales hidroeléctricas.

precio de mercado y la programación horaria de cada central; también estamos interesados
en analizar el comportamiento de las restricciones de las centrales hidráulicas.

Para simular el acoplamiento hidráulico se asume que las centrales j15 y j16 comparten
un mismo afluente, además la central j16 cuenta con una contribución lateral. El caudal
natural que alimenta cada embalse de agua asociado a su respectiva central hidroeléctrica
(rjh) se ha modelado como constantes en el tiempo, pero también es posible simular un
comportamiento variable. La tabla 5.4 indica el caudal natural de agua que alimenta cada
embalse asociado a la respectiva central.

Resultados

La figura 5.5 muestra la evolución de los precios de la enerǵıa y la demanda para el
caso de subasta subasta compleja con acoplamiento hidráulico. Al comparar los precios
con la curva de demanda se observa cómo el precio sigue el comportamiento de ésta última.
Este comportamiento se debe a que un aumento en la demanda implica un aumento en la
generación, lo cual conlleva a poner en funcionamiento centrales con costes de generación
mayor, originando aśı un incremento sobre el valor del precio de mercado de la enerǵıa.
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Este es el caso de las centrales 5, 7, 9 y 13, cuyos costes son los más altos entre todas las
centrales; la enerǵıa ofertada por estas centrales sólo puede ser casada en las horas con una
alta demanda de electricidad, con lo que se incrementa el valor del precio de mercado, tal
como se ha comentado anteriormente. En la tabla A.2 se puede observar que las centrales
con los costes más altos sólo entran en la subasta cuando el precio de la enerǵıa es igual
o mayor a 33.51 e/MWh.
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Figura 5.5. Evolución de los precios de mercado de la energía en el caso con acoplamiento
hidráulico.

Tabla 5.9. Precio de Mercado de la Energía en el Caso con Acoplamiento Hidráulico.
Hora Precio de Mercado [e/MWh]

1-6 25.48 22.35 22.14 22.14 22.35 25.48
7-12 25.87 27.07 29.44 33.51 33.51 31.89
13-18 33.51 28.26 27.07 25.67 25.67 25.67
19-24 27.07 28.26 33.51 39.61 33.51 28.26

La tabla 5.9 muestra el valor del precio de la enerǵıa, para cada una de las horas del
horizonte de programación. Los precios de cierre de mercado se determinan como el precio
del último MW aceptado.

La figura 5.6 muestra el comportamiento del caudal desembalsado sin producir enerǵıa
eléctrica y la evolución del volumen en el embalse asociado con la central j14. Puede
observarse que el desembalse de agua se inicia cuando el nivel del embalse alcanza los 3,08
hm3, que corresponde al limite superior, v1

jh, del primer tramo de la aproximación lineal
por tramos de la caracteŕıstica de desembalse de la central.

La figura 5.7 muestra la cantidad de enerǵıa casada de la central de producción hidro-
eléctrica j14 y el comportamiento del volumen del embalse asociado a dicha central. Puede
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Figura 5.6. Evolución del desembalse y volumen del embalse asociado con la central j14
en el caso con acoplamiento hidráulico.
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Figura 5.7. Energía casada y evolución del embalse asociado con la central j14 en el caso
con acoplamiento hidráulico.

verse cómo se respetan las restricciones de volumen mı́nimo, 2.98 m3, y volumen final del
embalse, 3.05 m3). Observe que el embalse alcanza su mı́nimo permitido en las horas 13 y
15, lo cual obliga a la central a reducir su producción de enerǵıa en el peŕıodo siguiente.
En consecuencia, se observa cómo la central optimiza sus recursos h́ıdricos vendiendo su
enerǵıa en las horas con precio de mercado más elevado.

La figura 5.8 muestra el comportamiento del volumen del embalse asociado con la
central j15, y el volumen de agua desembalsado sin producir enerǵıa eléctrica. Puede
observarse que el desembalse de agua se inicia cuando el nivel del embalse alcanza los
1.085 Hm3, que corresponde al limite superior (v1

jh) del primer tramo de la aproximación
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Figura 5.8. Evolución del desembalse y volumen del embalse asociado con la central j15
en el caso con acoplamiento hidráulico.
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Figura 5.9. Energía casada y evolución del embalse asociado con la central j15 en el caso
con acoplamiento hidráulico.

lineal por tramos de la caracteŕıstica de desembalse de la central.

En la figura 5.9 se muestra la cantidad de enerǵıa casada de la central de producción
hidroeléctrica j15 y el comportamiento del volumen del embalse asociado a dicha central.
Puede verse cómo se respetan las restricciones de volumen mı́nimo (1.055 Hm3) y final del
embalse (1.075 Hm3). Obsérvese también, que el embalse se acerca a su mı́nimo permitido
entre las horas 13-16 y alcanza el mı́nimo en el peŕıodo 23, con lo cual la planta se ve
obligada a reducir su producción de enerǵıa en el peŕıodo siguiente para no violar la cota
inferior del volumen en su embalse. Además se puede observar cómo la mayor cantidad de
enerǵıa casada se produce durante los peŕıodos donde el precio de mercado es más elevado.
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0.00

0.02

0.04

0.06

0.08

0.10

0.12

0.14

0.16

0.18

0.20

1 3 5 7 9 11 13 15 17 19 21 23
2.86

2.88

2.90

2.92

2.94

2.96

2.98

3.00

3.02Desembalse Volumen

D
es

em
ba

ls
e 

[m
^3

/s
]

V
ol

um
en

 [H
m

^3
]

Tiempo [h]

Figura 5.10. Evolución del desembalse y volumen del embalse asociado con la central j16
en el caso con acoplamiento hidráulico.

El comportamiento del volumen del embalse asociado con la central j16, y el volumen
de agua desembalsado sin producir enerǵıa eléctrica se representa en la figura 5.10, en la
cual se observa cómo el desembalse de agua se inicia cuando el nivel del embalse alcanza los
2.98 Hm3, que corresponde al limite superior (v1

jh) del primer tramo de la aproximación
lineal por tramos de la caracteŕıstica de desembalse de la central.
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Figura 5.11. Energía casada y evolución del embalse asociado con la central 16 en el caso
con acoplamiento hidráulico.

La figura 5.11 muestra la cantidad de enerǵıa casada de la central de producción
hidroeléctrica j16 y el comportamiento del volumen del embalse asociado a dicha central.
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Puede verse cómo se respetan las restricciones de volumen máximo, volumen mı́nimo (1.055
Hm3) y final del embalse (1.075 Hm3). En este gráfico se puede observar los efectos en
el volumen producto de la contribución de agua de la central aguas arriba, observe cómo
los niveles del embalse se mantienen altos a pesar de que la central produce a su potencia
máxima la mayoŕıa de las horas del horizonte de programación.
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Figura 5.12. Plan de Generación de las centrales en el caso con acoplamiento hidráulico.

La programación de las centrales se muestra en la figura 5.12, y en la tabla A.2 del
apéndice A, donde se puede notar que las centrales más económicas siempre están progra-
madas a diferencia de las de costes de producción más elevadas, las cuales entran en la
casación cuando la demanda aumenta, incrementando a su vez los precios de la enerǵıa.

5.4.3. Caso B: Sin Restricciones Hidráulicas

El objetivo de este caso de estudio es analizar la influencia sobre los precios de las
restricciones hidráulicas. En el caso anterior las centrales hidroeléctricas comparten un
mismo afluente y sus restricciones son administradas por el operador del mercado; en éste
caso de estudio las centrales hidroeléctricas realizan ofertas simples de la forma cantidad-
precio, de acuerdo el valor del agua. El modelo de subasta se describe en la sección 5.2,
para este caso sólo se consideran las restricciones descritas por las ecuaciones (5.2)-(5.10).
Es decir, las restricciones de potencia mı́nima y máxima, ĺımites en los cambios de potencia
de subida y bajada de las centrales participantes, la relación lógica entre los estados de
acoplamiento, arranque y parada y el equilibrio entra la oferta de los consumidores y los
generadores. El modelo de mercado se describe en la sección 5.4.1.
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Resultados

La tabla 5.10 muestra los valores horario para los precios de la enerǵıa cuando las
centrales eléctricas realizan ofertas de venta de tipo simple, mientras que la figura 5.13
muestra la evolución de estos precios de mercado con respecto a la demanda del sistema.

Tabla 5.10. Precio de Mercado de la Energía en el Caso sin Restricciones Hidráulicas.
Hora Precio de Mercado [e/MWh]

1-6 25.48 22.35 21.93 21.73 22.14 22.35
7-12 27.07 27.07 28.26 33.51 33.51 31.89
13-18 33.51 28.26 27.07 25.48 25.29 25.48
19-24 27.07 28.26 33.51 39.61 33.51 28.26
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Figura 5.13. Evolución de los precios de mercado de la energía en el caso sin restricciones
hidráulicas.

La figura 5.14 muestra la comparación de los precios de mercado para la enerǵıa entre
el caso de acoplamiento hidráulico y el caso sin restricciones hidráulicas. Nótese cómo el
precio de la enerǵıa en el caso sin restricciones hidráulicas es menor o igual a los precios
para el caso con acoplamiento, a excepción del peŕıodo 7. El precio medio en este caso
es de 28.02 e/MWh, como era de esperar, menor que el precio medio para el caso de
restricciones hidráulicas; el cual es de 28.22 e/MWh.

Este resultado se puede considerar ficticio debido a que las centrales hidráulicas que no
puedan cumplir lo asignado deberán ir a mercados de ajustes para corregir su programa
o hacer uso de servicios de regulación, con lo que su beneficio es menor del esperado y se
hace una gestión poco eficiente del agua.

La hora 7 requiere una atención especial, debido al que en esta hora el precio sin
restricciones es mayor que el precio para el caso del acoplamiento hidráulico, lo cual se
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Figura 5.14. Comparación de los precios entre el caso acoplamiento hidráulico y el caso
sin restricciones hidráulicas.

contradice con lo expuesto anteriormente; esta diferencia se debe a los ĺımites de rampas
incluidas en el modelo de casación (ver ecuación (5.10). Esta situación se puede explicar
analizando el comportamiento de las centrales involucradas en la determinación de los
precios para el peŕıodo 7, en nuestro caso corresponden a las centrales j4 y j8, para lo cual
es necesario revisar los cambios en la potencia entregada por las centrales en las horas 6
y 7. Las tablas A.2 muestra la programación de las centrales en el caso de restricciones
hidráulicas y la tabla A.3 muestra la misma información para el caso sin restricciones
hidráulicas.

En el caso de restricciones hidráulicas la central j8 pasa de 84 MW de media en el
peŕıodo 6 a 262 MW en el peŕıodo 7, respetando su rampa máxima de subida, la cual es
igual a 178 MW/h; determinando aśı el precio de mercado para las hora 7, mientras que la
central j4 no entra en la subasta. En el caso sin restricciones hidráulicas, la central j8 pasa
de 0 MW en la hora 6 a 134 MW en el peŕıodo 7, con lo que satisface su correspondiente
rampa de subida; esto obliga a la siguiente central en orden creciente de precios a entrar
en el proceso de subasta, lo cual corresponde al primer bloque de enerǵıa ofertada por la
central j4 que determina el precio para el peŕıodo 7 de 27.07 e/MWh. En otras palabras, a
pesar que la central j8 oferta enerǵıa para el peŕıodo 7 a precios menores que los ofertados
por la central j4, no puede colocar toda esta enerǵıa en la casación debido a sus limitaciones
de rampa de subida, dando como resultado un incremento en el precio de mercado para el
peŕıodo 7.

La figura 5.15 muestra el plan de programación para las centrales que participan en el
mercado, obsérvese cómo las centrales hidráulicas generan a su máxima potencia, debido
a que el caso de estudio asume que las centrales no cuentan con restricciones hidráulicas,
con lo cual son capaces de generar a su plena potencia y colocar toda la enerǵıa en el
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Figura 5.15. Generación hidroeléctrica y termoeléctrica para el caso sin restricciones
hidráulicas.

mercado, principalmente por sus bajos costes de producción. Bajo condiciones normales
de funcionamiento las centrales no cuentan con una fuente inagotable de enerǵıa hidráulica,
por el contrario tienen que administrar eficientemente este recurso y colocarlo en las horas
donde el beneficio resultante por la venta de su enerǵıa sea máximo. Por lo tanto, es
evidente que este esquema de subasta obliga a las centrales hidroeléctricas a planificar su
generación de acuerdo a los posibles precios que resulten del proceso de subasta y de la
cantidad de agua almacenada en sus embalses; administrando cuidadosamente sus recursos
hidráulicos. En caso de existir un conflicto entre el plan asignado y sus recursos hidráulicos,
las centrales hidroeléctricas se ven obligadas a ajustar sus programas de generación para
cumplir con la enerǵıa asignada y con sus propias restricciones técnicas, acudiendo a
mercados de ajustes para comprar o vender lo que no puedan cumplir, reduciendo de
esta forma sus beneficios económicos e incrementado el riesgo asociado al participar en el
mercado eléctrico.

5.4.4. Caso Base

Como se ha visto en el caso de estudio anterior, los ĺımites en los cambios de potencia de
las centrales tienen un impacto importante en la determinación de los precios de mercado
de la enerǵıa, con el objetivo de analizar esta influencia se modifica el caso de estudio
anterior (sin restricciones hidráulicas) de forma tal que no se incluyan las restricciones que
modelan los ĺımites de rampas de subida y rampa de bajada en el mecanismo de subasta.
Esto corresponde a la ecuación (5.10); en consecuencia, el caso se asemeja al mecanismo
de subasta utilizado en el mercado eléctrico español [20]. En consecuencia, el modelo de
subasta queda descrito por las ecuaciones (5.1)- (5.9) presentadas en la sección 5.2. El
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modelo de mercado se describe en la sección 8.2.

Resultados

La tabla 5.11 muestra los valores horarios para los precios de la enerǵıa cuando las
centrales eléctricas realizan ofertas de venta de tipo simple sin considerar los ĺımites de
rampas en el mecanismo de casación, mientras que la figura 5.16 muestra la evolución de
estos precios de mercado con respecto a la demanda del sistema.

Tabla 5.11. Precio de Mercado de la Energía en el Caso Base.
Hora Precio de Mercado [e/MWh]

1-6 25.48 22.14 21.92 21.73 22.14 22.35
7-12 25.87 25.87 28.26 31.03 32.75 31.89
13-18 30.67 27.07 25.87 25.48 25.29 25.48
19-24 25.48 27.07 30.67 33.51 30.23 25.87
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Figura 5.16. Evolucíon de los precios de mercado y la demanda para el caso base.

La figura 5.17 muestra la comparación de los precios de mercado para la enerǵıa entre
el caso caso base y el caso sin restricciones hidráulicas. Nótese cómo el precio de la enerǵıa
en el caso base es menor o igual a los precios para el caso sin restricciones hidráulicas. El
precio medio en este caso es de 26.84 e/MWh, ampliamente menor que el precio medio
para el caso sin restricciones hidráulicas (28.02 e/MWh), como era de esperar.

Es interesante estudiar el comportamiento de los precios en el peŕıodo 22, para ambos
casos de estudio; en dicha hora se observa claramente la influencia de los ĺımites de rampa
sobre los precios de mercado de la enerǵıa. Para esta hora hay un incremento brusco en la
demanda (ver figura 5.16) y en consecuencia las centrales eléctricas intentan aumentar su
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15

18

21

24

27

30

33

36

39

42

1 3 5 7 9 11 13 15 17 19 21 23
Tiempo [h]

P
re

ci
o 

de
 M

er
ca

do
 [€

/M
W

h]

Sin Restricciones Hidráulicas Caso Base

Figura 5.17. Comparación de los precios entre el caso base y el caso sin restricciones
hidráulicas.

generación, pero debido a los ĺımites de rampa de subida, tienen que entrar en la subasta
centrales con coste de producción mayores, situación que no ocurre cuando en el mecanismo
de casación no se incluyen las rampas de subida y bajada de las centrales eléctricas.

Un caso representativo se muestra con la central j5 en el peŕıodo 22, puede observarse
en la tabla A.4 del apéndice A, cómo esta central pasa de 0 MW en el peŕıodo 21 a 172
MW demedia en el peŕıodo 22, cuando su rampa máxima de subida es de 69 MW/h (ver
tabla 5.3), este resultado obliga a la central j5 a participar en otros mercados para cubrir
los 103 MW que no puede suministrar.

Es importante analizar las implicaciones que tiene no incluir los ĺımites de rampas en
el mecanismo de casación. En primer lugar, se obtiene un precio de la enerǵıa menor al
obtenido si se incluyen las restricciones de rampa. Por otra parte, al ignorar las restricciones
de rampas en el mecanismo de subasta, las centrales deberán ajustar sus programas de
generación para tratar de cumplir con las cantidades de enerǵıa asigna y sus propias
restricciones (acoplamiento, rampas), por lo que deberán acudir a mercados de ajuste
para comprar o vender lo que no puedan cumplir; con lo que el precio final seguramente
será mayor que el obtenido en la subasta simple.

5.5. Conclusiones

Los mercados eléctricos basan su funcionamiento en la competencia que debe existir
entre los agentes que participan en dicho mercado, teóricamente se trata de un mercado
de libre competencia donde ninguno de los participantes tiene la capacidad de influir o
modificar los precios de mercado, pero la práctica demuestra que esta situación ideal pocas
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veces se cumple. En estos mercados se lleva a cabo un proceso de subasta de enerǵıa para
determinar los precios de mercado de la enerǵıa, donde se intenta maximizar los beneficios
de todos los participantes.

En este caṕıtulo se ha presentado un modelo de subasta para determinar el precio de
mercado de la enerǵıa y el programa de generación de las centrales eléctricas que participan
en un mercado diario de enerǵıa. El modelo propuesto asume que el operador del mercado
administra las restricciones de las centrales hidroeléctricas. Los resultados obtenidos en
los casos de estudios desarrollados permiten formular las siguientes conclusiones:

El manejo de las restricciones hidráulicas por parte de un organismo independiente
permite que el programa de generación de las centrales hidroeléctricas se ajuste a
sus correspondientes volumenes de agua almacenada optimizando aśı sus recursos
hidráulicos. Esto evita el problema a las centrales hidroeléctricas de tener que ajustar
sus programas de generación para cumplir con las enerǵıas asignadas y sus propias
restricciones técnicas, acudiendo a mercados de ajustes para comprar o vender lo
que no pueda cumplir, reduciendo de esta forma sus beneficios económicos.

La incorporación de centrales hidroeléctricas en cascada, adiciona complejidad al
modelo de subasta. El problema de coordinación entre centrales de una misma firma
no representa mayores complicaciones. Sin embargo, la coordinación entre centrales
de diferentes compañ́ıas que comparten un mismo afluente puede ser muy complejo
en el contexto de los mercados eléctricos competitivos. La decisión de generación,
sobre la oferta de venta de las centrales aguas abajo, depende de la decisión unila-
teral de la central aguas arriba; si la compañ́ıa rival tiene la capacidad de utilizar
estratégicamente su generación para poder ejercer su poder de mercado, puede re-
ducir en forma significativa la capacidad de generación de la central ubicada aguas
abajo. El modelo de subasta propuesto en este trabajo permite obtener precios de
mercados más cercanos a los de mercado de libre competencia; ajustados a las condi-
ciones reales del mercado. Debido principalmente a que las centrales hidroeléctricas
no pueden utilizar en forma estratégica sus recursos hidráulicos.

El modelo también puede ser utilizado por una compañ́ıa de generación para analizar
sus propias restricciones, bajo diversas situaciones del mercado, estimando o prediciendo
las ofertas de venta de las compañ́ıas rivales.

Comparando los casos de estudio, también se puede concluir que cuantas más restric-
ciones se incluyan en el modelo de subasta, más alto es el precio de mercado de la enerǵıa,
como es de esperarse, debido a que bloques de enerǵıa de las ofertas más económicas no
pueden entrar en la subasta; las restricciones de las centrales eléctricas lo proh́ıbe. En el
caso base se ha observado la influencia de las rampas de subida y bajada de las centrales
cuando éstas se modelan o no en el mecanismo de subasta; en el caso de no incluirlas
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las centrales deberán, al igual que el caso de las restricciones hidráulicas, acudir a mer-
cados de ajustes para comprar o vender la enerǵıa que no puedan cumplir o implementar
mecanismos paralelos o auxiliares para sacar de la subasta a aquellas centrales que no
puedan suministrar la enerǵıa asignada debido a sus restricciones, con lo que el precio
final seguramente será mayor que el obtenido inicialmente con el mecanismo de subasta
sin restricciones (subasta simple).

El precio resultante de realizar subastas sin restricciones y después acudir a meca-
nismos de ajuste deberán ser, al menos, el que resulte de incluir las restricciones en la
subasta, pudiendo incluso ser superior en función de los mercados de ajuste, con el consi-
guiente perjuicio económico en el beneficio diario de cada compañ́ıa, donde todos pierden
de acuerdo a los siguiente casos:

1. Una compañ́ıa que debe dar más enerǵıa de la cuenta recibe un precio inferior al
que obtendŕıa si se hubieran considerado las restricciones y, además, debe comprar
enerǵıa a otro para suplir la no puede suministrar, con lo que el perjuicio es doble.

2. Una compañ́ıa que ve reducida su generación porque no se han tenido en cuenta las
rampas de otra compañ́ıa recibe además un precio inferior, perdiendo beneficio.





Caṕıtulo 6

Compañ́ıa de Generación en un

Mercado de Tipo Oligopolio

Bajo el nuevo esquema de organización de los mercados eléctricos las compañ́ıas de
generación tienen como fin principal maximizar sus beneficios económicos como producto
de la venta de su enerǵıa eléctrica, dejando al ente operador del sistema lo referente a la
calidad y seguridad del servicio eléctrico. Las teoŕıas económicas clasifican en dos tipos
a las compañ́ıas que participan en los nuevos mercados, de acuerdo a su capacidad para
influir sobre los precios de mercado de la enerǵıa eléctrica. Por un lado se encuentran
las compañ́ıas con pequeña capacidad de generación, que se comportan como empresas
seguidoras de precios y por el otro lado se encuentran las compañ́ıas con gran capacidad
de generación y por lo tanto; con la habilidad para influir sobre los precios a través de su
poder de mercado [27].

Desgraciadamente, esta habilidad para manipular unilateralmente los precios y la es-
tructura tradicional de la industria eléctrica implica que no es posible alcanzar un modelo
de competencia perfecta para este tipo de mercado y que su comportamiento es más
cercano al oligopolio, debido a que es caracteŕıstico encontrar unas pocas compañ́ıas de
generación compitiendo por sus respectivas cuotas de participación en el mercado. Mien-
tras mayor sea la cuota de participación de una compañ́ıa de generación, mayor será su
influencia en el mercado.

La curva de demanda residual o cuota de mercado relaciona el precio de mercado con
la enerǵıa que una compañ́ıa de generación puede colocar en el mercado. En el caso de
una compañ́ıa ĺıder de mercado, esta curva mide su capacidad para influir sobre el precio
de mercado de la enerǵıa eléctrica. La forma caracteŕıstica de la demanda residual está
determinada por las ofertas que realizan los agentes del mercado, t́ıpicamente formadas
por la pareja cantidad-precio, que le dan un comportamiento discreto complicando aśı su
representación matemática. Diversos son los modelos adoptados para modelar la demanda
residual, entre los mas usados destacan el modelo lineal por tramos [74] y el modelo en
forma d escalón [27]. La motivación principal de este caṕıtulo es analizar el comportamiento
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de la función beneficios de una compañ́ıa de generación ĺıder de mercado ante diferentes
modelos matemáticos de su demanda residual, por lo tanto los objetivos principales se
pueden describir como:

1. Formular e implementar el modelo de una compañ́ıa de generación ĺıder de mercado
conociendo su demanda residual mediante la programación no lineal.

2. Elaborar una estrategia óptima de generación para una compañ́ıa ĺıder conociendo
su curva de demanda residual. El problema consiste en determinar la cantidad de
enerǵıa que debe ofertar cada una de las centrales de la compañ́ıa que maximice
su beneficio tomando en consideración el comportamiento de sus competidores, di-
cho comportamiento ha se modelado usando la curva de demanda residual de la
compañ́ıa.

3. Analizar el comportamiento del beneficio diario de una compañ́ıa ĺıder para distintos
modelos matemáticos de su demanda residual.

4. Analizar el comportamiento de una central de bombeo en un mercado eléctrico
competitivo.

Este caṕıtulo está estructurado de la siguiente forma, primero se aborda el compor-
tamiento de la demanda de electricidad y su elasticidad con respecto a los precios, luego
se define el concepto de demanda residual y su significado para una compañ́ıa seguido-
ra (precio-aceptante) y para una compañ́ıa ĺıder. Posteriormente, se describen diversos
modelos matemáticos utilizados para simular la demanda residual de la compañ́ıa ĺıder.
A continuación, se explica el problema de maximizar el beneficio de una compañ́ıa ĺıder
de mercado y su formulación matemática como un problema de optimización con función
objetivo no lineal. Por último, se reportan los casos de estudio desarrollados en el trabajo.

6.1. Comportamiento de la Demanda

La demanda de electricidad es muy particular puesto que la enerǵıa no puede ser alma-
cenada y los incrementos repentinos de la demanda deben ser abastecidos por incrementos
en la generación. En los mercados diarios de enerǵıa, los precios se determinan a partir de
la demanda de enerǵıa esperada para el d́ıa siguiente. Puesto que la demanda vaŕıa con el
tipo de d́ıa y la estación del año, el comportamiento de la demanda es muy variado y en
consecuencia es necesario discriminar la demanda en peŕıodos, generalmente de una hora
de duración.
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6.1.1. Elasticidad de la Demanda

En un mercado donde los consumidores puedan escoger fácilmente entre no consumir
un determinado producto o sustituir éste por otro, los productores no pueden incremen-
tar sus precios por arriba de sus costes, sin una significativa reducción de sus ventas. En
contrapartida, un productor que sabe que su producto es absolutamente necesario pue-
de aprovecharse de esto para incrementar sus precios [15]. En los mercados eléctricos la
elasticidad de los precios con respecto a la cantidad demandada se define como el cambio
porcentual en la cantidad de enerǵıa demandada como respuesta a un cambio porcentual
en el precio de la electricidad. De esta forma, podemos clasificar la demanda en dos tipos
básicos:

Demanda elástica: Significa que la variación en el precio causa una variación en
la demanda mayor que la variación proporcional del precio, es decir: un incremento
del 1 por cien en el precio causa un decremento mayor al 1 por cien en la demanda.

Demanda inelástica: Quiere decir que la variación en el precio causa una variación
en la demanda menor que el proporcional a la variación de precios, en otras palabras;
un incremento del 1 por cien en el precio causa un decremento menor al 1 por cien
en la demanda [12].

Rothkopt [94] argumenta que a largo plazo la demanda tiene un comportamiento más
elástico y que debido a que ésta tiene un gran impacto en la vida diaria y en las activida-
des económicas y su gran dificultad para almacenarla, su comportamiento a corto plazo,
especialmente en los mercados diarios u horarios, es esencialmente inelástica. Esta falta
de elasticidad significa que si la demanda de electricidad en un momento dado puede ser
suplida por uno sólo de los participantes en el mercado, éste puede poner en déficis al
mercado y aprovecharse de esta situación para incrementar unilateralmente los precios
ejerciendo aśı su poder de mercado.

En los mercados donde existen centrales de bombeo, el comportamiento de la deman-
da puede presentar caracteŕısticas más elásticas. Las centrales de bombeo en sistemas
hidroeléctricos tratan de generar en las horas de mayor precio y de bombear cuando la
electricidad es más barata, con lo cual es una demanda que se presenta sólo en las horas de
menor precio de la enerǵıa. Por lo tanto, se puede afirmar que éste tipo de carga es sensible
a los precios presentando un comportamiento más elástico a los cambios de precios.

En este trabajo se considera un comportamiento inelástico de la demanda, siempre y
cuando no se consideren centrales de bombeo en los casos de estudio, dado que el mercado
a simular es del tipo diario y las subastas de enerǵıa se realizan en forma horaria.
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6.2. Demanda Residual y Competencia

Son numerosos los modelos desarrollados para el análisis del comportamiento de los
mercados eléctricos, pero debido a la naturaleza de esta industria la mayoŕıa de los estudios
se orientan hacia los mercados de tipo oligopolio, principalmente debido a la presencia
de pocas compañ́ıas y la producción de un bien homogéneo. La demanda residual vista
por una compañ́ıa de generación es una de las teoŕıas más utilizadas para modelar el
comportamiento de estas compañ́ıas en mercados eléctricos. Ejemplos del uso de estas
curvas se puede conseguir en [5][9][27][29][74].

Generalmente, en un mercado eléctrico cada generador env́ıa hacia el organismo en-
cargado de realizar la subasta o casación una lista de cantidad-precio. El operador del
mercado organiza todas las ofertas de venta de enerǵıa para realizar una casación de tipo
simple o compleja, dependiendo del esquema seleccionado en cada mercado. Para ello se
construye una curva agregada de oferta con todas las ofertas de las unidades de generación,
ordenando la misma en orden ascendente de precios. De esta forma, asumiendo que todas
las unidades ofertan a sus costes marginales, las unidades con costes mas elevados estarán
situadas en la parte superior de la curva agregada de oferta y las más económicas en la
parte inferior de la misma.
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Figura 6.1. Curvas agregadas de oferta y demanda para el mercado eléctrico español en
una hora y día laborable.

También se puede suponer que las empresas de generación han decidido realizar sus
ofertas de enerǵıa en forma estratégica, tomando en cuenta el comportamiento de sus
rivales. En este caso, las unidades enviarán sus ofertas con precios mayores, menores o
iguales a sus costes marginales, e incluso ofertando precios iguales o cercanos a cero.
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Por otra parte, los agentes comercializadores también env́ıan ofertas de compra que son
ordenadas en orden descendente de precio, curva agregada de venta. La intersección de
ambas curvas determinará el precio del mercado. En la figura 6.1 se muestra una curva
agregada de venta y de compra de enerǵıa para el mercado eléctrico español de un d́ıa
laborable.

Cada compañ́ıa de generación que interviene en el mercado cuenta con una cuota de
participación que dependerá de su capacidad de generación y de la estrategia o modelo
económico que adopte para competir. Independientemente de esto, cada compañ́ıa cuenta
con una curva que representa su cuota de mercado o, mejor dicho, la cantidad de demanda
que ella puede suplir al precio de mercado. Algunos autores la denominan como Curva de
Demanda Residual, otros en cambio la denominan Cuota de Participación [27].

Definiremos la curva de demanda residual de una compañ́ıa de generación como aquella
función que relaciona el precio de mercado con la cantidad de demanda que la compañ́ıa
puede afrontar. Las caracteŕısticas de esta curva dependerán del tipo de compañ́ıa para
la cual se calcule, es decir; si la compañ́ıa es un ĺıder de mercado (fijador de precios) o un
seguidor (tomador de precios), las caracteŕısticas de esta curva tomaran formas diferentes.

La elaboración de la curva de demanda residual no es una tarea sencilla y se necesita
información previa del comportamiento de los competidores y de la demanda de electri-
cidad. Además, las curvas de demanda residual son extremadamente dif́ıciles de describir
por funciones anaĺıticas. La forma de obtener estas curvas es restar de la demanda, para
cada nivel de precio, la oferta agregada de las compañ́ıas rivales, es decir; si para un mismo
precio se conoce el valor de la demanda y la cantidad ofertada por las compañ́ıas rivales,
la diferencia entre ambas cantidades produce la demanda residual para ese nivel de precio.

Asuma que se conoce el valor de la demanda y la oferta de las compañ́ıas rivales en una
hora determina, para los precios de la tabla 6.1. Entonces, la demanda residual para esa
hora se determina restando ambos valores para cada nivel de precio. Nótese que cuando
la oferta de las compañ́ıas rivales es mayor que la demanda, la demanda residual toma
valores negativos.

Tabla 6.1. Ejemplo de Cálculo de la Demanda Residual

Precio [e/MWh] p1 p2 p3 p4 p5

Demanda [MWh] 25 25 25 25 25
Oferta Rivales [MWh] 10 15 20 22 29
Demanda Residual 15 10 5 3 -4

En el caso de una compañ́ıa ĺıder de mercado, su demanda residual tiene un significado
adicional. La curva de demanda residual para una empresa ĺıder modela la influencia que
ejerce su oferta de venta de enerǵıa sobre el precio de mercado. A continuación se presentan
algunas diferencias de esta curva dependiendo del tipo de compañ́ıa que se modele.
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6.2.1. Compañ́ıa Seguidora o Precio Aceptante

Estas compañ́ıas cuentan con poca capacidad de generación en comparación con la
demanda, no tienen capacidad de influir sobre los precios de la enerǵıa y en algunas horas
su participación no es indispensable para cubrir toda la demanda de electricidad. En otras
palabras, no están capacitadas para ejercer poder de mercado [14]. Dado que no pueden
ejercer poder de mercado, tienen que ofertar sus enerǵıas a precios iguales o mayores a sus
costes marginales de producción, garantizando aśı la retribución de sus costes si la enerǵıa
ofertada es casada. Por lo tanto, las ofertas de estas compañ́ıas se modelan en este trabajo
por medio de las curvas de costes marginales de producción.
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Figura 6.2. Demanda residual de una compañía seguidora.

Otra consideración importante es la caracteŕıstica de su curva de demanda residual,
la cual puede presentar una zona negativa. Esto se debe a que la curva agregada de las
ofertas de las empresas rivales pueden abastecer al mercado alcanzando y superando la
demanda, con lo cual al realizar la diferencia entre las dos curvas, la demanda residual de
la compañ́ıa seguidora puede presentar cantidades negativas en el caso cuando la oferta
de los competidores supere el valor de la demanda. En la figura 6.2 se ha representado
ésta situación, en la cual la curva agregada de oferta de los competidores supera el valor
de la demanda, en consecuencia al realizar la resta entre ambas curvas la cantidad de
enerǵıa que supera la curva de demanda, tomará valores negativos al construir la curva de
demanda residual. La práctica usual es considerar sólo la región positiva de esta curva.

6.2.2. Compañ́ıa Ĺıder

La compañ́ıa ĺıder se considera la más fuerte del mercado y su participación es in-
dispensable para satisfacer la demanda de electricidad, Por lo cual, está capacitada para
influir unilateralmente sobre los precios, aumentando o reduciendo la cantidad de enerǵıa
en sus ofertas. La demanda residual vista por esta compañ́ıa se forma de igual manera que
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para una compañ́ıa seguidora, restando las ofertas de las compañ́ıas rivales de la demanda
para cada nivel de precio.

Dado que su participación es indispensable para cubrir la demanda, la sumatoria de las
ofertas de las empresas rivales puede no ser lo suficientemente grande como para alcanzar la
demanda en ciertas horas, tal como se muestra en la figura 6.3. En consecuencia, la curva de
demanda residual de la compañ́ıa ĺıder generalmente presentará sólo valores positivos para
todos los niveles de precio; pero en algunos casos también puede tener valores negativos,
como en el caso de la demanda residual de una compañ́ıa seguidora, debido a que la oferta
agregada de las empresas rivales es mayor que el valor de la demanda en un determinado
peŕıodo.
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Figura 6.3. Demanda residual de la compañía líder.

La cantidad Qo que se indica en la figura 6.3 representa la enerǵıa que falta para
que la oferta de las compañ́ıas rivales alcance la demanda. Desde el punto de vista de la
compañ́ıa ĺıder, representa la cantidad de enerǵıa a partir de la cual puede influir sobre los
precios de mercados. Por otro lado, la curva de demanda residual de la compañ́ıa también
puede estar limitada por la máxima potencia que puede entregar la compañ́ıa, QM , en
aquellas horas donde el valor de su demanda residual sea mayor a su capacidad instalada
de generación. En la figura 6.3 también se puede notar cómo la demanda residual a la cual
se enfrenta la compañ́ıa ĺıder es más elástica que la demanda del sistema.

6.2.3. Modelo Lineal de la Demanda Residual

La representación lineal de la función de demanda residual de una compañ́ıa de gene-
ración, expresada en función de la cantidad de enerǵıa que puede colocar en el mercado,
viene dada por la siguiente expresión matemática:

λ(q) = λ0 − 4λ

4q
q q 6 QM (6.1)
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donde q es la cantidad de enerǵıa demanda, λ0 representa el precio cuando la demanda
residual es igual a cero, 4λ es la variación del precio y 4q es la variación de la demanda
residual, tal cómo se muestra en la figura 6.4. La variación del precio con respecto a
la demanda representa la pendiente de la curva. Este tipo de representación posee una
precisión muy baja debido a que la demanda residual pocas veces mantiene un pendiente
relativamente constante a lo largo de toda su curva. La aproximación lineal por tramos
contempla mejor este aspecto.
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Figura 6.4. Modelo lineal de la demanda residual.

6.2.4. Modelo Lineal por Tramos de la Demanda Residual

Una manera para garantizar que la aproximación lineal por tramos se ajuste lo mejor
posible a la forma de la curva de demanda residual es tomar tramos donde los valores de
la pendiente sean relativamente constantes. La exactitud de la aproximación depende en
gran medida del número de tramos que se utilicen; un gran número de tramos asegura un
ajuste más exacto, pero también ocasiona la aparición de un gran número de variables,
tanto positivas como binarias, en consecuencia un crecimiento del tamaño del modelo. Por
lo tanto, es necesario determinar la cantidad adecuada de tramos para cada modelo de la
curva de demanda residual. Otro aspecto a considerar es la tendencia de la programación
lineal a ubicar la solución en los puntos extremos de los tramos, lo que indicaŕıa que
mientras menores sean estos tramos la diferencia entre un punto y otro para la solución es
más pequeña. A continuación se presentan las expresiones para una demanda modelada
por medio de una aproximación lineal por tramos, tal cómo se muestra en la figura 6.5:

λh(Γh) = λ0 +
N∑

n=1

mn
hσn

h ∀h ∈ H (6.2)

Γh = L0
h +

N∑

n=1

σn
h ∀h ∈ H (6.3)
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(
Ln

h − Ln−1
h

)
%n

h 6 σn
h 6

(
Ln

h − Ln−1
h

)
n = 1, ∀h ∈ H (6.4)(

Ln
h − Ln−1

h

)
%n

h 6 σn
h 6

(
Ln

h − Ln−1
h

)
%n−1

h n = 2 . . . N − 1,∀h ∈ H (6.5)
0 6 σn

h 6
(
Ln

h − Ln−1
h

)
%n−1

h n = N,∀h ∈ H (6.6)
%n+1

h 6 %n
h n = 1 . . . N − 1,∀h ∈ H (6.7)

donde N es el número de tramos de la aproximación, λ0
h representa el precio máximo del

primer tramo, mn
h es la pendiente del tramo n de la demanda residual en la hora h. σn

h es
una variable continua que representa la enerǵıa en el tramo n en la hora h. L0

h es el ĺımite
inferior del primer tramo de la demanda residual en la hora h, Ln

h es el ĺımite superior del
tramo n en la hora h. %0

h es una variable binaria e igual a 1 si la enerǵıa del tramo n se usa
en la hora h. La ecuación (6.3) se puede leer como la cantidad de enerǵıa que la compañ́ıa
debe colocar en el mercado para obtener el precio de la ecuación (6.2). Los ĺımites de los
tramos se expresan en las ecuaciones (6.4)-(6.6).

El comportamiento de las ecuaciones 6.2-6.7 depende de los estados de la variable
binaria %n

h. Para explicar este comportamiento suponga que estamos en presencia de una
curva de demanda residual de 3 tramos (n = 3); se presentan cuatro casos para los distintos
valores que pueden tomar las variables %1

h y %2
h, los cuales se explican a continuación:

Caso 1 : %1
h = 0 y %2

h = 0. La ecuación (6.4) obliga a la variable continua σ1
h a tomar un

valor tal que satisfaga la siguiente relación 0 6 σ1
h 6 (L1

h − L0
h), mientras que las

ecuaciones (6.5) y (6.6) obligan a las variables σ2
h y σ3

h, respectivamente, a tomar
valores iguales a cero. Entonces, la cantidad de enerǵıa viene dada por la ecuación
(6.3) Γh = L0

h + σ1
h y el precio para esta cantidad lo determina la siguiente relación:

λh(Γh) = λo + m1σ
1
h (ecuación(6.2)).

Caso 2 :%1
h = 1 y %2

h = 0. La ecuación (6.4) obliga a la variable continua σ1
h a ser igual
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a siguiente diferencia (L1
h − L0

h). La ecuación (6.5) obliga a la variable σ2
h a tomar

un valor que satisfaga la siguiente relación 0 6 σ2
h 6 (L2

h − L1
h), mientras que la

ecuación (6.6) restringe la variable σ3
h a cero. Entonces, la cantidad de enerǵıa viene

dada por la ecuación (6.3) Γh = L0
h + σ1

h + σ2
h y el precio para esta cantidad lo

determina la siguiente relación: λh(Γh) = λo + m1σ
1
h + m2σ

2
h (ecuación(6.2)).

Caso 3 :%1
h = 1 y %2

h = 1. La ecuación (6.4) obliga a la variable continua σ1
h a ser igual a

siguiente diferencia (L1
h−L0

h), lo propio ocurre con la ecuación (6.5) que restringe la
variable σ2

h a ser igual a la siguiente relación (L2
h−L1

h). La ecuación (6.6) obliga a la
variable σ3

h a tomar un valor que satisfaga la expresión 0 6 σ3
h 6 (L3

h−L2
h). Entonces,

la cantidad de enerǵıa viene dada por la ecuación (6.3) Γh = L0
h + σ1

h + σ2
h + σ2

h y el
precio para esta cantidad lo determina la siguiente relación: λh(Γh) = λo + m1σ

1
h +

m2σ
2
h + m3σ

3
h (ecuación(6.2)).

Caso 4 :%1
h = 0 y %2

h = 1. La ecuación (6.4) obliga a la variable continua σ1
h a tomar

un valor tal que satisfaga la siguiente relación 0 6 σ1
h 6 (L1

h − L0
h), mientras La

ecuación (6.5) obliga a la variable σ2
h a tomar un valor que satisfaga la siguiente

relación (L2
h − L1

h) 6 σ2
h 6 0, lo cual es inconsistente; la ecuación (6.7) previene

dicha situación.

6.2.5. Modelo Escalón de la Demanda Residual

La ofertas de venta enviadas por las empresas de generación al operador del merca-
do están constituidas por la pareja cantidad-precio, es decir, representa la cantidad de
enerǵıa que la compañ́ıa está dispuesta a producir para cada valor del precio. Al ordenar
las ofertas en orden creciente de precios, se obtiene una función de forma escalonada y
monótonamente creciente. Si la demanda del sistema se comporta de una forma inelástica
como se ha comentado anteriormente, la demanda residual de la compañ́ıa puede también
representarse por medio de un modelo a escalón, tal como se muestra en la figura 6.6.

El modelo lineal por tramos se puede extender para representar la demanda residual
en forma escalón por medio de las siguientes ecuaciones:

λh(Γh) = λ1,h −
T−1∑

t=1

4λn,hut,h ∀h ∈ H (6.8)

Γh =
T∑

t=1

δt,h ∀h ∈ H (6.9)

qt
hut,h 6 δt,h 6 qt

h t = 1, ∀h ∈ H (6.10)(
qt
h − qt−1

h

)
ut,h 6 δt,h 6

(
qt
h − qt−1

h

)
ut−1,h t = 2 . . . T − 1, ∀h ∈ H (6.11)

0 6 δt,h 6
(
qt
h − qt−1

h

)
ut−1,h t = T,∀h ∈ H (6.12)

ut+1,h 6 ut,h t = 1 . . . T − 1, ∀h ∈ H (6.13)
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Figura 6.6. Demanda residual en forma de escalón.

donde T es el número de escalones de la demanda residual, λh(Γh) es el valor de la demanda
residual en la hora h en función de la cantidad de enerǵıa producida, Γh es la cantidad de
enerǵıa a producir en la hora h, λ1,h es el precio del primer escalón en la hora h, 4λt,h es
la diferencia de precios entre dos escalones consecutivos, δt,h es una variable continua que
representa la enerǵıa en el tramo t en la hora h. qt

h es el ĺımite superior del t-ésimo bloque
en la hora, ut,h es una variable binaria e igual a 1 si la enerǵıa del tramo t + 1 se usa en
la hora h.
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Figura 6.7. Modelo de Demanda residual para cuatro escalones.

El comportamiento de las ecuaciones (6.8)-(6.13) depende de los valores que tomen las
variables binarias de control ut,h. Asúmase que se una demanda residual está modelada
como una curva de cuatro escalones (t = 4) como se muestra en la figura 6.7. Entonces,
respetando la condición (6.13) se presentan cuatro casos:

Caso 1 : u1,h = 0, u2,h = 0, u3,h = 0. La ecuación (6.10) obliga a la variable δ1,h a tomar
un valor positivo igual o menor a q1

h, mientras que las ecuaciones (6.11) y (6.12)
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restringen a las variables positivas δ2,h, δ3,h y δ4,h a cero. Aśı, la cantidad de enerǵıa
viene dada según la ecuación (6.9) por Γh = δ1,h y el precio determinado por esta
cantidad según la ecuación (6.8) es λh(Γh) = λ1,h.

Caso 2 : u1,h = 1, u2,h = 0, u3,h = 0. La ecuación (6.10) obliga a la variable δ1,h a
tomar el valor de q1

h, mientras que la ecuación (6.11) determina los valores para las
variables δ2,h y δ3,h de manera distinta; δ2,h toma un valor que satisfaga la relación
0 6 δ2,h 6 (q2

h − q1
h) y δ3,h es igual a cero debido a que u2,h = u3,h = 0, lo propio

sucede con δ4,h. Aśı, la cantidad de enerǵıa viene dada según la ecuación (6.9) por
Γh = q1

h + δ2,h y el precio determinado por esta cantidad según la ecuación (6.8) es
λh(Γh) = λ1,h −4λ1,h.

Caso 3 : u1,h = 1, u2,h = 1, u3,h = 0. La ecuación (6.10) obliga a la variable δ1,h a tomar
el valor de q1

h, mientras que la ecuación (6.11) determina los valores para las variables
δ2,h y δ3,h; δ2,h toma el valor de la diferencia de sus dos ĺımites δ2,h = (q2

h − q1
h),

mientras que δ3,h toma un valor que satisfaga la relación 0 6 δ3,h 6 (q3
h − q2

h). La
ecuación (6.12) y la variable u3,h determinan el valor de δ4,h igual a cero. Aśı, la
cantidad de enerǵıa viene dada según la ecuación (6.9) por Γh = q1

h +(q2
h−q1

h)+ δ3,h

y el precio determinado por esta cantidad según la ecuación (6.8) es λh(Γh) =
λ1,h −4λ1,h −4λ2,h.

Caso 4 : u1,h = 1, u2,h = 1, u3,h = 1. La ecuación (6.10) obliga a la variable δ1,h a
tomar el valor de q1

h, mientras que la ecuación (6.11) determina los valores para
las variables δ2,h y δ3,h, ambas variables toman el valor de la diferencia entre sus
respectivos ĺımites; δ2,h = (q2

h − q1
h) y δ3,h = (q3

h − q2
h). La ecuación (6.12) y la

variable u3,h determinan el valor de δ4,h tomando esta un valor que satisfaga la
relación 0 6 δ4,h 6 (q4

h − q3
h). Aśı, la cantidad de enerǵıa viene dada según la

ecuación (6.9) por Γh = q1
h + (q2

h− q1
h) + (q2

h− q1
h) + δ4,h y el precio determinado por

esta cantidad según la ecuación (6.8) es λh(Γh) = λ1,h −4λ1,h −4λ2,h −4λ3,h.

6.3. Beneficio de una Compañ́ıa de Generación

Los beneficios de una compañ́ıa se pueden formular como sus ingresos menos sus costes,
en el caso de una empresa de generación que compite en un mercado de generación, los
ingresos vienen dados por el producto del precio de mercado y la enerǵıa vendida. Sus
costes de producción se pueden generalizar y afirmar que están constituidos principalmente
por costes fijos y costes variables, los costes fijos están constituidos principalmente por
los costes de mantenimiento y los costes variables puede plantearse como el coste del
combustible en función de la potencia media generada durante una hora [98]. Los costes
de producción suelen ser representados por medio de un polinomio de segundo grado. En
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la figura 6.8, donde el beneficio se representa como la diferencia entre el ingreso y el coste,
obsérvese que éste se comporta como una función cóncava, garantizando aśı un máximo.

EnergíaQQmin max

Beneficio

Coste

Ingreso

Figura 6.8. Función de beneficios de una compañía de generación.

Generalmente los mercados de electricidad están organizados como mercados diarios
(day-ahead) divididos en 24 ó 48 peŕıodos, donde los agentes participantes env́ıan sus
ofertas, de compra o venta de enerǵıa, a un organismo operador del mercado que realiza
una subasta de enerǵıa obteniendo aśı el precio de la electricidad para cada peŕıodo. Con
este precio horario se realizarán las transacciones comerciales de enerǵıa entre los agentes
que acudan al mercado diario. Aśı, los beneficios que pueden obtener las compañ́ıas de
generación dependen del precio de mercado que resulte del proceso de cierre de mercado
o casación y, por supuesto, de sus propios costes de producción.

El problema de optimización de los beneficios se puede estudiar de dos formas distintas.
La primera supone que la central actúa en forma individual, y la segunda, asumiendo que se
trata de una compañ́ıa de generación que pretende maximizar su beneficio como producto
de la programación de todas sus centrales de producción.

Si se asume que las centrales actúan en forma individual, esto implica que no tienen
capacidad para influir en el mercado debido a que su producción, en comparación con la
demanda, es muy pequeña para modificar el precio de cierre del mecanismo de subasta
y su beneficio depende sólo de la cantidad de enerǵıa que pueda colocar dentro de la
casación. Esto depende, principalmente, de sus costes marginales de producción; si estos
son mayores que el precio de mercado sus beneficios serán negativo o su oferta estará
por encima del punto de equilibrio. De esta forma, la central de producción sólo puede
maximizar su función de beneficio seleccionado la cantidad óptima a producir considerando
sus restricciones técnicas y el acoplamiento temporal que existe entre sus ofertas horarias.
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Aśı, el beneficio como función objetivo del problema de maximización se puede formular
como:

π(ϕ) =
H∑

h=1

{
λhϕh + µh

[
PM − ϕh]− Cp(ϕh)− Car ah − Cpa sh

}
(6.14)

donde H es el conjunto de horas del horizonte de programación, π(ϕ) es el beneficio diario
de la compañ́ıa en función de la enerǵıa, ϕh es la enerǵıa colocada en el mercado en la
hora h, λh es el precio de mercado de la enerǵıa en la hora h, µh es el precio de banda
secundaria en la hora h, PM es la potencia máxima que la central puede entregar, Cp(ϕh)
es la función de coste variable de producción, Car y Cpa son el coste de arranque y parada,
respectivamente. ah y sh son variables binarias que representan el estado de arranque y
parada de la central en la hora h. Nótese que si se maximiza la ecuación (6.14) ϕh es
la variable de decisión y representa la cantidad óptima de enerǵıa que debe producir la
central para maximizar sus beneficios en un horizonte de H horas.

Si se aborda el problema de maximizar los beneficios de una compañ́ıa de generación,
hay un aspecto económico que se deben contemplar como es la decisión de si esta compañ́ıa
se modela como una empresa ĺıder o como una compañ́ıa seguidora.

En el caso que la compañ́ıa de generación se comporte como una empresa seguidora el
problema de maximizar sus beneficios es similar al caso de una central individual, según
la teoŕıa de juegos este tipo de compañ́ıas no tienen capacidad de influir sobre los precios
de mercado, limitándose a adecuar su nivel de producción al precio de la electricidad, y
coordinando la generación entre sus centrales a los niveles que le resulte más beneficioso
para sus intereses económicos. Para este caso, el problema del beneficio de la compañ́ıa
se obtiene como la sumatoria de los beneficios de todas las centrales que pertenecen a la
compañ́ıa, considerando las restricciones técnicas de dichas centrales y los acoplamientos
temporales que surgen debido a dichas restricciones. La función objetivo para maximizar
el beneficio de la compañ́ıa puede escribirse como:

π(ϕ) =
∑

j∈J

H∑

h=1

{
λhϕj,h + µh

[
PM

j − ϕj,h]
}−

−
∑

j∈J

24∑

h=1

{Cpj,h(ϕj,h)− Carj aj,h − Cpaj sj,h} (6.15)

donde J es el conjunto de las centrales eléctricas que pertenecen a la compañ́ıa de ge-
neración y H es el conjunto de horas del horizonte de programación. ϕj,h es la enerǵıa
colocada en el mercado por la centra j en la hora h, PM es la potencia máxima que la
central j puede entregar, λh es el precio de mercado de la enerǵıa en la hora h, µh es el
precio de banda secundaria en la hora h, Cpj,h(ϕj,h) es la función de coste variable de
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producción de la central j, Carj y Cpaj son el coste de arranque y parada de la central j,
respectivamente. aj,h y sj,h son variables binarias que representan el estado de arranque y
parada de la central j en la hora h.

Nuevamente, ϕj,h es la variable de decisión y representa la cantidad óptima de enerǵıa
que debe producir la central j en la hora h para maximizar el beneficio diario de la
compañ́ıa. En este caso se trata de coordinar las unidades de producción conociendo de
antemano el precio de mercado. Dado que el problema asume que la compañ́ıa conoce el
precio de la enerǵıa y el precio de banda secundaria, un error en la estimación de estos
precios puede representar graves perdidas para la compañ́ıa. Esto obliga a la empresa a
disponer de una herramienta confiable para la predicción de precios. En el caṕıtulo 9 se
aborda la influencia de la predicción de precios en la oferta de enerǵıa de una compañ́ıa
seguidora.

Por otra parte, si la compañ́ıa de generación se comporta como una empresa ĺıder de
mercado, es decir, que su producción es tan importante que puede modificar el precio de
mercado al retirar o aumentar la cantidad de enerǵıa que oferta en el mercado diario, el
problema de maximizar el beneficio de dicha compañ́ıa se complica, ya que es necesario
incluir en el modelo su capacidad para modificar estos precios.

Para modelar esta capacidad, se asume que el resto de las compañ́ıas se comportan
como seguidoras y además que mantendrán constantes sus niveles de producción, para lo
cual es necesario disponer de la información histórica de las ofertas de venta de enerǵıa
de las compañ́ıas seguidoras, al igual que el comportamiento de la demanda. Las ofertas
de venta de las compañ́ıas seguidoras representan, en términos económicos, sus funciones
de respuesta en el mercado, ver sección 2.3.1. Si de la demanda total se resta la suma-
toria de las ofertas de las empresas rivales, obtenemos la demanda a la cual se enfrenta
la compañ́ıa ĺıder, dicho de otra manera, su demanda residual. De esta forma, a través
de la demanda residual es posible modelar el comportamiento de las empresas rivales o
compañ́ıas seguidoras.

Hora 1 Hora 2 Hora 24

qq qq q q q qq
1

1 1 1
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Figura 6.9. Demanda residual por hora de una Compañía líder.

La compañ́ıa ĺıder se enfrenta a una familia de curvas de demanda residual que repre-
senta su influencia sobre los precios de mercado en cada uno de los peŕıodos del mercado
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diario de enerǵıa, es decir, debe seleccionar el punto (λ− q) de forma tal que pueda ejercer
efectivamente su poder de mercado. Dicha situación se ilustra en la figura 6.9, donde se
representan las posible opciones con las cuales cuenta la compañ́ıa en cada hora h para
maximizar su beneficio diario. Bajo este esquema el caso se asemeja al de una compañ́ıa
de tipo monopolio en el que para maximizar los beneficios elige la cantidad con la que el
ingreso marginal sea igual a su coste marginal (ver sección 2.2.2). Por lo tanto, al aumentar
o reducir la cantidad de enerǵıa a ofertar puede modificar el precio de mercado. Esta capa-
cidad de modificar el precio también se debe considerar en el problema de maximizar los
beneficios de la compañ́ıa. Aśı el precio de la enerǵıa también es una variable a contemplar
en la formulación:

π(Γ) =
H∑

h=1



λh(Γh)Γh +

∑

j∈J

µh

[
PM

j − ϕj,h]



−

−
H∑

h=1





∑

j∈J

(
Cpj,h(ϕj,h) + Carj aj,h + Cpaj sj,h

)


 (6.16)

donde λh(Γh) representa la función de demanda residual de la compañ́ıa ĺıder, Γh es la
cantidad de enerǵıa que debe colocar la empresa en el mercado para maximizar su beneficio
diario, π(Γ).

Obsérvese que se trata de un problema combinatorio que consiste en seleccionar, para
cada hora, el punto de la curva de demanda residual que maximice el beneficio total de
la compañ́ıa. Es decir, seleccionar el punto para cada una de las 24 curvas de deman-
da residual, estableciendo la cantidad que debe colocar la compañ́ıa en el mercado para
que el precio de la enerǵıa maximice su beneficio durante el horizonte de programación. La
cantidad total a colocar en el mercado debe ser distribuida entre las centrales más económi-
cas de la compañ́ıa contemplando nuevamente las restricciones técnicas y el acoplamiento
temporal que ocasionan dichas restricciones.

La diversidad entre las centrales de generación también es una caracteŕıstica impor-
tante de una compañ́ıa ĺıder. Las unidades hidroeléctricas tienen una ventaja competitiva
y es su bajo coste de operación, pero en contrapartida tienen un gran desembolso inicial
debido a su elevado coste de instalación. Su principal limitación es el volumen de agua del
cual disponen para transformar la enerǵıa mecánica en eléctrica, ya que ésta depende del
volumen almacenado en los embalses y la contribución de sus afluentes.

6.3.1. Formulación Matemática

Los ingresos de una compañ́ıa ĺıder es una función que depende de la cantidad de
enerǵıa colocada en el mercado y el precio de ésta como resultado de la curva de demanda
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residual de la compañ́ıa. La cantidad de demanda que la compañ́ıa puede afrontar está
limitada por su capacidad máxima de generación, además cómo se ha explicado antes, el
beneficio de la compañ́ıa se puede formular como los ingresos menos los costes totales de
producción.
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Figura 6.10. Función de beneficio de una compañía líder de mercado.

La figura 6.10 representa una familia de curvas del ingreso de la compañ́ıa para diferen-
tes valores del precio de mercado en función de la cuota de mercado para un único peŕıodo
del horizonte de programación. El coste de producción es una función de la cantidad de
enerǵıa colocada en el mercado, modelada t́ıpicamente como un polinomio de segundo
grado. La diferencia entre las rectas de ingreso y el coste representa el beneficio de la
compañ́ıa, beneficio que es máximo cuando la cantidad a producir maximice la diferencia
entre el ingreso y el coste, recordando que el ingreso es una función de dos variables, precio
y cantidad, por lo cual estamos en presencia de una función objetivo de tipo no lineal y
comportamiento cóncavo como se muestra en la figura 6.8.

Entonces, el modelo de una compañ́ıa ĺıder de mercado se aborda como un problema
de optimización no lineal con restricciones lineales e incluyendo la demanda residual de
la compañ́ıa por medio de la aproximación lineal por tramos, con la siguiente función
objetivo:

π(Γ) =
H∑

h=1



λh(Γh)Γh +

∑

j∈J

µh

[
PM

j − ϕj,h]



−

−
H∑

h=1





∑

j∈J

(
Cpj,h(ϕj,h) + Carj aj,h + Cpaj sj,h

)


 (6.17)

donde H es el conjunto de horas del horizonte de programación, Carjaj,h y Cpajsj,h son
los costes de arranque y parada, respectivamente, de la central j en la hora h. La función
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objetivo está sujeta a un grupo de restricciones que se describen a continuación:

La función de la demanda residual de la compañ́ıa ĺıder, tal como se modela en la
sección 6.2.4.

λh(Γh) = λ0 +
N∑

n=1

mn
hσn

h ∀h ∈ H (6.18)

Γh = L0
h +

N∑

n=1

σn
h ∀h ∈ H (6.19)

(
Ln

h − Ln−1
h

)
%n

h 6 σn
h 6

(
Ln

h − Ln−1
h

)
n = 1, ∀h ∈ H (6.20)(

Ln
h − Ln−1

h

)
%n

h 6 σn
h 6

(
Ln

h − Ln−1
h

)
%n−1

h n = 2 . . . 1N − 1,∀h ∈ H (6.21)
0 6 σn

h 6
(
Ln

h − Ln−1
h

)
%n−1

h n = N,∀h ∈ H (6.22)
%n+1

h 6 %n
h n = 1 . . . N − 1, ∀h ∈ H (6.23)

donde N es el número de tramos de la aproximación, λ0
h representa el precio máximo

del primer tramo, mn
h es la pendiente del tramo n de la demanda residual en la hora

h. σn
h es una variable continua que representa la enerǵıa en el tramo n en la hora h.

L0
h es el ĺımite inferior del primer tramo de la demanda residual en la hora h, Ln

h es
el ĺımite superior del tramo n en la hora h. %0

h es una variable binaria e igual a 1 si
la enerǵıa del tramo n se usa en la hora h.

La potencia de cada central está limitada por su correspondiente potencia máximas
y mı́nima. Además, las relaciones lógicas entre los estados de arranque, parada y
acoplamiento se modelan por medio de variables binarias.

P 0
j xj,h 6 Pj,h 6 PM

j xj,h ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.24)
xj,h − xj,h−1 = aj,h − sj,h ∀j ∈ J, h = 2 . . .H (6.25)
aj,h + sj,h 6 1 ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.26)

donde xj,h es una variable binaria igual a 1 śı la central j está conectada en la hora
h, aj,h es una variable binaria igual a 1 śı la central j arranca al inicio de la hora
h y sj,h es una variable entera igual a 1 śı la central j se desconecta al inicio de la
hora h. P 0

j y PM
j son la potencia mı́nima y máxima, respectivamente, de la central

j.

Las restricciones técnicas de ĺımites de rampas de subida y bajada de las centrales,
de acuerdo a lo presentado en la sección 4.3.2.

−DRj 6 Pj,h − Pj,h−1 6 URj ∀j ∈ J, h = 2 . . .H (6.27)

donde URj y DRj son la potencia máxima de subida y bajada, respectivamente, de
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la central j.

El coste total de producción de la compañ́ıa se define como la sumatoria del coste
variable y los costes de arranque y parada, según corresponda. El coste variable de
cada central, Cpj,h, se ha modelado por medio de la aproximación lineal por tramos,
tal como se explica en la sección 4.3.5.

Cpj,h = Cfjxj,h +
R∑

r=1

mcr
jψ

r
j ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.28)

pj,h = P 0
j +

R∑

r=1

ψr
j,h ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.29)

(
Plrj − Plr−1

j

)
ζr
j,h 6 ψr

j,h 6
(
Plrj − Plr−1

j

)
xj,h r = 1,∀j ∈ J,

∀h ∈ H (6.30)(
Plrj − Plr−1

j

)
ζr
j,h 6 ψr

j,h 6
(
Plrj − Plr−1

j

)
ζr−1
j,h r = 2 . . . R− 1,

∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.31)
0 6 ψr

j,h 6
(
Plrj − Plr−1

j

)
ζr−1
j,h r = R,∀j ∈ J,

∀h ∈ H (6.32)
ζk
j,h 6 ζk−1

j,h 6 xj,h ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (6.33)

donde Cpj,h es el coste variable de producción de la central j en la hora h y Cfj es el
coste fijo de la central j. R es el número de tramos de la aproximación lineal, mcr

j es
la pendiente de r-ésimo tramo del coste variable de la central j, ψr

j,h es una variable
positiva que representa la potencia de salida en el tramo r-ésimo de la central j en
la hora h. P 0

j y Pj,h son la potencia mı́nima y la potencia de salida de la central j

en la hora h, respectivamente. Plrj es el ĺımite superior correspondiente al r-ésimo
tramo del coste variable de la central j. ζr

j,h es una variable binaria en igual a 1 si
se activa el tramo al cual está asociada.

La caracteŕıstica de generación de las centrales hidroeléctricas, modelada por medio
de la aproximación lineal por tramos viene dada por las siguientes restricciones,
según se describen en la sección 4.1.1.

Pjh,h = P 0
jhxjh,h +

K∑

k=1

mqk
jhαk

jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.34)

Qjh,h = q0
jhxjh,h +

K∑

k=1

αk
jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.35)

(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk

jh,h 6 αk
jh 6

(
qk
jh − qk−1

jh

)
xjh,h k = 1, ∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (6.36)(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk

jh,h 6 αk
jh,h 6

(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk−1

jh,h k = 2 . . .K − 1,

∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.37)
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0 6 αk
jh 6

(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk−1

jh,h k = K,∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (6.38)

donde, JH es un subconjunto de J y contempla el conjunto de centrales hidroeléc-
tricas, K es el número de tramos de la aproximación lineal, mqk

jh es la pendiente del
k-ésimo tramo de la caracteŕıstica entrada-salida de unidad jh. αk

jh,h son variables
positivas que representan el caudal que atraviesa la turbina en el k-ésimo tramo de
la unidad jh en la hora h. qk

jh es el ĺımite superior del k-ésimo tramo de la unidad
jh. wk

jh,h son variables binarias, las cuales son iguales a 1 si el k-ésimo tramo de la
unidad jh es requerido al inicio de la hora h.

En la sección 4.1.2 se explica el modelo lineal por tramos para la caracteŕıstica de
desembalse natural del agua por medio de las siguientes expresiones:

Sojh,h =
L∑

l=1

msl
jhγl

jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.39)

vjh,h =
L∑

l=1

γl
jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.40)

vl
jhωl

jh,h 6 γl
jh,h 6 vl

jh l = 1,∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (6.41)(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl

jh,h 6 γl
jh,h 6

(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl−1

jh,h l = 2 . . . L− 1,

∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.42)
0 6 γl

jh 6
(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl−1

jh,h l = L,∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (6.43)
ωk

jh,h 6 ωk−1
jh,h 6 xjh,h ∀k ∈ K, ∀jh ∈ JH,

∀h ∈ H (6.44)

donde L es el número de tramos de la aproximación lineal por tramos. Sojh,h es el
desembalse de la central jh en la hora h. msl

jh es la pendiente de l-ésimo tramo
correspondiente a la central jh. γl

jh,h son variables positivas que representan el vo-
lumen en el l-ésimo tramo correspondiente a la central jh en la hora h. vl

jh son los
ĺımites superiores del correspondiente embalse de la central jh. wl

jh son variables
binarias e igual a 1 si el volumen del l-ésimo tramo de la central jh es requerido en
la hora h.

El balance de agua con acoplamiento hidráulico se aborda en la sección 4.1.4 y se
formula por medio de las siguientes ecuaciones:

vm
jh 6 vl

jh 6 vM
jh ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (6.45)

vjh,h = vin
jh −Qr

(
q0
jh − rjh,h

)
jh = 1, h = 1 (6.46)
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vjh,h = vjh,h−1 −Qr
(
Qjh,h + Sojh,h − rjh,h

)
+ ∀jh ∈ JH,

+Qr
∑

jhεΩju

(
Qju,h−τ + Soju,h−τ

)
h = 2 . . . H (6.47)

donde vjh es el volumen correspondiente al embalse jh. vm
jh y vM

jh son el volumen
mı́nimo y máximo del embalse jh. rjh,h es la contribución natural del afluente que
alimenta al embalse jh en la hora h. vin

jh es el volumen del embalse jh al inicio
del horizonte de programación. q0

jh es el caudal inicial turbinado por la central jh.
Qr es el factor de conversión de caudal a volumen. Ωju es el conjunto de centrales
hidroeléctricas que comparten un mismo afluente, ju es la central aguas arriba con
respecto a la central jh.

Modelo Completo

A continuación se presenta el modelo completo para optimizar los beneficios de una
compañ́ıa de generación conocida su curva de demanda residual.

π(Γ) =
H∑

h=1



λh(Γh)Γj +

∑

j∈J

µh

[
PM

j − ϕj,h]



−

−
H∑

h=1





∑

j∈J

(
Cpj,h(ϕj,h) + Carj aj,h + Cpaj sj,h

)


 (6.48)

sujeto a:

λh(Γh) = λ0 +
N∑

n=1

mn
hσn

h ∀h ∈ H (6.49)

Γh = L0
h +

N∑

n=1

σn
h ∀h ∈ H (6.50)

(
Ln

h − Ln−1
h

)
%n

h 6 σn
h 6

(
Ln

h − Ln−1
h

)
n = 1, ∀h ∈ H (6.51)(

Ln
h − Ln−1

h

)
%n

h 6 σn
h 6

(
Ln

h − Ln−1
h

)
%n−1

h n = 2 . . . 1N − ,∀h ∈ H (6.52)
0 6 σn

h 6
(
Ln

h − Ln−1
h

)
%n−1

h n = N,∀h ∈ H (6.53)

Cpj,h = Cfjxj,h +
R∑

r=1

mcr
jψ

r
j ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.54)

pj,h = P 0
j +

R∑

r=1

ψr
j,h ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.55)

(
Plrj − Plr−1

j

)
ζr
j,h 6 ψr

j,h 6
(
Plrj − Plr−1

j

)
xj,h r = 1, ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.56)(

Plrj − Plr−1
j

)
ζr
j,h 6 ψr

j,h 6
(
Plrj − Plr−1

j

)
ζr−1
j,h r = 2 . . . R− 1,

∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.57)
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0 6 ψr
j,h 6

(
Plrj − Plr−1

j

)
ζr−1
j,h r = R, ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.58)

ζk
j,h 6 ζk−1

j,h 6 xj,h ∀jhεJH,∀hεH (6.59)
P 0

j xj,h 6 Pj,h 6 PM
j xj,h ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.60)

xj,h − xj,h−1 = aj,h − sj,h ∀j ∈ J, h = 2 . . . H (6.61)
aj,h + sj,h 6 1 ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.62)
−DRj 6 Pj,h − Pj,h−1 6 URj ∀j ∈ J, h = 2 . . . H (6.63)

Pjh,h = P 0
jhxjh,h +

K∑

k=1

mqk
jhαk

jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.64)

Qjh,h = q0
jhxjh,h +

K∑

k=1

αk
jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.65)

(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk

jh,h 6 αk
jh 6

(
qk
jh − qk−1

jh

)
xjh,h k = 1, ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.66)(

qk
jh − qk−1

jh

)
wk

jh,h 6 αk
jh,h 6

(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk−1

jh,h k = 2 . . . K − 1,

∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.67)
0 6 αk

jh 6
(
qk
jh − qk−1

jh

)
wk−1

jh,h k = K, ∀jh ∈ JH,∀h ∈ H (6.68)
wk

jh,h 6 wk−1
jh,h 6 xjh,h ∀k ∈ K, ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.69)

Sojh,h =
L∑

l=1

msl
jhγl

jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.70)

vjh,h =
L∑

l=1

γl
jh,h ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.71)

vl
jhωl

jh,h 6 γl
jh,h 6 vl

jh l = 1,∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.72)(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl

jh,h 6 γl
jh,h 6

(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl−1

jh,h l = 2 . . . L− 1,

∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.73)
0 6 γl

jh 6
(
vl
jh − vl−1

jh

)
ωl−1

jh,h l = L,∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.74)
ωk

jh,h 6 ωk−1
jh,h 6 xjh,h ∀k ∈ K, ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.75)

vm
jh 6 vl

jh 6 vM
jh ∀jh ∈ JH, ∀h ∈ H (6.76)

vjh,h = vin
jh −Qr

(
q0
jh − rjh,h

)
jh = 1, h = 1 (6.77)

vjh,h = vjh,h−1 −Qr
(
Qjh,h + Sojh,h − rjh,h

)
+

+Qr
∑

jhεΩju

(
Qju,h−τ + Soju,h−τ

) ∀jh ∈ JH, h = 2 . . . H (6.78)

Pj,h, Cj,h, ϕj,h, δj,h > 0 ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.79)
Soj,h, Qj,h, vj,h, αk

j,h, ζ l
j,h > 0 ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.80)

xj,h, aj,h, wk
j,h, ωl

j,h ∈ {0, 1} ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.81)
sj,h ∈ [0, 1] ∀j ∈ J,∀h ∈ H (6.82)

6.3.2. Complejidad Computacional

El problema de optimización combinatorio descrito en la sección 6.3 representa un
problema de programación no lineal ya que la función objetivo presenta un producto de
dos variables positivas, el precio de mercado,λh, y la cantidad de enerǵıa a producir por
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la empresa, Γh. Sin embargo, todas las restricciones se han formulado como ecuaciones
lineales utilizando para ellos variables positivas y variables binarias. El problema se ha
implementado en la plataforma GAMSr con el paquete comercial DICOPT [45], progra-
ma que divide el problema de optimización en dos subproblemas para resolverlo en forma
iterativa, usando para ello Conopt2 para el problema no lineal (NLP) y el método Cplexr

para el problema lineal (MIP). La complejidad computacional se puede medir por el nú-
mero de restricciones, variables binarias y continuas que pueden aparecer en el modelo
matemático. A continuación se muestra una tabla que especifica el número de variables y
restricciones.

Tabla 6.2. Complejidad Computacional de modelo.

Restricciones NJ[7T+T*B]+NI[T+T*D]+2*T+JH [19T+(T-1)+2]
Variables Binarias T[3*NJ+JH(K+M-2)]
Variables Continuas T[JH(K+M+3)+NJ(1+B)+NI(1+D)]

Para un caso de estudio con 10 unidades de generación (J) de las cuales 2 son cen-
trales hidroeléctricas (Jh), cuatro bloques en cada oferta de venta (B), una sola empresa
comercializadora (NI) que realiza una oferta de compra en un solo bloque (D) para un
horizonte de programación de 24 horas (T ), con la curva caracteŕıstica de entrada-salida
de las centrales hidroeléctricas modelada por medio de una aproximación de dos tramos
(k) y la curva de desembalse sin producción de enerǵıa eléctrica modelada como una curva
lineal de tres tramos (M), para estas caracteŕısticas el tamaño del problema se muestra
en la tabla 6.3.

Tabla 6.3. Complejidad Computacional del Caso de Estudio.

Restricciones 5715
Variables Binarias 1368
Variables Continuas 2544

Puede observarse que se trata de un problema de optimización de gran tamaño de-
bido al número de restricciones involucradas en el caso de estudio, además es lineal ya
que tanto la función objetivo como las restricciones han sido formuladas por medio de ex-
presiones lineales y entero mixto debido a las restricciones que relacionan las condiciones
lógicas de arranque y parada de las centrales, caracteŕısticas de generación de las centrales
hidroeléctricas y comportamiento del desembalse de agua.
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6.4. Casos de Estudio

En un mercado de tipo oligopolio existe una o vaŕıas compañ́ıas que maximizan sus
beneficios según su habilidad para modificar los precios de mercado o su capacidad para
alterar sus propios niveles de producción [27], en este estudio se ha escogido una compañ́ıa
ĺıder de mercado que calcula sus niveles de producción con el fin de maximizar su función
de beneficio diario conociendo el comportamiento de su demanda residual.

Los casos de estudio que se presentan a continuación, tienen dos objetivos principales.
Primero, analizar la variación de los beneficios para diferentes modelos de la demanda
residual, para lo cual se utiliza la aproximación lineal por tramos, una aproximación en
forma de polinomio de segundo grado de la demanda residual y por último el modelo a
escalón de estas curvas. Segundo, analizar el comportamiento de las centrales hidroeléc-
tricas dentro de una empresa generación ĺıder de mercado, observando el comportamiento
de la potencia generada, el volumen de los embalses y la cantidad de agua desembalsada
por las centrales, aśı como el programa de generación de las centrales de dicha compañ́ıa.
En el apéndice B de este trabajo se muestran los valores de las caracteŕısticas técnicas y
económicas de las centrales, las caracteŕısticas del mercado y algunos de los valores de los
resultados obtenidos.

6.4.1. Modelo del Mercado

La compañ́ıa ĺıder a estudiar tiene una capacidad instalada de 2119 MW , formada por
8 centrales térmicas y 2 centrales hidroeléctricas. Las potencias máximas y mı́nimas de las
centrales eléctricas, aśı como las rampas de subida y bajada se presentan en la tabla B.1,
mientras que los parámetros económicos se muestran en la tabla B.2 del apéndice B.

S   ,Qoj j

j9

j10

Figura 6.11. Acoplamiento hidráulico entre las centrales hidroeléctricas.
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Las dos centrales hidroeléctricas de la compañ́ıa ĺıder, j9 y j10, se asumen acopladas
hidráulicamente, compartiendo un mismo afluente. La central ubicada aguas abajo, no
cuenta con ninguna contribución adicional al agua descargada por la central aguas arriba,
tal como se muestra en la figura 6.11. El volumen máximo, volumen mı́nimo, volumen
inicial, volumen final y valor del agua se muestran en la tabla B.3. El volumen de los
embalses al inicio y final del horizonte de programación se hacen coincidir, para afrontar
el mercado diario con una capacidad similar de generación.

Las caracteŕısticas no lineales de estas centrales han sido modeladas haciendo uso de la
aproximación lineal por tramos, ver secciones 4.1.1 y 4.1.2. La tabla B.4 muestra los ĺımites
y las pendientes de los tramos usados para representar la caracteŕıstica de generación de
las centrales hidroeléctricas usando una aproximación de dos tramos. La caracteŕıstica de
desembalse ha sido modelada por una aproximación lineal de tres tramos, la tabla B.5
muestra los ĺımites y las pendientes de los tramos utilizados en el modelo.

Tabla 6.4. Demanda Horaria del Sistema.
Hora Enerǵıa [MWh]

1-6 2407 2214 2102 2020 2005 2025
7-12 2190 2333 2528 2688 2786 2796
13-18 2779 2688 2552 2551 2549 2556
19-24 2581 2814 2869 2799 2615 2523
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Figura 6.12. Demanda de electricidad del sistema.

El mercado ha sido modelado como un mercado diario de generación, dividido en 24
intervalos de una hora de duración. El comportamiento de la demanda de electricidad se
muestra en la figura 6.12 y en la tabla 6.4 donde se puede observar que la menor demanda
se alcanza en la hora 5 (2005 MW ) y la demanda máxima a servir se presenta en la
hora 21 (2869 MWh). Las ofertas de venta de enerǵıa de las compañ́ıas rivales se asumen
conocidas para la elaboración de las curvas de demanda residual de la empresa ĺıder. Estas
curvas se construyen sustrayendo de la demanda la sumatoria de las ofertas de las empresas
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seguidoras, para cada nivel de precios, obteniendo aśı un total de 24 curvas de demanda
residual, una para cada peŕıodo del horizonte de programación. Las tablas B.11 y B.12
muestran las cantidades y precios de las ofertas realizadas por las compañ́ıas seguidoras.

Los costes variables de producción de las centrales han sido modelados utilizando la
aproximación lineal por tramos, cuyos parámetros se muestran en las tablas B.6 y B.7, del
apéndice B. Se han considerado los costes variables de las centrales hidroeléctricas iguales
a cero, pero śı se consideran costes de arranque [81].

6.4.2. Caso A: Demanda Residual Lineal por Tramos

Para este caso de estudio el conjunto de las curvas de demanda residual de la compañ́ıa
se han modelado por medio de una aproximación lineal de ocho tramos. En las figuras 6.13
y 6.14 se muestran las curvas correspondientes a las horas de menor y mayor demanda
de electricidad; obsérvese las diferencias entre las cantidades de enerǵıa y precios que la
compañ́ıa puede ofertar entre las dos curvas mostradas. La tabla B.16 muestra los valores
de las pendientes, mientras que la tabla B.17 muestra los ĺımites de los tramos para la
aproximación lineal por tramos de la demanda residual. La optimización del modelo de la
compañ́ıa debe seleccionar el punto de la demanda residual que maximice los beneficios
tomando en cuenta la relación que existe entre precio de mercado y costes de producción
que se deriva de la cantidad de enerǵıa a producir.
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Figura 6.13. Modelo de demanda residual para la hora de menor demanda en el caso de
demanda residual lineal por tramos.

La figura 6.15 muestra la cantidad de enerǵıa que la compañ́ıa debe colocar en el
mercado para influir sobre los precios de la enerǵıa según su curva de demanda residual;
el precio que se muestra corresponde al precio de cierre de mercado que debe obtener
luego del proceso de casación como producto de su oferta de venta, asumiendo que las
compañ́ıas rivales mantendrán fijas sus respectivas ofertas. Obsérvese cómo el precio de
la enerǵıa es más elevado en las horas de mayor demanda. Para alcanzar estos precios
en el mecanismo de subasta, es necesario establecer una estrategia óptima de oferta para
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Figura 6.14. Modelo de demanda residual para la hora de mayor demanda en el caso de
demanda residual lineal por tramos.
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Figura 6.15. Cantidad y precio óptimo de la compañía líder para el caso de demanda
residual lineal por tramos.

la venta de enerǵıa. Estas estrategias son diversas y complicadas de aplicar, tal como se
analizan en la sección 7.1.

El comportamiento de los ingresos, costes totales de producción y de los beneficios que
alcanza la compañ́ıa se muestran en la figura 6.16, donde se puede ver cómo el comporta-
miento de la función de ingresos de la compañ́ıa depende de su precio y cantidad óptima,
ver figura 6.15. En otras palabras, en la medida en que aumenta la demanda de enerǵıa,
los precios y la cantidad óptima de generación de la compañ́ıa son mayores, incrementando
aśı sus ingresos como producto de la venta de enerǵıa en el mercado diario. El compor-
tamiento de los beneficios depende de los ingresos y los costes de producción, debido a
las centrales hidroeléctricas con las cuales cuenta la compañ́ıa ĺıder, se puede observar
regiones relativamente planas de la función de coste en las horas de mayor producción de
enerǵıa al aprovechar su enerǵıa hidráulica para producir a menor coste.
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Figura 6.16. Costes y beneficios horario para la compañía líder para el caso de demanda
residual lineal por tramos.
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Figura 6.17. Potencia de salida y evolución del volumen del embalse asociado a la central
j9 para el caso de demanda residual lineal por tramos.

En las figuras 6.17 y 6.18 se muestran la enerǵıa producida y el comportamiento del
volumen asociado con las centrales j9 y j10, respectivamente. Obsérvese cómo se respetan
los ĺımites mı́nimos en cada embalse y el volumen final de los embalses en cada horizonte
de programación, lo cual obliga a ambas centrales a reducir sus niveles de producción en las
horas finales del horizonte de programación. En el caso de la central j10, que sólo cuenta
con la contribución de agua de la central j9, el comportamiento del volumen, analizado
conjuntamente con la potencia de salida, muestra la dependencia temporal entre ambas
centrales, tal es el caso de la hora 15 a la hora 16, donde la central j10 reduce el volumen
de su embalse, hasta que recibe la contribución (con una hora de retardo) de la central
aguas arriba, esto a pesar de que su generación es cercana a su potencia nominal.

En ambas centrales el desembalse de agua sin producción de enerǵıa eléctrica es nulo,
con lo cual se maximiza el uso del agua, aprovechando toda la enerǵıa hidráulica disponible,
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cómo era de esperarse al no existir aportes externos considerables.
La programación de las centrales se muestra en la figura 6.19 agrupadas por tecnoloǵıa

de producción. Obsérvese cómo las centrales hidroeléctricas se utiliza mayoritariamente
en las horas de mayor consumo, excepto en las horas 3 y 5 donde las centrales producen
3.53 MWh y 12.33 MWh, respectivamente. Nótese también, que la diferencia entra la
potencia producida por la compañ́ıa y la demanda del sistema es la cuota de mercado
que la compañ́ıa ĺıder cede a las compañ́ıas seguidoras con el objetivo de incrementar los
precios y ajustar éstos, lo más cerca posible, a los precios deseados para maximizar sus
beneficios. El plan de generación de cada central se muestra en la tabla B.19.
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Figura 6.18. Potencia de salida y evolución del volumen del embalse asociado a la central
j10 para el caso de demanda residual lineal por tramos.
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Figura 6.19. Programación de las centrales de la compañía líder para el caso de demanda
residual lineal por tramos.
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6.4.3. Caso B: Demanda Residual de Tipo Polinomio

Para este ejemplo el conjunto de las curvas de demanda residual de la compañ́ıa se
han modelado por medio de un polinomio de segundo grado, los parámetros que ajustan
la curva del polinomio λ = β1 + β2(MWh) + β3(MWh)2 se muestran en la tabla B.18 del
apéndice B, dicho parámetros se han obtenido por medio una regresión polinomial. En las
figuras 6.20 y 6.21 se muestran las curvas correspondientes a las horas de menor y mayor
demanda de electricidad, obsérvese las diferencia entre las cantidades de enerǵıa y precios
que la compañ́ıa puede ofertar entre las dos curvas mostradas.
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Figura 6.20. Modelo de demanda residual para la hora de menor demanda en el caso de
demanda residual de tipo polinomio.
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Figura 6.21. Modelo de demanda residual para la hora de mayor demanda en el caso de
demanda residual de tipo polinomio.

Nuevamente, la figura 6.22 muestra la cantidad de enerǵıa que la compañ́ıa debe colocar
en el mercado para influir sobre los precios de mercado, según su curva de demanda
residual. El precio mostrado corresponde al precio de cierre de mercado que se debe obtener
luego del proceso de casación como producto de la oferta de la compañ́ıa ĺıder; para ellos es
necesario establecer una estrategia de oferta para alcanzar, en el proceso de subastas, los
precios que más se acerquen a los deseados. La figura 6.23 representa los costes totales en
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Figura 6.22. Cantidad y precio óptimo de la compañía líder para el caso de demanda
residual de tipo polinomio.
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Figura 6.23. Costes y beneficios horario para la compañía líder para el caso de demanda
residual de tipo polinomio.

los cuales incurre la compañ́ıa y los beneficios horarios al colocar la cantidad a los precios
de la figura 6.22.

En las figuras 6.24 y 6.25 se muestran la enerǵıa producida y el comportamiento del
volumen asociado con las centrales j9 y j10, respectivamente. Obsérvese cómo se respetan
los ĺımites mı́nimos en cada embalse y el volumen final de los embalses en cada horizonte
de programación, que corresponde con el ĺımite inicial del mismo, lo que obliga a ambas
centrales a reducir sus niveles de producción en las horas finales.

En el caso de la central j10, que sólo cuenta con la contribución de agua de la central
j9, el comportamiento del volumen, analizado conjuntamente con la potencia de salida,
muestra la dependencia temporal entre ambas centrales. Se puede observar como la pro-
gramación de las centrales hidroeléctricas difiere del comportamiento de las mismas para
el caso del modelo lineal por tramos (figuras 6.17 y 6.18).
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Figura 6.24. Potencia de salida y evolución del volumen del embalse asociado a la central
j9 para el caso de demanda residual de tipo polinomio.
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Figura 6.25. Potencia de salida y evolución del volumen del embalse asociado a la central
j10 para el caso de demanda residual de tipo polinomio.

Al igual que el caso de la demanda residual lineal por tramos, el desembalse de agua
sin producción de enerǵıa eléctrica es igual a cero en todas las horas del horizonte de
programación en ambas centrales hidráulicas. La figura 6.26 representa la programación
de las centrales agrupadas en tecnoloǵıas de generación, nuevamente la producción hidro-
eléctrica se reserva para las horas de máxima demanda. La tabla B.11 muestra los valores
numéricos de la producción de cada una de las centrales de generación que pertenecen a
la compañ́ıa.
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Figura 6.26. Programación de las centrales de la compañía líder para el caso de demanda
residual de tipo polinomio.

6.4.4. Caso C: Demanda Residual de Tipo Escalón

Para este caso de estudio las curvas de demanda residual de la compañ́ıa ĺıder se han
modelado en forma de escalones, según el modelo desarrollado en la sección 6.4.4. Las
figuras 6.27 y 6.28 muestran la forma caracteŕıstica de las curvas correspondientes a las
horas de menor y mayor demanda de electricidad, respectivamente. Las tablas B.13-B.15
del apéndice B muestran los valores para cada una de las 24 curvas de demanda residual
pertenecientes a la compañ́ıa ĺıder.
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Figura 6.27. Modelo de demanda residual para la hora de menor demanda en el caso de
demanda residual de tipo escalón.

Al resolver el problema de optimización correspondiente al beneficio diario de la com-
pañ́ıa de generación se obtiene la cantidad óptima de enerǵıa que dicha compañ́ıa debe
colocar en el mercado para influir sobre los precios de mercado, según su curva de demanda
residual, esta información se muestra en la figura 6.29. Obsérvese que el precio mostra-
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do corresponde al precio de cierre de mercado que se debe obtener luego del proceso de
casación como producto de la oferta de la compañ́ıa ĺıder.
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Figura 6.28. Modelo de demanda residual para la hora de mayor demanda en el caso de
demanda residual de tipo escalón.
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Figura 6.29. Cantidad y precio óptimo de la compañía líder para el caso de demanda
residual de tipo escalón.

La figura 6.30 representa los costes totales en los cuales incurre la compañ́ıa y los
beneficios horarios al colocar la cantidad a los precios de la figura 6.29. Al igual que en los
dos casos anteriores, la curva de costes presenta regiones relativamente planas debido al
uso estratégico de su enerǵıa hidráulica, la cual es utilizada de forma tal que pueda influir
sobre los precios para maximizar sus beneficios.

En las figuras 6.31 y 6.32 se muestran la potencia generada y el comportamiento del
volumen asociado con las centrales j9 y j10, respectivamente. Obsérvese cómo se respetan
los ĺımites mı́nimos en cada embalse y el volumen final de los embalses en cada horizonte
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Figura 6.30. Costes y beneficios horario para la compañía líder para el caso de demanda
residual de tipo polinomio.

de programación, que corresponde con el ĺımite inicial del mismo; en el caso de la central
j9, ésta debe reducir su nivel de producción en las horas finales, mientras que la central
j10 se ve obligada en la hora 23 a descargar agua sin producir enerǵıa (0.08 m3/s).
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Figura 6.31. Potencia de salida y evolución del volumen del embalse asociado a la central
j9 para el caso de demanda residual de tipo escalón.

La programación de las centrales agrupadas en tecnoloǵıas de generación se muestran
en la figura 6.33, nuevamente la producción hidroeléctrica se reserva para las horas de
máxima demanda. La tabla B.21 muestra los valores numéricos de la producción de cada
una de las centrales de generación que pertenecen a la compañ́ıa.
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Figura 6.32. Potencia de salida y evolución del volumen del embalse asociado a la central
j10 para el caso de demanda residual de tipo escalón.
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Figura 6.33. Programación de las centrales de la compañía líder para el caso de demanda
residual de tipo escalón.

6.4.5. Comparación de los Modelos

Con el objetivo de analizar los resultados alcanzados con los tres modelos de demanda
residual presentados en las secciones anteriores, en esta sección se comparan los valores
obtenidos por la función objetivo y los beneficios diarios de la compañ́ıa de generación.
El método de solución utilizado (DICOPT ) engloba un proceso iterativo de dos etapas,
una primera etapa, para el subproblema no lineal (NLP), que se resuelve por medio de
cualquier programa optimizador, se ha decidido utilizar el optimizador Conopt2 [45], y una
segunda etapa que aborda el subproblema entero-mixto (MIP) utilizando el optimizador
Cplexr [17].
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En [45] se explica que el algoritmo DICOPT toma por defecto un criterio de optimi-
zación igual a cero para resolver el subproblema entero-mixto, esto origina un consumo
adicional de tiempo computacional para obtener la solución óptima. Para disminuir el
tiempo empleado en la solución del subproblemas entero-mixto, se ha utilizado una opción
DICOPT para ajustar el criterio relativo de optimización (optcr). Esto permite obtener
una solución cercana a la óptima, cuando la diferencian relativa entre la mejor solución
posible y la mejor solución hallada sea menor a un valor especificado previamente [45].
En este trabajo se ha utilizado un error relativo de 0.0002 para detener la solución del
subproblema entero-mixto.

NLP
5.46%

MIP
94.54%

Figura 6.34. Porcentaje de tiempo empleado para la resolución de los subproblemas no
lineal y entero mixto en el caso de demanda residual lineal por tramos.

NLP
57.31%

MIP
42.69%

Figura 6.35. Porcentaje de tiempo empleado para la resolución de los subproblemas no
lineal y entero mixto en el caso de demanda residual de tipo polinomio.

Las figuras 6.34, 6.35 y 6.36 muestran los porcentajes de tiempo empleado para la
resolución de los subproblemas no lineal y entero mixto para los tres modelos de demanda
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MIP
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Figura 6.36. Porcentaje de tiempo empleado para la resolución de los subproblemas no
lineal y entero mixto en el caso de demanda residual de tipo escalón.

residual utilizados. En el caso del modelo lineal por tramos de la demanda residual, el
mayor tiempo computacional se consume en hallar la solución del subproblema entero-
mixto: la figura 6.34 muestra que el 94.54% del tiempo se utiliza para conseguir la solución
de este subproblema, con un tiempo total de 462.01 seg. Como se esperaba, caso contrario
ocurre cuando la demanda residual se modela utilizando polinomios de segundo grado,
donde el mayor tiempo computacional se consume en la solución del subproblema no
lineal, 57,31 seg., tal como se muestra en la figura 6.35, en este caso el tiempo total es
de 35.57 seg., considerablemente menor que el modelo lineal por tramos. En el caso de
la demanda en forma escalón, el tiempo dedicado a la solución del subproblema entero-
mixto ocupa el mayor porcentaje de tiempo, debido a la cantidad de variables binarias que
aparecen al utilizar este modelo para representar la demanda residual (ver sección 6.4.4).

La representación de tipo escalón representa la mejor técnica para modelar las curvas
de demanda residual, pero este modelo implica un tiempo mayor en comparación con los
dos modelos anteriores. En consecuencia, es necesario analizar la relación tiempo-beneficio
diario para seleccionar el modelo más adecuado dependiendo del grado de precisión que se
desee alcanzar. Este problema se analiza en el caṕıtulo 9, donde se mide la influencia del
modelo adoptado para simular la demanda residual sobre el precio de mercado alcanzado
luego que la compañ́ıa ĺıder decide ejercer su poder de mercado de acuerdo a la cantidad
arrojada al maximizar la función de su beneficio diario (ver sección 6.3.1). La figura 6.37
muestra el tiempo computacional total y el empleado en cada subproblema para maximizar
la función de beneficio diario de la compañ́ıa ĺıder. Nótese cómo el tiempo total en el caso
de la demanda residual de tipo escalón es alrededor de 6 veces superior al empleado en
los otros dos casos. El problema ha sido implementado en un procesador Pentium IV, 2.8
GHz con 500 MB de memoria RAM.

La tabla 6.5 muestra un resumen del precio medio de la enerǵıa, la porción de mercado
ocupada por la compañ́ıa con respecto a la demanda total, además del coste y beneficio
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Figura 6.37. Tiempo total empleados para los modelos adoptados de la demanda residual.

diario alcanzado por la compañ́ıa ĺıder. Nótese que el mayor beneficio se obtiene con el
modelo escalón, como era de esperarse, con un porcentaje más elevado de la cuota de
mercado pero con precios más bajos. Una mayor cuota de mercado obliga la entrada de
centrales más económicas (pertenecientes a la compañ́ıa ĺıder) en el proceso de subasta
reduciendo aśı el precio de la enerǵıa, este resultado demuestra que la compañ́ıa puede
ejercer su poder de mercado retirando enerǵıa del mismo. Dicho caso se estudia en el
caṕıtulo 7 donde se estudia la influencia sobre los precios de la enerǵıa que puede ejercer
una compañ́ıa ĺıder en un mercado eléctrico competitivo.

Tabla 6.5. Precio Medio, Cuota de Mercado, Coste y Beneficio Diario para
los Modelos de Demanda Residual.

Modelo Precio Medio Cuota de Coste Beneficio
[e/MWh] Mercado [%] Diario [e] Diario [e]

Polinomial 27,92 57,65 547.313 417.484
Lineal por Tramos 28,53 56,66 537.633 432.801

Escalón 28,13 59,46 568.392 435.945

El comportamiento horario de la función objetivo para los tres modelos de la demanda
residual se muestra en la figura 6.38; se puede observar como el modelo lineal por tramos se
aproxima a la forma de la curva de beneficios para el modelo escalón, el uso de un número
mayor de segmentos en el modelo lineal por tramos acercaŕıa mucho más los resultados de
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ésta a los del modelo escalón, pero repercutiŕıa en un tiempo computacional mayor.
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Figura 6.38. Evolución de los beneficios horarios para los modelos de la demanda residual.

6.5. Central de Bombeo en un Mercado Eléctrico

En este apartado se analiza el comportamiento de una central de bombeo en un mer-
cado diario de electricidad. La central trata de maximizar sus beneficios como producto de
la venta de su enerǵıa y de su enerǵıa de reserva secundaria, los precios de dichas enerǵıa
se asumen conocidos.

6.5.1. Caso de Estudio

Se plantea el problema de programar la producción de una central de bombeo en un
mercado eléctrico de libre competencia de forma tal que maximice sus beneficios debido
a la venta de su enerǵıa y su enerǵıa de banda secundaria. Las caracteŕısticas técnicas
tales como: potencia máxima y mı́nima, caudal máximo y mı́nimo que puede atravesar
la turbina durante el estado de generación y bombeo, respectivamente, se presentan en la
tabla 6.6, también se presentan los parámetros hidráulicos de la central de bombeo como
son: el volumen máximo y mı́nimo, volumen inicial y volumen final. Nótese que se ha hecho
coincidir el volumen inicial y final, para permitir que la central afronte el mercado diario
con una capacidad similar de generación. La central de bombeo tiene una eficiencia del
0.74.

Tabla 6.6. Caracteŕısticas Técnicas la Central de Bombeo.

PM
jb P 0

jb QmaxG
jb QminG

jb QmaxB
jb QminG

jb vM
jb vm

jb v0
jb v0

jb

[MW ] [MW ] [m3/s] [m3/s] [m3/s] [m3/s] [Hm3] [Hm3] [Hm3] [Hm3]
250 25 380 15 249 180 5.756 1.478 1.478 1.478
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Las caracteŕısticas de generación han sido modeladas por medio de la aproximación
lineal por tramos, mientras que la caracteŕıstica de bombeo ha recibido un tratamiento
lineal, tal cómo se muestra en la sección 4.2.1. En la tabla B.22 del apéndices B se muestran
los parámetros utilizados para la aproximación lineal por tramos de la caracteŕıstica de
generación de la central de bombeo, mientras que la tabla B.23 muestra los parámetros
para la aproximación lineal de la caracteŕıstica de bombeo.
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Figura 6.39. Precio de mercado de la energía y precio de banda secundaria.

El comportamiento de los precios de mercado de la enerǵıa y los precios de banda
secundaria se muestran en la figura 6.39 y en las tablas B.24 y B.25, correspondiente al
mercado eléctrico español de fecha 22 de mayo de 2003 [26].

Resultados

La evolución del volumen en el embalse asociado con la central de bombeo se muestra en
la figura 6.40, conjuntamente con la potencia de salida o el consumo de enerǵıa eléctrica
dependiendo del estado de la central. Obsérvese como la central funciona como bomba
mayoritariamente a su máxima potencia hasta alcanzar su volumen máximo, aprovechando
las horas de menor coste de la enerǵıa (ver figura 6.39). También se puede notar como se
respeta el volumen final e inicial del embalse en el horizonte de programación. La potencia
total generada es 1094.51 MW , mientras que la enerǵıa total consumida es 1632.44 MW ,
lo que indica un rendimiento en el horizonte de programación igual a 67.05%.

El beneficio diario de la central es de 56928.29 e, la figura 6.41 muestra el beneficio
horario de la central, obsérvese como éste es negativo cuando la central tiene que bombear
para llenar el embalse.
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Figura 6.40. Potencia generada o consumida por la central de bombeo y evolución del
volumen.
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Figura 6.41. Beneficio horario de la central de bombeo.

6.5.2. Central de Bombeo en un Mercado Eléctrico de tipo

Oligopolio

El papel desempeñado tradicionalmente por las centrales de bombeo ha cambiado
sustancialmente luego de la liberalización de los mercados eléctricos. La optimización de las
centrales está basada ahora en el precio marginal de la electricidad, en vez de la demanda
como antes. Generalmente, los nuevos mercados separan la enerǵıa y la reserva secundaria
en mercados diferente. Debido a que las centrales de bombeo proveen una excelente enerǵıa
de reserva tanto en su estado de bombeo como de generación, este tipo de centrales son
elementos importantes en el análisis de los mercados eléctricos.
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Un caso interesante es el análisis de estas centrales en mercados de tipo oligopolio;
el problema consiste en analizar cómo una compañ́ıa, con un importante porcentaje de
centrales de bombeo, puede modificar el precio de la enerǵıa como producto de utilizar
estratégicamente sus centrales de bombeo. El uso estratégico de las centrales de bombeo se
podŕıa estudiar como la posibilidad de agregar o retirar carga de la curva de demanda del
sistema. En consecuencia, es necesario simular la demanda en forma dinámica a diferencia
del modelo de demanda que se ha presentado en éste trabajo, donde se ha asumido que la
demanda tiene un comportamiento estático.

La curva de demanda residual utilizada para modelar la influencia de la compañ́ıa
ĺıder sobre los precios de mercado de la enerǵıa en un mercado de tipo oligopolio, se ha
determinando sustrayendo de la curva de demanda la sumatoria de las ofertas de venta de
las compañ́ıas seguidoras. Al simular en forma dinámica la curva de demanda se afirma
que la curva de demanda residual de la compañ́ıa ĺıder también se verá afectada por la
carga agregada o retirada del sistema.

En la literatura es escasa, por no decir nula, la presencia de trabajos sobre el estu-
dio de centrales de bombeo en mercados eléctricos de tipo oligopolio. Hasta la fecha el
autor reconoce no haber encontrado ninguna publicación que investigue la influencia de
las centrales de bombeo sobre los precios de la electricidad. Esto sugiere ĺıneas futuras de
investigación donde se aborde el problemas de la oferta óptima de una empresa de gene-
ración que cuenta con una número de centrales de bombeo, tal qué puede influir sobre el
comportamiento de la demanda para maximizar sus beneficios.

6.6. Conclusiones

En los mercados eléctricos de tipo oligopolio coexisten dos tipos de compañ́ıas; com-
pañ́ıas seguidoras o tomadoras de precios y compañ́ıas ĺıderes o determinadora de precios,
ambos tipos de compañ́ıas tratan de maximizar sus beneficios de maneras distintas.

En este caṕıtulo se ha presentado el modelo matemáticos de una compañ́ıa ĺıder de
mercado que trata de maximizar sus beneficios diarios al conocer el comportamiento de
su demanda residual. La compañ́ıa modelada contempla generación de tipo termoeléctrica
e hidroeléctrica, con el objetivo de simular una compañ́ıa real de generación. El modelo
matemático se ha propuesto como un problema de optimización no lineal, debido a que
la función objetivo presenta un producto de dos variable positivas, el precio de mercado,
λh, y la cantidad de enerǵıa que la compañ́ıa debe colocar en el proceso de casación para
maximizar sus beneficios como resultado de ejercer su poder de mercado, Γh.

Tres casos de la demanda residual se ha estudiado; modelo lineal por tramos, modelo
polinomial y modelo escalón. En el caso de demanda residual lineal por tramos se ha
detectado una producción hidroeléctricas en las horas de menor demanda, cosa que no
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ocurre cuando el modelo de la demanda se ajusta por medio de un polinomio de segundo
grado y de tipo escalón. La comparación entre los beneficios obtenidos para los diferentes
modelos de la demanda residual, arroja que el beneficios diario en el caso del modelo
escalón son los mayores con un porcentaje más elevado de la cuota de mercado pero con
precios de la enerǵıa más bajos.

Las centrales de bombeo juegan un papel importante en los mercados eléctricos debido
al rol que juegan entre la enerǵıa y la potencia de reserva secundaria, en éste caṕıtulo se
ha presentado el comportamiento estratégico de una central de bombeo en un mercado
eléctrico mediante programación lineal mixta. Los resultados han demostrado cómo la
central de bombeo genera en las horas de precios altos, mientras que se com porta como
carga en las horas de precios bajos. Los beneficios los obtiene al optimizar los ingresos que
obtiene como producto de la venta de enerǵıa y de la potencia de banda secundaria. Un
caso interesante es el análisis de estas centrales en mercados de tipo oligopolio; el problema
consiste en determinar el comportamiento estratégico de una compañ́ıa de generación que
posee un importante porcentaje de centrales de bombeo, de forma tal que pueda modificar
el comportamiento de la demanda, al generar o bombear en distintas horas del horizonte de
programación. Esto sugiere un ĺıneas futuras de investigación donde se aborde el problema
de las centrales de bombeo en mercados eléctricos de tipo oligopolio.



Caṕıtulo 7

Poder de Mercado Ejercido por

una Compañ́ıa Ĺıder en un

Mercado Eléctrico

Debido a la estructura tradicional de la industria eléctrica, los mercados eléctricos com-
petitivos generalmente derivan en mercados de tipo oligopolio con una o pocas compañ́ıas
ĺıder que coexisten con varias compañ́ıas seguidoras o tomadoras de precio; ambos tipos de
compañ́ıas establecen estrategias diferentes para optimizar sus beneficios. Las compañ́ıas
ĺıder tienen la habilidad de influir sobre el comportamiento de los precios de mercado de la
enerǵıa. En base a estas afirmaciones se pueden plantear los objetivos del presenta caṕıtulo
como:

Analizar el comportamiento de los precios de la enerǵıa en un mercado eléctrico
de tipo oligopolio, donde una compañ́ıa ĺıder fija sus niveles de producción con el
objetivo de manipular los precios de mercado de la enerǵıa para maximizar sus be-
neficios económicos, mediante la comparación de los precios obtenidos en un modelo
de competencia perfecta con aquellos que se obtienen en un mercado de competencia
imperfecta.

Los niveles óptimos de producción de la compañ́ıa ĺıder se determinan a partir de sus
curvas de demanda residual maximizando su función de beneficio diario; para ello se ha
utilizando la programación no lineal con restricciones lineales y variables binarias. La idea
principal es analizar la variación entre los precios de la enerǵıa obtenidos bajo el esquema de
competencia perfecta y aquéllos que se obtienen cuando la compañ́ıa ĺıder ejerce su poder
de mercado, es decir, en un modelo de competencia imperfecta. También interesa verificar
el beneficio horario que la compañ́ıa de generación obtiene cuando ésta decide competir en
cantidades según el modelo de Cournot [15], en otras palabras, cuando la compañ́ıa retira
enerǵıa de su oferta de venta asumiendo que las compañ́ıas rivales mantendrán constantes
sus niveles de producción, con el objetivo de incrementar los precios de la enerǵıa.

161
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Para ello, es necesario determinar en ambos casos el precio de mercado empleando
un mecanismo de subasta que establezca los precios y asigne las cantidades de enerǵıa
aceptadas a cada participante según las ofertas de compra o venta de enerǵıa para un
mercado diario. Este ente se ha simulado como un problema de optimización utilizando
programación lineal entera-mixta. La compañ́ıa de generación, ĺıder del mercado, cuenta
con centrales termoeléctricas e hidroeléctricas, tratando de modelar las restricciones reales
de una compañ́ıa que participa en un mercado de generación.

7.1. Estrategias de Ofertas de Venta de Enerǵıa

de una Compañ́ıa Ĺıder de Mercado

En un mercado de libre competencia, donde ningún participante puede influir sobre
los precios, las empresas de generación basan la decisión de cómo ofertar su enerǵıa en dos
variables: el precio de mercado y sus costes marginales de producción. Emṕıricamente se
pueden establecer tres estrategias de ofertas, a saber, dependiendo de la relación entre las
dos variables:

Precio igual al coste marginal de producción.

Precio superior al coste marginal de producción.

Precio menor al coste marginal de producción.
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Figura 7.1. Estrategia de oferta de una compañía líder en un mercado de tipo oligopolio.

En el caso de mercados de competencia imperfecta, la estrategia de la compañ́ıa ĺıder
es más compleja aún; este tipo de compañ́ıa afronta una curva de demanda residual que
representa su cuota de mercado, es decir, la cantidad de enerǵıa que puede servir de forma
tal que pueda influir sobre los precios. Es fácil demostrar que la compañ́ıa ĺıder se comporta
como un monopolio ante su demanda residual, maximizando sus beneficios cuando logra
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colocar en el mercado una cantidad de enerǵıa tal que sus costes marginales se igualen a
sus ingresos marginales [69] [99], tal como se ilustra en la figura 7.1. Si la compañ́ıa logra
colocar en el mercado la cantidad de enerǵıa que indica su curva de demanda residual,
logrará que la curva de demanda agregada se corte con la oferta agregada en el valor del
precio de mercado que maximice su beneficio horario.

Esto se obtiene incluyendo la curva de demanda residual en el modelo de la compañ́ıa
ĺıder. Para ello es necesario asumir que el resto de las compañ́ıas se comportan como
compañ́ıas seguidoras, por lo cual, mantendrán constantes sus niveles de producción; en
otras palabras, se conoce la función de respuesta de las compañ́ıas. Según el modelo de
Stackelberg, el ĺıder decide su propia estrategia y los seguidores aceptan esta decisión como
un dato y optimizan su producción basándose en el comportamiento del ĺıder [117] [62].
Si se asume que las compañ́ıas rivales se comportan bajo este modelo, que sus ofertas
contemplan la decisión del ĺıder y que éstas no reaccionarán ante ninguna nueva estrategia
seleccionada por la compañ́ıa ĺıder, las curvas de ofertas de venta de las compañ́ıas rivales
representan sus respectivas funciones de respuesta en el mercado (ver sección 2.3.1).

Es necesario también establecer la oferta de precio de cada una de las centrales que
pertenecen a la compañ́ıa ĺıder, de forma tal que la curva agregada de ofertas del sistema
se corte con la demanda agregada en el punto determinado por el precio óptimo obtenido
durante el proceso de optimización. Esto puede lograrse estableciendo precios marginales
a cada bloque de enerǵıa ofertado por la compañ́ıa ĺıder; si una cantidad igual o menor a
dicho bloque es necesaria para realizar la oferta óptima, el precio corresponderá a su coste
marginal, en otras palabras, el precio de un bloque de enerǵıa representa la pendiente de
dicho bloque, donde la pendiente mide el incremento en el coste de producción al pasar de
un nivel de generación a otro, mientras que las centrales hidroeléctricas ofertan de acuerdo
al valor del agua [18] (ver tabla B.3).

7.2. Modelo de Mercado

Se pretende simular el comportamiento de los precios de la enerǵıa en un mercado
diario bajo dos esquemas de competencia, a saber: Competencia perfecta y Competencia
Imperfecta. El mercado está formado por tres compañ́ıas de generación, cuyas caracteŕıs-
ticas principales se resumen a continuación:

Una compañ́ıa ĺıder con una capacidad instalada de 2119 MW con generación ter-
moeléctrica e hidroeléctrica. La tabla B.1 muestra los parámetros técnicos de las
centrales que pertenecen a esta compañ́ıa, mientras que la tabla B.2 presenta los
parámetros económicos de las centrales. Las caracteŕısticas de las centrales hidro-
eléctricas se detallan en la tabla B.3. Las caracteŕısticas de generación y desembalse
han sido modeladas por medio de la aproximación lineal por tramos, las tablas B.4
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y B.5 muestran los valores usados en los modelos de de las caracteŕısticas de gene-
ración y desembalse, respectivamente. las tablas B.6 y B.7 presentan los ĺımites y
las pendientes de las tramos para la función de coste variable de producción de las
centrales termoeléctricas.

Dos compañ́ıas seguidoras, B y C, que poseen una capacidad instalada de 1219 MW

y 896 MW , respectivamente; además, sólo disponen de generación termoeléctrica.
Las tablas B.8 y B.9 muestran las caracteŕısticas de las centrales que pertenecen a
las compañ́ıas seguidoras B y C, respectivamente.

Para la competencia perfecta, cada una de las compañ́ıas realiza una oferta por cada
una de sus centrales, basándose en los costes marginales de producción. Luego, el opera-
dor del mercado aplica un mecanismo de subasta optimizando el beneficio social neto y
determina el precio horario de la enerǵıa como el bloque aceptado más caro, al tiempo que
establece la producción aceptada de cada central. En el modelo de competencia imperfecta
propuesto, se asume que las compañ́ıas rivales mantienen constantes sus niveles de produc-
ción y sus ofertas reflejan los costes marginales. En cambio, la compañ́ıa ĺıder selecciona
la cantidad estratégica de enerǵıa que debe producir para influir en forma unilateral sobre
los precios, maximizando aśı sus beneficios horarios, basándose en su curva de demanda
residual y asumiendo que sus rivales no reaccionarán a los cambios que se producen en el
precio de la enerǵıa. En los mercado eléctricos realistas las compañ́ıas seguidoras realizan
sus ofertas según el precio esperado en el mercado [28] (ver sección 2.5).

7.2.1. Modelo de las Compañ́ıas Participantes

En la competencia perfecta, las compañ́ıas rivales han sido modeladas por medio sus
curvas de oferta; cada una de ellas realiza ofertas de ventas de enerǵıa para cada una de sus
unidades de producción en bloques de enerǵıa-precio (MWh-e), cuyo precio representa el
coste marginal de su correspondiente unidad de generación. En la competencia imperfecta,
el comportamiento de los rivales se modela por medio de la curva de demanda residual
de la compañ́ıa ĺıder. Dicha curva se obtiene sustrayendo de la curva de demanda, para
un mismo nivel de precio, la oferta de venta de las compañ́ıas rivales para cada hora del
horizonte diario de programación. La compañ́ıa ĺıder ha sido simulada según el modelo
mostrado en la sección 6.3.1, donde se presenta un modelo de programación no lineal para
maximizar el beneficio diario de una compañ́ıa tomando en cuenta su curva de demanda
residual. El modelo adoptado para simular la demanda residual, en este caso de estudio,
ha sido la forma de escalón siguiendo el modelo descrito en la sección 6.2.5.
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7.2.2. Modelo del Operador del Mercado

El Operador del Mercado se ha modelado usando el concepto de Beneficio Social
[12][36], definido como la diferencia entre el beneficio neto de los productores y el benefi-
cio de los consumidores. El modelo queda descrito por las ecuaciones lineales (5.1)-(5.10)
presentadas en la sección 5.2, como un problema de programación lineal entera mixta.

7.3. Caso de Estudio

El caso de estudio presentado en esta sección ha sido desarrollado en GAMSr [16]
y utilizando dos diferentes paquetes de optimización, dependiendo de la naturaleza de la
función objetivo, estos módulos han sido Cplexr [17] para la programación lineal entera
mixta y DICOPT [45] para la programación no lineal.

7.3.1. Competencia Perfecta

Para simular la competencia perfecta entre generadores, hemos asumido que cada
compañ́ıa realiza ofertas horarias, declarando cuatro bloques cantidad-precio (MWh-e)
para cada una de sus correspondientes centrales. Las centrales hidroeléctricas ofertan sus
enerǵıas en concordancia con el valor del agua (ver sección 2.6); la tabla B.3 muestra
en valor del agua correspondiente a cada central hidroeléctrica, dichos valores se asumen
conocidos. Las térmicas ofertan a sus costes marginales de producción. Las tablas B.10,
B.11 y B.12 muestran la cantidad de enerǵıa y el precio correspondiente para cada bloque
de enerǵıa de las ofertas realizadas por la compañ́ıa ĺıder, las compañ́ıas seguidoras B y
C, respectivamente. Por simplicidad se asume que las ofertas son iguales para cada una de
las horas del horizonte de programación.

El mecanismo de casación procesa las ofertas de venta de las 20 centrales que compiten
en un mercado de competencia perfecta, agrupadas en tres compañ́ıas de generación para
obtener el precio de cierre del mercado. La figura 7.2 muestra el comportamiento de la
demanda y la evolución de los precios para el caso de competencia perfecta. Se puede
observar cómo los precios siguen la forma de la demanda, incrementándose cuando el valor
de la demanda de electricidad es más alta, lo cual era de esperar.

La figura 7.3 representa la cuota horaria de mercado para las compañ́ıas de generación
participantes; la compañ́ıa ĺıder cuenta con una cuota de mercado del 71,64 % (a pesar
de que su capacidad instalada es sólo del 50%), tal como se refleja en la tabla 7.1. En
consecuencia, las compañ́ıas seguidoras compiten por el 28.36% del mercado restante. Con
los porcentajes de cuota de mercado de cada compañ́ıa se calcula el ı́ndice de Herfindahl-
Hirschman [86] obteniendo un valor de 5482.06, el cual nos indica que estamos en presencia
de un mercado altamente concentrado.
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Figura 7.2. Demanda y precio de mercado en competencia perfecta.
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Figura 7.3. Cuota de participación de mercado en competencia perfecta.

Tabla 7.1. Cuota de Participación de Mercado de las Compañías de Generación.
Ĺıder Seguidora B Seguidora C

Capacidad Instalada [MW] 2.119,0 1.353,0 762,0
Capacidad Instalada [%] 50,05 31,95 18,00
Cuota de Mercado [%] 71,64 20,40 7,96
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7.3.2. Competencia Imperfecta

En el caso de competencia imperfecta la compañ́ıa ĺıder debe calcular su curva de
demanda residual para cada una de las 24 horas del horizonte de programación; estas
curvas se obtienen restando de la demanda la oferta agregada de las empresas seguidoras
y asumiendo que estas últimas mantendrán sus ofertas constantes e iguales a sus costes
marginales. En las tablas B.11 y B.12 se muestran las ofertas de las compañ́ıas seguidoras.
Como se ha dicho anteriormente, se asume que las ofertas son constantes para cada uno
de los peŕıodos del horizonte de programación; por lo tanto, al organizar estas ofertas en
orden ascendente se obtiene la curva agregada de oferta de las compañ́ıas seguidoras, la
cual se muestra en la figura 7.4.
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Figura 7.4. Curva agregada de oferta de las compañías seguidoras.
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Figura 7.5. Curvas de demanda residual en las horas de máxima y mínima demanda.

La figura 7.5 muestra las curvas de demanda residual para la horas de máxima demanda
(hora 21) y mı́nima demanda (hora 5). En las horas en las cuales la demanda de electricidad
es baja, la curva de demanda residual presenta valores negativos, debido a que la oferta
de las empresas seguidoras es mayor que la demanda en dicha hora, ver sección 6.2.2; en
este estudio sólo se consideran valores positivos para formar la demanda residual. Dichas
curvas también están acotadas por la enerǵıa máxima que la compañ́ıa puede generar,
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Figura 7.6. Cantidad y precios óptimos para la compañía líder.

esto ocurre en las horas en que la demanda de electricidad aumenta. En la figura 7.5,
también se puede observar la diferencia que existe entre la cantidad de enerǵıa que puede
suministrar la compañ́ıa para distintos valores de la demanda de electricidad, debido a que
ésta está limitada por la potencia máxima que la compañ́ıa puede entregar. La tabla B.13
presenta los valores de las curvas de demanda residual para cada peŕıodo del horizonte de
programación.

La función objetivo no lineal de la ecuación (6.48) selecciona el punto, de cada curva de
demanda residual, que maximice el beneficio horario de la compañ́ıa tomando en cuenta los
costes variables, aśı como los costes de arranque y parada de las centrales que pertenecen
a dicha compañ́ıa. El proceso de optimización dará como resultado, para cada hora, la
cantidad óptima que la compañ́ıa debe colocar en el mercado de forma tal que pueda
influir unilateralmente sobre los precios para maximizar su beneficio diario. La figura 7.6
muestra la cantidad óptima y el precio óptimo que se deben obtener luego del proceso de
casación, asumiendo que la compañ́ıa ĺıder conoce las ofertas de sus compañ́ıas y éstas no
responden a cambios en los precios.

La figura 7.7 muestra el perfil de los ingresos, costes totales y beneficios de la compañ́ıa
para las cantidades óptimas. Comparando la curva de costes con la gráfica de la potencia
despachada (ver figura 7.8), observamos cómo la compañ́ıa logra mantener sus costes
relativamente constantes en las horas de máxima demanda a pesar de que sus ingresos
aumentan como producto de la venta de enerǵıa. Esto se debe gracias a las centrales
hidroeléctricas, cuyos costes variables de producción se han asumido nulos y los costes
de arranque y parada [4] tal como se indican en la tabla B.2. Estas centrales aprovechan
las horas con precios más elevados para maximizar sus recursos hidráulicos, teniendo en
cuenta sus limitaciones energéticas.
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Figura 7.7. Ingresos, costes y beneficios horarios de la compañía líder.
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Figura 7.8. Programación de las centrales térmicas e hidráulicas de la empresa líder.

7.3.3. Resultados

Luego que la compañ́ıa ĺıder haya calculado su cantidad óptima, éste remite al operador
del mercado sus ofertas por cada una de las centrales y el operador realiza el proceso de
casación tomando en cuenta las ofertas de las compañ́ıas rivales y la oferta agregada de
compra, que en nuestro caso coincide con la demanda del sistema. Los precios resultantes
del proceso de casación bajo el esquema de competencia imperfecta sufren un incremento
notable en comparación con los precios obtenidos en competencia perfecta, como era de
esperarse. Aśı, el potencial poder de mercado de la compañ́ıa ĺıder puede ser evaluado
como la relación entre el precio que se obtiene cuando la compañ́ıa oferta su cantidad
óptima y el precio de competencia perfecta, este último se asume igual al coste marginal.
En consecuencia, los precios de competencia perfecta se utilizan como benchmarks para
medir el potencial poder de mercado de la compañ́ıa ĺıder por medio del ı́ndice de Lerner
(ver sección 2.4.1), esto es:



170 7.3. Caso de Estudio

γ =
(Pci − Pcp)

Pci
100% (7.1)

donde Pci es el precio en competencia imperfecta y Pcp representa el precio en competencia
perfecta que es igual al coste marginal de la enerǵıa cuando todas las centrales realizan
sus ofertas a sus respectivos precios marginales de producción.
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Figura 7.9. Poder de mercado potencial ejercido por la compañía en cada período del
horizonte de programación.

La figura 7.9 muestra el precio de mercado que se obtiene después que la compañ́ıa ĺıder
haya modificado su oferta de venta de enerǵıa y los precios en competencia perfecta, al igual
que el poder de mercado potencial; se observa cómo los precios en competencia imperfecta
son más elevados incrementando su valor medio de 25.39 e/MWh en competencia perfecta
hasta 28.13 e/MWh. Aśı, en las horas número 4, 5 y 6 la compañ́ıa puede incrementar
hasta un 18.10% el precio marginal de la enerǵıa. Nótese que mientras mayor sea la cuota
de mercado que domina esta compañ́ıa, mayor será su influencia sobre los precios de la
enerǵıa (ver figura 7.3).

La figura 7.10 muestra cómo la compañ́ıa ĺıder sacrifica su participación en el mercado
para incrementar los precios horarios. Se puede observar claramente, cómo retirando ener-
ǵıa de sus ofertas la compañ́ıa logra incrementar los precios obligando a que centrales más
caras entren en el proceso de casación. La compañ́ıa ĺıder cede parte de su cuota de mer-
cado para incrementar los precios, retirando estratégicamente enerǵıa del mercado. Como
consecuencia a esta estrategia su cuota de mercado se reduce de 71.64%, en el caso de
competencia perfecta, a 59,46% para el mercado en competencia imperfecta. Las compa-
ñ́ıas seguidoras también obtienen beneficios de la estrategia seguida por la compañ́ıa ĺıder,
debido a que pueden vender más enerǵıa al aumentar sus respectivas cuotas de mercado,
además de beneficiarse de un incremento en los precios.
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Figura 7.10. Cuota de participación de mercado en competencia imperfecta.
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Figura 7.11. Energía colocada en el mercado por la empresa líder en competencia perfecta
y competencia imperfecta

La figura 7.11 muestra los niveles de producción de la compañ́ıa para ambos esquemas
de mercado y la cantidad de enerǵıa horaria que debe retirar. La compañ́ıa reduce su
producción diaria de 42.967 MW hasta 35.659 MW, lo cual representa un 20,48%. Nótese
que durante las horas de mayor demanda, ésta tiene que retirar más enerǵıa.

Con el incremento de los precios, la compañ́ıa busca maximizar su beneficio diario; el
comportamiento de la curva de beneficios obtenidos por la compañ́ıa con ambos esquemas
de competencia se presenta en la figura 7.12. Una comparación directa hora a hora es
complicada de realizar debido principalmente a que las centrales arrancan en diferentes
peŕıodos en cada modelo de mercado, de esta forma es imposible comparar el beneficio en
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Figura 7.12. Beneficios obtenidos en competencia perfecta y competencia imperfecta.

una hora determinada si los costes de arranque difieren en dicha hora. Si es posible compa-
rar el beneficio diario alcanzado por la compañ́ıa en ambos modelos de mercado. La tabla
7.2 resume los valores del precio medio, la cantidad de enerǵıa real servida por la compa-
ñ́ıa en relación con la demanda, la enerǵıa total suministrada y el beneficio diario tanto
para el modelo de competencia perfecta como para el modelo de competencia imperfecta.
Obsérvese cómo el incremento en el beneficio diario es de 22,80%, dicho de otra manera, el
beneficio crece de 336.538,33e en el esquema de competencia perfecta hasta 435.945,65e
como resultado de la estrategia seleccionada por la compañ́ıa ĺıder; esto significa que una
reducción de 20,48% de la generación produce un incremento de 22,80% en los beneficios
con un aumento del 9.70% en el precio de mercado de la enerǵıa. Este resultado muestra
de forma clara que la compañ́ıa ĺıder puede ejercer su poder de mercado retirando enerǵıa
de sus ofertas de ventas, para obligar de esta forma que centrales con costes de producción
más altos establezcan el precio de la enerǵıa.

Tabla 7.2. Valores Comparativos entre los Modelos de Mercado de Competencia Perfecta y
Competencia Imperfecta

Modelo de Mercado Precio medio Cuota de Enerǵıa Beneficio
[e/MWh] mercado [%] diaria [MWh] diario [e]

Competencia Perf. 25,39 71,64 42.967 336.538
Competencia Imperf. 28,13 59,46 35.659 435.945

Diferencia [%] 9,70 20,48 20,48 22,80
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7.4. Conclusiones

En este caṕıtulo se ha analizado el comportamiento de los precios de la enerǵıa en
un mercado eléctricos de tipo oligopolio, donde una compañ́ıa ĺıder fija sus niveles de
producción con el objetivo de manipular los precios, de forma tal que estos maximicen sus
beneficios diarios.

El poder de mercado se ha analizado por medio de la variación de los precios entre dos
modelos distintos de mercados: Un mercado de competencia perfecta donde ninguno de los
participantes tiene la capacidad de influir sobre los precios y un mercado de competencia
imperfecta, en el cual una de las compañ́ıas de generación tiene la capacidad suficiente
para modificar los precios de la enerǵıa. Los resultados obtenidos permiten concluir que
la compañ́ıa ejerce su poder de mercado al retirar enerǵıa de sus ofertas de venta; esto
tiene como objetivo provocar la entrada de centrales con costes de producción más altos
en el proceso de subasta, las cuales pueden pertenecer a la propia compañ́ıa ĺıder o a las
compañ́ıas rivales. En resumen, se trata de un juego de cantidades que sigue el modelo de
Cournot, donde cada compañ́ıa es consciente que la decisión que tome su rival sobre la can-
tidad a producir impactará en el precio que ella enfrentará y en sus beneficios económicos.
En el juego planteado en este caso de estudio se asume que las compañ́ıas seguidoras no
reaccionarán a la estrategia de la compañ́ıa ĺıder, manteniendo constantes las cantidades
de enerǵıa en sus ofertas de venta.

Se ha demostrado que a pesar de que la compañ́ıa reduce sus niveles de producción,
ésta consigue incrementar sus beneficios como resultado de un incremento de los precios
como producto de esta reducción de la producción. También se ha observado, al comparar
los beneficios entre ambos esquemas de mercado, que la compañ́ıa ĺıder puede ejercer
mayor poder de mercado en las horas de menor demanda, debido principalmente a que en
estas horas la compañ́ıa cuenta con un mayor margen de enerǵıa disponible para retirar
del mercado.
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El poder de mercado de una compañ́ıa de generación se puede medir por su capacidad
para alterar los precios de mercado mediante la manipulación estratégica de sus ofertas,
esta manipulación estratégica se puede describir como la forma en la cual la compañ́ıa
retira o agrega enerǵıa en sus ofertas. Aśı mismo, la oferta óptima de una compañ́ıa ĺıder de
mercado depende de su curva de demanda residual, como se explica en el caṕıtulo 6 dichas
curvas se construyen a partir de la información disponible de las ofertas de las compañ́ıas
rivales y de la demanda del sistema. Debido a que tanto las ofertas de venta como de
compra están constituidas básicamente por un precio para cada bloque de enerǵıa ofertado,
la demanda residual presenta un comportamiento discontinuo, este hecho complica su
representación matemática.

Diversos son los modelos adoptados para modelar las curvas de demanda residual, tales
como aproximación por series de Taylor [29], en forma de polinomio [118], representación
lineal [10], aproximación lineal por tramos [38][74], o en forma de escalón [27]. Pero pocos
se preocupan por demostrar el efecto que tiene este tipo de representación sobre la dife-
rencia entre los precios esperados de la enerǵıa y los precios reales que se producen luego
del proceso de subasta; en consecuencia la diferencia entre los beneficios esperados y los
obtenidos como producto de la venta de una cantidad óptima de enerǵıa.

De acuerdo a lo expuesto anteriormente, los objetivos del presente caṕıtulo se pueden
plantear como:

Analizar los beneficios diarios alcanzados por una compañ́ıa ĺıder, aśı como la di-
ferencia entre los precios óptimos de la compañ́ıa y los precios obtenidos luego del
proceso de casación debidos a la oferta estratégica de la compañ́ıa, ofertando su
cantidad óptima de enerǵıa, para distintos modelos de la demanda residual.

El resto del caṕıtulo está organizado de la siguiente manera, la sección 8.1 resume la
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metodoloǵıa seguida para obtener y comparar ambos precios, la sección 8.2 presenta los
modelos adoptados para simular el Mercado, las compañ́ıas participantes y el ente operador
del mercado. En la sección 8.3 se presentan los casos de estudios para diferentes modelos
de la demanda residual, mientras que la sección 8.4 analiza los beneficios alcanzados.
Finalmente, la sección 8.5 presenta diversas conclusiones alcanzadas en este trabajo.

8.1. Metodoloǵıa

El objetivo principal que se plantea es analizar la diferencia entre el precio óptimo y
el precio de mercado que se obtiene en el proceso de casación. Se define el precio óptimo
como el precio que resulta del proceso de optimización de la función de beneficios de la
compañ́ıa de generación, mientras que el precio de mercado representa el precio que se
obtiene con el proceso de casación luego que la compañ́ıa ĺıder haya ejercido su poder de
mercado.

GAMS
Maximizar  la Función

Beneficios de la
Compañía Líder

Generar la Oferta
Óptima para cada una

de las centrales

GAMS
Maximizar la Función

de Equilibrio del
Mercado

Precio Óptimo

Cantidad  Óptima

Precio de Mercado

Generar 24 Curvas de
Demanda Residual

MATLAB
Calcular el Precio de
Cierre del Mercado

de Energía

Ofertas de venta de las
Compañías Rivales y

Oferta Agregada
de Compra

Figura 8.1. Metodología para la comparación del precio óptimo y el precio de mercado
producto de la estrategia óptima de la compañía.
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En la figura 8.1 se ilustra la metodoloǵıa utilizada para comparar ambos precios. La
información sobre la oferta de las compañ́ıas rivales y la oferta agregada de compra se
asume conocida, en consecuencia, es posible obtener la curva de demanda residual de la
compañ́ıa para cada una de las horas del horizonte de programación. La demanda residual
se obtiene como la diferencia entre la oferta de compra y la oferta agregada de las compañ́ıas
rivales, para cada nivel de precios.

Para conocer el precio óptimo y la cantidad óptima de enerǵıa que debe ofertar la
compañ́ıa, se maximiza la función de beneficio diario descrita en la sección 6.3.1, donde
se incluye en el modelo el comportamiento estratégico de los rivales mediante la curva de
demanda residual de la compañ́ıa ĺıder. La función objetivo para los casos de estudios, no
contempla los ingresos por la banda de reserva descrita en la ecuación (6.48).

Para participar en el mercado y ejercer efectivamente su poder de mercado, la compañ́ıa
ĺıder debe establecer los precios de cada una de sus centrales, de acuerdo a la cantidad de
enerǵıa establecida previamente en el proceso de optimización de los beneficios. En este
trabajo se ha decido tomar el coste marginal de cada bloque de enerǵıa, como el precio
estratégico de la oferta de venta para todas las centrales termoeléctricas, mientras que las
centrales hidroeléctricas deben enviar sus ofertas en base a sus costes futuros de operación
asociados con el uso o almacenamiento de su agua (ver sección 2.6).

Conocidas las ofertas de las compañ́ıas rivales, la oferta agregada de compra y la oferta
realizada por la compañ́ıa ĺıder, se procede a la subasta de enerǵıa mediante un modelo
de equilibrio de mercado que maximiza los beneficios de los participantes. La sección 5.2
del presente trabajo describe en detalle el modelo utilizado para el mecanismo de subasta.
En este estudio, el modelo se ha simplificado para hacerlo similar al caso español, por lo
tanto, sólo se utilizan las ecuaciones (5.1) a (5.10).

La salida del modelo de mecanismo de subasta, es un archivo con la cantidad de enerǵıa
casada en cada bloque para cada uno de los peŕıodos del horizonte de programación, ésta
información se utiliza como dato de entrada a un programa desarrollado en Matlabr para
obtener el precio de mercado como el precio del bloque de enerǵıa más caro aceptado.
Entonces, el precio de mercado es comparado con el precio óptimo; si el modelo de la
demanda residual es correcto, ambos precios deben coincidir o presentar diferencias, en
términos económicos, que no representen riesgos o pérdidas para la compañ́ıa objeto de
estudio.

Aun cuando ambos precios pueden parecer similares, es evidente que no serán necesa-
riamente iguales, como consecuencia de los diferentes datos manejados por cada modelo
de optimización. Mientras el operador del mercado conoce todos los detalles asociados con
cada oferta individual, la compañ́ıa ĺıder debe fiarse de un conjunto de curvas que repre-
sentan su demanda residual en la cual se incluye la información disponible de las ofertas
agregada de los competidores. Bajo esta situación, la curva de demanda residual para una
hora dada no está acoplada con la correspondientes horas previas o futuras, mientras que
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los datos manejados por el operador del mercado están usualmente acoplados a lo largo
de todo el peŕıodo de planificación.

8.2. Modelos de Mercado

A continuación se muestran los modelos utilizados para simular un mercado diario de
enerǵıa, las compañ́ıas participantes y el operador del mercado.

El mercado a simular está constituido por 20 centrales y tres compañ́ıa de generación,
una de las cuales se comporta como ĺıder de mercado y es dueña del 50 % de las centrales
de generación, mientras que las dos restantes se comportan cómo seguidoras de precios,
dicho modelo de mercado coincide con el expuesto en la sección 7.2, el cual se resume a
continuación.

8.2.1. Compañ́ıas Participantes

La compañ́ıa ĺıder tiene una capacidad de 2119 MW , de lo cual 174 MW corres-
ponden a generación hidroeléctrica. La tabla B.1 muestra los parámetros técnicos de las
centrales que pertenecen a dicha compañ́ıa, mientras que la tabla B.2 presenta los paráme-
tros económicos. Las caracteŕısticas de las centrales hidroeléctricas se detallan en la tabla
B.3. Las caracteŕısticas de generación y desembalse han sido modeladas por medio de la
aproximación lineal por tramos, las tablas B.4 y B.5 muestran los valores usados para
modelar las caracteŕısticas de generación y desembalse, respectivamente. Las tablas B.6 y
B.7 presentan los ĺımites y las pendientes de las tramos para la función de coste variable
de producción de las centrales termoeléctricas.

Las compañ́ıas seguidoras B y C poseen una capacidad instalada de 1219 MW y 896
MW , respectivamente. Las tablas B.8 y B.9 muestran las caracteŕısticas de las centrales
que pertenecen a las compañ́ıas seguidoras B y C, respectivamente. Estas compañ́ıa no
disponen de centrales hidroeléctricas.

Las compañ́ıas rivales han sido modeladas por medio de sus curvas de oferta; cada una
de ellas realiza ofertas de ventas de enerǵıa para cada una de sus centrales de producción
en bloques de enerǵıa-precio (MWh-e), cuyo precio representa el coste marginal de su
correspondiente centrales de generación, de esta manera el comportamiento de los rivales
se modela por medio de la curva de demanda residual de la compañ́ıa ĺıder. Dicha curva
se obtiene sustrayendo de la curva de demanda, para un mismo nivel de precio, la oferta
de venta de las compañ́ıas rivales para cada hora del horizonte diario de programación. La
compañ́ıa ĺıder ha sido modelada según el modelo matemático desarrollado en la sección
6.3.1, donde se presenta un modelo de programación no lineal para maximizar el beneficio
diario de una compañ́ıa tomando en cuenta su curva de demanda residual e implementado
en el paquete comercial GAMSr.
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8.2.2. Operador de Mercado

El Operador del Mercado tiene como funciones principales determinar los precios para
cada una de las 24 horas del mercado diario y de asignar las correspondientes enerǵıa
casadas en la subastas a los agentes participantes. En este trabajo se ha modelado usando
el concepto de Beneficio Social [12][36], definido como la diferencia entre el beneficio neto
de los productores y el beneficio de los consumidores. El modelo queda descrito por las
ecuaciones lineales (5.1) - (5.10) presentadas en la sección 5.2, como un problema de
programación lineal entera mixta, desarrollado en la plataforma GAMSr.

8.3. Casos de Estudio

En esta sección se presentan los casos de estudios y los respectivos resultados obtenidos
para diferentes modelos de la demanda residual.

8.3.1. Caso A: Polinomio de Segundo Grado
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Figura 8.2. Demanda residual para la hora de máxima y mínima demanda en el caso de
demanda residual en forma de polinomio.

En este caso de estudio, las curvas de demanda residual se han modelado por medio
de polinomios de segundo grado. La aproximación se ha obtenido por medio de una regre-
sión polinomial; las constantes que ajustan la curva del polinomio λ = β1 + β2(MWh) +
β3(MWh)2 y el valor del coeficiente de determinación1 R2 se muestran en la tabla B.18,
mientras que la figura 8.2 muestra la forma de las curvas para las horas de máxima y mı́ni-
ma demanda, hora 21 y 5, respectivamente. Obsérvese que en ambas curvas el coeficiente

1El coeficiente de determinación es una medida estad́ıstica de la muestra que indica qué tan
bien se ajusta el modelo a los datos, y con ello representa una medida de adecuación del modelo,

se define el coeficiente como [100]: R2 = 1−
∑n

i=1

(
yi−ŷi

)2

∑n
i=1

(
yi−ȳ

)2
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de determinación es cercano a 1, lo que indica un buen ajuste para ambas curvas. Nótese
además que para la hora de menor demanda el ajuste presenta un mejor comportamiento.

18

19

20

21

22

23

24

25

26

27

28

29

30

31

1 3 5 7 9 11 13 15 17 19 21 23
Tiempo [h]

P
re

ci
o 

[€
/M

W
h]

0.0

0.1

0.2

0.3

0.4

0.5

0.6

0.7

0.8

0.9

1.0

1.1

1.2

D
ife

re
nc

ia
 [€

/M
W

h]

Diferencia Precio Óptimo Precio de Mercado

Figura 8.3. Evolución de los precios para el caso de demanda residual en forma de
polinomio considerando las restricciones de rampas.

La figura 8.3 muestra la evolución de los precios de mercado y de los precios óptimos
para la compañ́ıa ĺıder. Obsérvese que la diferencia entre ambos precios es menor que para
el caso de la aproximación lineal por tramos de la demanda residual. La mayor diferencia
se presenta en la hora 5 con un valor 0.947 e/MWh, en cambio en la hora 24 se presenta
la menor diferencia con un valor de 0.018 e/MWh.
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Figura 8.4. Evolución de los precios y error porcentual para el caso de la demanda residual
en forma de polinomio considerando las restricciones de rampas.

En la figura 8.4 se ha representado la diferencia de precios en porcentaje para facilitar
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la comparación entre ambos casos de estudios, donde se puede observar cómo el precio
óptimo y el precio de mercado se acercan de forma importante. Exceptuando las horas
4, 5 y 6, el error medio cometido es de 0.79, con un error máximo de 1.91% y un error
mı́nimo de 0.06%; si se incluyen estas horas el error medio se incrementa a 1.13%. La
diferencia en el comportamiento de los precios para estas tres horas se puede explicar por
la presencia de los ĺımites de rampas de subida y bajada de las centrales en el modelo de
optimización utilizado para calcular el equilibrio de mercado.

Con la finalidad de analizar la influencia de las rampas de subida y bajada sobre el
precio de mercado obtenido tras el mecanismo de subasta, se retira la restricción (5.10)
del modelo de subasta presentado en la sección 5.2. Entonces, se calcula nuevamente el
precio de mercado sin las restricciones de limite de rampas de las centrales eléctricas; los
precios obtenidos bajo este nuevo esquema se presentan la figura 8.5. Obsérvese cómo en
las horas 4, 5, 9 y 19, el precio de mercado se desplaza hacia el precio óptimo calculado, en
consecuencia, el error disminuye para estas horas y el promedio para las 24 horas disminuye
de 1.13% a 0.84%, indicando que las rampas de enerǵıa representan una variable de suma
importancia en el momento de establecer una oferta óptima para la compañ́ıa ĺıder. Es
evidente entonces, que la compañ́ıa ĺıder debe tomar en cuenta las restricciones técnicas
de las rampas de subida y bajada de las empresas rivales en el momento de calcular el
precio óptimo que maximice sus beneficios.
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Figura 8.5. Precios y Error porcentual para la demanda residual en forma de polinomio sin
considerar las restricciones de rampa.

Comparando los errores cometidos en ambos modelos de la demanda residual, se ob-
serva que el ajuste por medio de polinomios ocasiona un error menor entre el precio de
mercado y el precio óptimo al ofertar la cantidad óptima de enerǵıa. En otras palabras,
el grado de exactitud en el ajuste de las curvas de demanda residual, determina en gran
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medida la diferencia entre el precio óptimo calculado y el precio de mercado obtenido tras
el mecanismo de casación.

8.3.2. Caso B: Aproximación Lineal por Tramos

Para este caso de estudio, las curvas de demanda residual de la compañ́ıa ĺıder han sido
modeladas por medio de una aproximación lineal de ocho tramos, tal como se describe en
la sección 6.2.4.
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Figura 8.6. Demanda residual para la hora de máxima y mínima demanda en el caso de
demanda residual lineal por tramos.
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Figura 8.7. Evolución y diferencia de precios para el caso de la demanda residual lineal por
tramos.

La figura 8.6 muestra la forma de la aproximación para la hora de máxima y mı́nima
demanda, hora 21 y 5, respectivamente, donde se observa la diferencia que existe entre
ambas horas, principalmente en la cantidad de enerǵıa que la compañ́ıa puede manipular.
Nótese que durante la hora de mayor demanda el margen de enerǵıa que la compañ́ıa puede



Caṕıtulo 8. Influencia del Modelo de la Curva de Demanda Residual 183

manipular es menor; esto nos sugiere que la compañ́ıa ĺıder dispone de menos enerǵıa para
retirar del mercado con el objetivo de influir sobre los precios del mercado. La tabla B.13
del apéndice B muestra los parámetros de las 24 curvas de demanda residual de la compañ́ıa
ĺıder.

La comparación entre los precios óptimos y los precios de mercado como resultado de
la oferta óptima de la compañ́ıa ĺıder se muestran en la figura 8.7. Para hacer notar la
diferencia que existe entre ambos precios se ha ampliado la escala correspondiente a dichos
precios. Nótese que los precios de mercado son ligeramente inferiores a los precios óptimos,
excepto en las horas 4, 5, 15 y 19, donde la tendencia se invierte; estas horas coinciden
con las horas de menor demanda.
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Figura 8.8. Evolución de los precios y error porcentual para el caso de la demanda residual
lineal por tramos.

La figura 8.8 muestra el error cometido, medido como la diferencia entre el precio de
mercado y el precio óptimo dividido entre el precio de mercado. El error medio de las 24
horas es del 1.36%, la máxima diferencia (3.75%) se presenta en la hora 9, y la menor
diferencia entre los precios ocurre en la hora 4 (0.05%).

8.3.3. Caso C: Escalón

Para este caso de estudio, las curvas de demanda residual de la compañ́ıa ĺıder han sido
modeladas por medio de las ecuaciones (6.8)-(6.13) descritas en la sección 6.2.5. La figura
8.9 muestra la forma de las curvas de demanda residual para las horas de máxima (hora
21) y mı́nima (hora 5) demanda. Los valores para las 24 curvas de la demanda residual se
muestran en la tabla B.13.

La evolución de los precios óptimos y los precios de mercado cuando la demanda
se modela en forma de escalón se muestra La figura 8.10. Nuevamente se observa una
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Figura 8.9. Demanda en forma de escalón para las horas de máxima y mínima demanda.

diferencia entre ambos precios, la mayor diferencia se presenta en las horas de mayor
demanda; la diferencia para estas horas es de 0.57 e/MWh, menor que la mayor diferencia
presentada para el caso de la demanda residual en forma de polinomio. Nótese que para
las primeras 8 horas los precios de mercado coinciden con los precios óptimos.
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Figura 8.10. Evolución y diferencia de precios para el caso escalón.

La figura 8.11 muestra la diferencia porcentual de los precios óptimos y de mercado. Al
comparar con los dos esquemas anteriores se observa que la diferencia presentada en este
esquema es menor que la presentada en los dos casos de estudio anteriores. El promedio
de la diferencia para las 24 horas es de 0.92% en comparación con 1.13% para el caso de
la demanda residual en forma de polinomio y de 1.36% para el caso de la aproximación
lineal por tramos. De acuerdo a estos resultados se puede concluir que el modelo a escalón
de la demanda residual permite obtener precios de mercado más cercanos a los precios
óptimos deseados para ejercer el poder de mercado de la compañ́ıa ĺıder.
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Figura 8.11. Evolución y diferencia porcentual de precios para el caso escalón.

8.4. Beneficios de la Compañ́ıa Ĺıder

Más importante aún que la diferencia mostrada entre el precio óptimo y el precio de
mercado son las notables diferencias presentadas entre los precios horarios de las figuras
8.2, 8.7 y 8.10, lo cual puede afectar significativamente el beneficio neto de todos los
participantes en el mercado, en particular el beneficio de la compañ́ıa ĺıder. Esto es algo
contrario a la intuición, considerando la poca diferencia cuantitativa que existe entre los
tres modelos adoptados para representar las curvas de demanda residual.

Tabla 8.1. Precio medio del precio de mercado, coste de los consumidores,
cuota de mercado y beneficio diario de la compañ́ıa ĺıder.

Modelo Precio Medio Coste de la Cuota de Beneficio
[e/MWh] Demanda [e] Mercado [%] Diario [e]

Polinomial 27,93 1.678.390 57,65 420.964
Lineal a tramos 28,13 1.690.913 56,66 419.242

Escalón 27,89 1.677.260 59,46 427.054

Mercado Perf. 25,39 1.531.484 71,64 336.538

La tabla 8.1 muestra el precio medio, la cantidad total pagada por los consumidores,
la fracción de la enerǵıa total suministrada por la compañ́ıa ĺıder, aśı como su beneficio
diario para los tres modelos de demanda residual utilizados en este trabajo. Obsérvese
que los beneficios más altos se obtienen con el modelo de demanda residual en forma de
escalón, como era de esperar, coincidiendo con la mayor cuota de mercado y el precio de la
enerǵıa más bajo. También se puede observar cómo los consumidores reducen sus costes al
utilizar el modelo de escalón para la demanda residual; debido a un aumento en la cuota de
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mercado de la compañ́ıa ĺıder, lo cual obliga a las centrales más económicas pertenecientes
a la compañ́ıa ĺıder a colocar enerǵıa en el mercado reduciendo aśı el precio de cierre de
la enerǵıa. Mientras que el modelo lineal por tramos produce un resultado opuesto.

Dichas diferencias pueden ser parcialmente atribuidas a la complejidad y no convexidad
del problema de optimización de la compañ́ıa ĺıder (ver sección 6.3.1), la cual contempla
gran cantidad de variables binarias y restricciones no lineales modeladas como funciones
lineales por tramos, el cual tiende a converger a diferentes puntos de óptimos locales. En
este tipo de aplicaciones, la técnica de optimización empleada se comporta como una caja
negra, cuya salida es altamente sensitiva a pequeños cambios en el modelo.

Por comparación, el caso de mercado perfecto, en el cual la compañ́ıa ĺıder no ejerce
poder de mercado, ha sido incluido en la última fila. Es interesante notar, que aún cuando
la compañ́ıa ĺıder ocupa un porcentaje mayor del mercado, su beneficio diario es menor y
en consecuencia un precio de mercado más bajo, como era de esperarse.

8.5. Conclusiones

En este caṕıtulo se ha presentado la influencia del modelo de la demanda residual
sobre la diferencia que existe entre el precio óptimo calculado y el precio de mercado
producto de la casación, aśı como en los beneficios alcanzados por la compañ́ıa ĺıder.
La optimización de una compañ́ıa ĺıder de mercado realista se ha presentado como un
problema de optimización no linear implementado en GAMSr y optimizado con el solver
Dicopt ; en el modelo de la compañ́ıa se incluye su capacidad para influir sobre los precios
por medio de su curva de demanda residual. La curva de demanda residual de la compañ́ıa
ĺıder se ha modelado de tres formas distintas para analizar la diferencia entre el precio
óptimo y el precio de mercado en diferentes tipos de curvas.

La comparación de los dos primeros modelos, demuestra que la aproximación poli-
nomial de las curvas de demanda residual produce mejores resultado con valores de los
precios óptimos más cercanos a los precios de mercado. El valor del coeficiente de adecua-
ción en todos los casos es mayor de 0.95 lo que indica un buen ajuste para las curvas de
demanda residual. Por otra parte, los resultado obtenidos también permiten concluir que
la compañ́ıa ĺıder debe tomar en consideración las restricciones técnicas de los ĺımites de
rampas de las compañ́ıas rivales para elaborar sus propias ofertas óptimas de generación,
debido a que estas rampas modifican los precios de mercado al limitar la generación de las
centrales y en consecuencia su participación en el mercado.

La comparación de la evolución de los precios en los casos de estudio permiten concluir
que al utilizar el modelo a escalón de la demanda residual garantiza precios de mercado más
cercanos a los precios óptimos deseados para ejercer el poder de mercado de la compañ́ıa
ĺıder.



Caṕıtulo 9

Influencia de la Predicción de

Precios sobre la Oferta Óptima de

una Compañ́ıa Seguidora

Cuando una compañ́ıa de generación que participa en un mercado eléctrico competi-
tivo, no posee la capacidad de influir sobre los precios de la enerǵıa en el mercado diario,
decimos que esta empresa se comporta como una compañ́ıa seguidora o precio aceptante.
Como se ha explicado en la sección 6.3 el beneficio diario para este tipo de compañ́ıas
de generación, depende de los precios de mercado y de sus costes de producción. En con-
secuencia; la estrategia óptima de la compañ́ıa depende de la exactitud con la cual se
estimen los precios de mercado. Por lo expuesto, se puede plantear el objetivo principal
del presente caṕıtulo como:

Evaluar la influencia de la precisión en la predicción de precios sobre la oferta óptima
de una compañ́ıa seguidora en un mercado diario de enerǵıa, utilizando un desarrollo
en redes neuronales para la estimación de los precios.

En un mercado eléctrico competitivo, la predicción de los precios de la enerǵıa es
extremadamente importante: el perfil de comportamiento de los precios ayuda a los parti-
cipantes del mercado a determinar sus estrategias de ofertas. Por consiguiente, la exactitud
en la predicción de precios de la enerǵıa y enerǵıa de reserva es crucial para reducir el riesgo
en el que se incurre en la estimación de los beneficios obtenidos por la venta de enerǵıa.

La metodoloǵıa utilizada se desarrollara en dos etapas: Primero se entrenan un par
de redes neuronales (Multi-layer Perceptrons) para predecir los precios en el mercado
diario y en el mercado para la regulación secundaria, respectivamente, para las 24 horas
del horizonte diario de programación. Como segunda etapa, se utilizan los perfiles de
precios para calcular la oferta óptima de diferentes empresas de generación, presentando
la influencia del error cometido en la predicción de ambos precios, sobre los beneficios
esperados de las empresas de generación. El objetivo es calcular el programa de generación
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de las empresas de generación para maximizar el beneficio esperado por la venta de enerǵıa
y de reserva en los correspondientes mercados.

9.1. Predicción de Precios

La predicción de precios por medio de redes neuronales se ha desarrollado en un pro-
yecto perteneciente al departamento de Ingenieŕıa Eléctrica, los detalles del mismo se
presentan en el apéndice C. En esta sección se reproduce la información más importante.
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Figura 9.1. Media de los precios estimados en el mercado diario de energía (marzo 2001).
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Figura 9.2. Media de los precios estimados para la banda secundaria (marzo 2001).

El comportamiento de los precios analizados contempla la evolución de los meses de
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enero-agosto del año 2001. Para determinar y ajustar la topoloǵıa de la red neuronal se
han utilizado los meses de enero y febrero, mientras que los datos de los meses restantes
(marzo-agosto) se utilizan para comparar el error de predicción y el comportamiento del
simulador del mercado de la segunda parte de este trabajo.

La figura 9.1 muestra la media de los precios estimados de la enerǵıa correspondientes
a marzo de 2001, además del error obtenido en la predicción. Nótese que los errores en
la predicción son mayores durante las horas pico de la curva de demanda. La figura 9.2
muestra la misma información para los precios del mercado secundario de regulación.

Tabla 9.1. Error de Predicción para el Mercado Diario de Energía.
Marzo-Mayo Junio-Agosto

Precio Medio [ce/kWh] 2.2588 3.5482
Desviación Estándar 0.7801 1.0597
Error Absoluto Medio 0.3464 0.4280
Error Máximo [ce/kWh] 2.0710 2.0736

Tabla 9.2. Error de Predicción para la Banda Secundaria.
Marzo-Mayo Junio-Agosto

Precio Medio [ce/kW] 0.7965 0.5986
Desviación Estándar 0.9864 0.4471
Error Absoluto Medio 0.5309 0.4916
Error Máximo [ce/kW] 5.12 4.49

Las tablas 9.1 y 9.2 presentan la media y la desviación estándar para los precios reales,
la media de los errores de predicción y los errores máximos para los meses de primavera y
verano. Para los precios del mercado diario, los rangos del error medio están en el rango
de 12% (verano) a 15 % (primavera) del precio medio. Según lo esperado, el mayor valor
de la desviación estándar de los precios es más alto que la media del error de predicción.
Nótese que el error de estimación en los precios del mercado de reserva secundaria es
mayor, debido a influencias de factores externos, tales cómo la programación resultante
de las centrales y si su enerǵıa a entregar en un determinado peŕıodo está cerca o no de
su limite máximo o mı́nimo de generación; con lo cual los precios del mercado de reserva
deben ser competitivos para motivar a la central a participar en dicho mercado.
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9.2. Problema de Optimización de Oferta de Ven-

ta

Luego de obtener el perfil de precios del mercado diario de enerǵıa y de la banda
secundaria, la compañ́ıa de generación debe determinar la coordinación y la programación
horaria de sus centrales con el fin de maximizar los beneficios esperados por la venta de
enerǵıa y banda de reserva. En este trabajo se asume un mercado de competencia perfecta
y en consecuencia, ninguna de las compañ́ıas de generación tiene la capacidad de modificar
los precios de cierre de mercado. Si la compañ́ıa tiene poder de mercado, el problema de
optimización puede reflejar su capacidad para modificar los precios de mercado retirando
enerǵıa de sus ofertas, tal como se expone en el caṕıtulo 7 de este trabajo.

El problema de programación óptima de las centrales se puede exponer como un proble-
ma de programación lineal entera mixta, donde la función de beneficio refleja la diferencia
entre los ingresos y los costes. El modelo permite incluir costes no lineales de producción
por medio de la representación lineal por tramos, coste de arranque en forma exponencial
y costes de parada, además de las restricciones de operación tales como ĺımites de rampa
y tiempos mı́nimos de parada y funcionamiento de las centrales.

9.2.1. Función Objetivo

El beneficio total de una compañ́ıa de generación para un horizonte de programación
de 24 horas, dado el precio de la enerǵıa y de la banda de reserva, λh y µh, respectivamente;
se ha descrito en la sección 6.3, donde la función objetivo viene dada por:

máx
Pj,h

H∑

h=1

J∑

j=1

{
λhPj,h + µh

[
PM

j − Pj,h]− Cpj(Pj,h)− Carj aj,h − Cpa sj,h

}
(9.1)

donde H es el conjunto de horas del horizonte de programación, J es el conjunto de central
eléctrica, Pj,h es la potencia media colocada por la central j en el mercado en la hora h,
PM

j es la potencia máxima de la central j, λh es el precio de mercado de la enerǵıa en la
hora h, µh es el precio de la banda secundaria en la hora h, Cpj(Pj,h) es la función de coste
variable de producción de la central j, Carj y Cpaj son el coste de arranque y parada del
a central j, respectivamente. aj,h y sj,h son variables binarias que representan el estado de
arranque y parada de la central j en la hora h, respectivamente.

9.2.2. Restricciones

La maximización de la función objetivo está sujeta a las siguiente restricciones [3]:
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La potencia media en cada hora está limitada por su potencia máxima y mı́nima,
descrita por las siguientes ecuaciones para el tiempo mı́nimo de parada:

P 0
j xj,h 6 Pj,h 6 PM

j xj,h ∀j ∈ J,∀h ∈ H (9.2)

Tiempos de parada y funcionamiento, descritos en la sección 4.3.1 mediante las
siguientes ecuaciones:

fj∑

h=1

xj,h = 0 ∀jεJ (9.3)

donde fj = mı́n{H, (DTj − Sj,0)(1−Xj,0)} y representa el número de horas que la
central j debe estar desconectada al inicio del horizonte de planificación debido a
que inicialmente lleva desacoplada menos horas que el tiempo mı́nimo de parada. H

es el número de horas del horizonte de programación, DTj es el tiempo mı́nimo de
parada de la central j, Sj,0 es el número de horas que la central j lleva desacoplada
en la hora 0. Xj,0 es el número de horas que la central j ha estado conectada (+)
o desconectada (−) al inicio del horizonte de planificación y xj,h es una variable
binaria e igual a 1 si la central j está conectada en la hora h.

h+DTj−1∑

m=h

[1− xj,m] > DT jsj,h h = fj + 1 . . .H −DTj + 1, ∀jεJ (9.4)

donde sj,h es una variable binaria e igual a 1 si la central j se desconecta al inicio
de la hora h.

H∑

m=h

[1− xj,m − sj,h] > 0 h = T −DTj + 2 . . . H, ∀jεJ (9.5)

El tiempo mı́nimo de funcionamiento se modela por medio de las siguientes ecua-
ciones:

kj∑

h=1

[1− xj,h] = 0 ∀jεJ (9.6)

donde kj = mı́n{H, (UTj−U0
j )Xj,0)} y representa el número de horas que la central j

debe estar conectada al inicio del horizonte de planificación debido a que inicialmente
llevaba menos horas que el tiempo mı́nimo de funcionamiento. UTj es el tiempo
mı́nimo de funcionamiento de la central j. Uj,0 es el número de horas que la central
j ha estado encendida al inicio del horizonte de programación. xj,h es una variable
binaria e igual a 1 si la central j está conectada en la hora h.
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h+UTj−1∑

m=h

xj,m > UT jaj,h h = kj + 1 . . . H − UTj + 1, ∀jεJ (9.7)

donde UTj es el tiempo mı́nimo de funcionamiento de la central j. aj,h es una variable
binaria e igual a 1 si la central j arranca al inicio de la hora h.

H∑

m=h

[xj,m − aj,h] > 0 h = T − UTj + 2 . . .H,∀jεJ (9.8)

Rampas máxima de subida y bajada descritas por las ecuaciones:

−RBj 6 Pj,h − Pj,h−1 6 RSj ∀jεJ, h = 2 . . . H (9.9)

Las relaciones lógicas entre los estados de arranque, parada y acoplamiento.

xj,h − xj,h−1 = aj,h − sj,h ∀j ∈ J, h = 2 . . . H (9.10)
aj,h + sj,h 6 1 ∀j ∈ J,∀h ∈ H (9.11)

El modelo anterior ha sido implementado bajo el paquete comercial GAMSr y resuelto
por medio del modulo de optimización Cplex 7.0.

9.3. Casos de Estudio

El modelo de optimización descrito en las secciones anteriores se usa junto con los
precios estimados por la red neuronal artificial para evaluar los beneficios de dos diferentes
compañ́ıas de generación, cuyos parámetros se muestran en la tabla 9.3. Los costes de
combustibles han sido escalados de forma tal que el coste incrementar de los generadores
sea igual al precio medio del mercado y a la mitad de estos precios, respectivamente. Los
costes de arranques son una función del tiempo que las centrales han estado desconectadas,
con constantes de tiempo igual a 2 y 12 horas, respectivamente. Finalmente, no se han
impuesto constantes de tiempo para el tiempo mı́nimo de funcionamiento de las centrales
y las rampas de arranque y parada han sido igualadas a las rampas normales de los ĺımites
de generación, aśı al arrancar la central su incremento de generación debe ser igual o menor
al ĺımite de la rampa de subida.

Los resultados presentados a continuación se refieren a los precios obtenidos para el
mes de marzo, considerando a éste como un mes representativo.
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Tabla 9.3. Principales Parámetros Técnicos y Económicos de las Centrales.
Parámetros Económicos Parámetros Técnicos

Central C(p) Carr P 0
j PM

j RSj RBj

[e/h] [e] [MW] [MW] [MW/h] [MW/h]

Gas 594,58 + 29Ph 6541,7(1− e−
Sh
2 ) 100 350 350 350

Carbón 359,5 + 14,5Ph 12588,6(1− e−
Sh
12 ) 100 350 50 50

9.3.1. Caso A: Central de Carbón

La caracteŕıstica principal de este tipo de central, es su necesidad de disponer de más
horas para un arranque completo y, además, sus costes fijos son más elevados. Sin embargo,
sus costes variables son alrededor de la mitad del coste medio del precio de la enerǵıa en
el mercado diario. Antes de los procesos de liberalización de los mercados eléctricos, este
tipo de centrales trabajaba usualmente a su plena capacidad de generación.
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Figura 9.3. Beneficio diario total de central de carbón.

La figura 9.3 compara el beneficio diario total obtenido al utilizar los precios estimados
con el beneficio que se obtendŕıa si los precios reales se conocieran por adelantado. La
diferencia media en todo el mes es de 7.7%; la mayor desviación toma lugar el 12 de
marzo (d́ıa número 8), dicho d́ıa ha sido excluido del análisis por tratarse de un d́ıa no
laborable. Como se muestra en la figura C.5, éste es también el d́ıa que origina el mayor
error en la predicción de precios. Nótese que el beneficio obtenido con la información
perfecta es siempre mayor o igual al beneficio alcanzado con la predicción de precios.

La figura 9.4 representa el beneficio horario basado en la predicción de precios y el pro-
grama de generación para el d́ıa 1 de marzo. Nótese que la central se encuentra generando
en todo el peŕıodo de programación. Exceptuando las horas valle, la central maximiza sus
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Figura 9.4. Beneficio horarios y programación de la energía para la central de carbón.

beneficios a su potencia nominal. Otra excepción ocurre en la hora 7, cuando los ingresos
por concepto de la banda de reserva son tan altos que es más benéfico para la central
reducir sus niveles de generación.
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Figura 9.5. Beneficios horarios y programación de la energía para la central de carbón sin
considerar los ingresos por la potencia de reserva.

Para evaluar la influencia de los ingresos que recibe la central, por la venta de potencia
de reserva en la estrategia de la oferta óptima, se repite el experimento ignorando este
término en la función objetivo. Como se muestra en la figura 9.5, los beneficios disminuyen
en algunas de las horas valle y en la hora número 19, a pesar del aumento en la enerǵıa
generada. Sin embargo, esta componente no tiene una influencia significativa sobre los
beneficios en este tipo de centrales; la reducción del beneficio total mostrado en la figura
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9.5 es sólo del 2 %.

9.3.2. Caso B: Central de Gas

Este tipo de central tiene como caracteŕısticas principales una rápida respuesta y altos
costes de producción; por lo tanto la estrategia óptima de oferta es completamente diferente
de la mostrada en el caso de la central de carbón.
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Figura 9.6. Beneficio diario total de la central de Gas.

La figura 9.6 muestra que los beneficios alcanzados con los precios estimados es muy
similar a aquéllos obtenidos si los precios reales estuvieran disponibles el d́ıa previo, ex-
ceptuando los d́ıas número 8, 13, 14 y 15. Como se explica en el caso de la central de
carbón, los altos errores en la predicción de los precios de la enerǵıa son causados por la
desviación que se observa el d́ıa 12 de marzo (d́ıa número 8). Sin embargo, la diferencia que
se observa en los beneficios durante los d́ıas número 13, 14 y 15 puede ser completamente
atribuible a la alta incertidumbre que toma lugar en los precios de la banda de reserva
durante esos d́ıas. Esta conclusión se confirma por medio de los ingresos netos ya que éstos
son prácticamente iguales a los obtenidos con los precios reales de la banda de reserva
(tercera serie de la figura 9.6).

Como en el caso de la central de carbón, el esquema de generación y el beneficio
alcanzado con los precios estimados para el d́ıa 1 de marzo se muestran en la figura 9.7
y 9.8, considerando los ingresos por la venta de la banda de reserva y sin la inclusión
de este termino, respectivamente. En forma distinta al caso de la central de carbón, es
muy importante la diferencia entre los beneficios de ambas situaciones. Cuando la función
objetivo toma en cuenta los ingresos por la banda de reserva (figura 9.7), la central genera,
la mayoŕıa de las horas, a su mı́nima potencia. Solamente en las horas pico los precios de
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la enerǵıa justifican generar a potencia máxima. Nótese que el ingreso neto es negativo
para las horas 3 a 6, a pesar de lo cual, la central se mantiene conectada generando a su
potencia mı́nima, ya que es más rentable obtener ingresos negativos que incurrir en los
costes de parada y arranque de la central. El beneficio total en esta situación es de 40300
e.
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Figura 9.7. Beneficio horario y programa de generación para la central de Gas.
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Figura 9.8. Beneficio horario y programa de generación para la central de gas sin
considerar los ingresos por la venta de la banda de reserva.

Cuando en el modelo de optimización se ignoran los ingresos por la venta de la banda
de reserva, la central arranca nuevamente a la hora 9 y el beneficio total se reduce a 10000
e, tal como se observa en la figura 9.8 donde el comportamiento de la curva de beneficio
sufre un cambio brusco debido al coste de arranque de la central. Todo esto sugiere que
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cerca del 75% del beneficio neto de esta central provienen de la venta de la banda de
reserva. Por consiguiente, en estos casos, la incertidumbre en los precios de la banda de
reserva tiene una significativa influencia sobre los beneficios totales de la central.

9.4. Conclusiones

Este trabajo evalúa la influencia de la precisión en la estimación de los precios en la
estrategia óptima de oferta de una empresa de generación que participa en un mercado
eléctrico de competencia perfecta.

Los precios han sido estimados por medio una red neuronal artificial, desarrollada
como red multicapa para predecir los 24 precios de la enerǵıa en el mercado diario, y del
precio de la banda de potencia en el mercado de reserva; los datos de entrada han sido
tomados del mercado diario y mercado de reserva secundaria español. Para el mercado de
enerǵıa, el rango del valor medio del error de los precios horarios, vaŕıa entre 12 % (verano)
a 15 % (primavera). Los errores de predicción en el caso de la banda de enerǵıa son muy
altos, como era de esperarse, debido principalmente a la volatilidad de estos precios y a la
dependencia de los mismo a razones independientes del proceso de casación.

El perfil de precios estimados ha sido utilizado para calcular la oferta óptima de dos
centrales de generación, una central a gas y otra que utiliza carbón como combustible. Al
comparar la influencia de los errores en las estrategias de ambas centrales, se concluye que
la incertidumbre en los precios tiene una influencia más significa para la central que utiliza
el gas como combustible.
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Conclusiones

Los procesos de liberalización de la industria eléctrica a nivel mundial, han originado
un auge en la investigación cient́ıfica relacionada con el comportamiento de estos mercados
y de los agentes que participan en ellos. En estos estudios se agrupan o entremezclan dos
campos, de forma muy particular, como son la ingenieŕıa y la economı́a. La competencia
que se intenta provocar entre los participantes del mercado requiere que las compañ́ıas de
generación observen con más cuidado el comportamiento de sus rivales que el comporta-
miento de sus clientes, que en resumen representan la demanda que deben satisfacer. Este
cambio en el concepto ha originado como consecuencia que las empresas de generación
se preocupen más por el evolución de los precios y la producción de las compañ́ıas que
participan en el mercado que del comportamiento de la demanda, como en otrora.

El objetivo principal de las compañ́ıas de generación, al igual que toda empresa privada,
es la de maximizar sus beneficios económicos. Las compañ́ıas de generación producen
un bien único y de dif́ıcil almacenamiento, en consecuencia la forma de maximizar sus
beneficios se limita a participar en los distintos mercados que se organizan en los mercados
eléctricos competitivos. Como se trata de un mercado que intenta fomentar la competencia
entre sus participantes, es necesario organizar un mecanismo que establezca el precio del
bien a comprar o vender. Un organismo independiente es el encargado de este fin, donde
el modelo a utilizar depende en gran medida de las caracteŕısticas del sistema eléctrico,
tales como tipo de generación, porcentajes entre generación térmica e hidráulica, zonas
geográficas, etc.

El trabajo que se ha desarrollado en esta tesis abarca estos dos problemas fundamenta-
les en los mercados eléctricos competitivos. Para lo cual, se han desarrollado un conjunto
de modelos matemáticos que intentan simular el comportamiento de las centrales de ge-
neración, tanto termoeléctricas como hidroeléctricas, los mecanismo de subasta de enerǵıa
en un mercado diario de enerǵıa, con ofertas de venta de tipo compleja, el comportamiento
de una compañ́ıas ĺıder de mercado conociendo su demanda residual y el comportamiento
de una compañ́ıa tomadora de precios.

199
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10.1. Conclusiones Generales

A continuación se presentan las principales conclusiones a las cuales se han llegado a
lo largo de los trabajos realizados en esta tesis, las cuales se pueden resumir como:

Mecanismo de Subasta de Enerǵıa

El modelo de mecanismo de subasta de enerǵıa presentado en esta tesis, propone un
nuevo esquema donde se incorporan al algoritmo de subasta las restricciones propias de las
centrales hidroeléctricas, en consecuencia las compañ́ıas de generación deben realizar ofer-
tas de tipo complejas. El problema se ha presentado como un problema de programación
lineal, donde se intenta maximizar el beneficio neto de los productores y consumidores que
participan en un mercado diario de enerǵıa. El equilibrio de mercado se logra cuando la
oferta de los generadores alcanza la curva de oferta de los consumidores.

La particularidad del esquema de subasta presentado se debe a que las restricciones
técnicas de los grupos hidráulicos son administradas por el operador del mercado, esta-
bleciendo la cantidad de enerǵıa casada por las centrales hidroeléctricas al maximizar sus
recursos hidráulicos. Esto trae como principal ventaja que el programa de generación de
las centrales hidroeléctricas se ajuste a sus correspondientes volúmenes de agua almacena-
da (enerǵıa hidráulica) optimizando aśı sus recursos hidráulicos; en consecuencia, evita el
problema a las centrales hidroeléctricas de tener que ajustar sus programas de generación
para cumplir con las enerǵıas asignadas y sus propias restricciones técnicas, acudiendo
a mercados de ajustes para comprar o vender la enerǵıa o potencia que no pueda cum-
plir, reduciendo de forma significativa sus beneficios económicos e incrementado el riesgo
asociado al participar en los mercados eléctricos competitivos.

La incorporación de centrales hidroeléctricas en cascada, adiciona complejidad al mo-
delo de subasta. El problema de coordinación entre centrales de una misma firma no
representa mayores complicaciones. Sin embargo, la coordinación entre centrales de dife-
rentes compañ́ıas que comparten un mismo afluente puede ser muy complejo en el contexto
de los mercados eléctricos competitivos. La decisión de generación, en consecuencia sobre
la oferta de venta de las centrales aguas abajo, depende de la decisión unilateral de la cen-
tral aguas arriba. Si la compañ́ıa rival tiene la capacidad de utilizar estratégicamente su
generación para poder ejercer su poder de mercado, puede reducir en forma significativa la
capacidad de generación de la central ubicada aguas abajo. El modelo de subasta propues-
to en este trabajo permite obtener precios de mercados más cercanos a los de mercado de
libre competencia, ajustados a las condiciones reales del mercado. Debido principalmente
a que las centrales hidroeléctricas no pueden utilizar en forma estratégica sus recursos
hidráulicos.

El modelo propuesto en esta tesis también puede ser utilizado por una compañ́ıa de



Caṕıtulo 10. Conclusiones 201

generación como herramienta para elaborar sus ofertas de venta de enerǵıa, debido a que
permite observar y analizar sus propias restricciones técnicas bajo diversas situaciones del
mercado, para lo cual es necesario estimar o predecir las ofertas de venta de las compañ́ıas
rivales.

Comparando los casos de estudio se puede concluir también que cuantas más restric-
ciones se incluyan en el modelo de subasta, más alto es el precio de mercado de la enerǵıa,
como es de esperarse, debido a que bloques de enerǵıa de las ofertas más económicas no
pueden entrar en la subasta, como consecuencia de la activación de las restricciones técni-
cas de las centrales eléctricas. En el caso base se ha observado la influencia de las rampas
de subida y bajada de las centrales cuando éstas se modelan o no en el mecanismo de
subasta; en el caso de no incluirlas, al igual que el caso de las restricciones hidráulicas,
las centrales deberán acudir a mercados de ajustes para comprar o vender la enerǵıa que
no puedan cumplir, con lo que el precio final seguramente será mayor que en el caso de
subasta simple.

Oferta de Venta de Enerǵıa

En los mercados eléctricos competitivos coexisten dos tipos de compañ́ıas; compañ́ıas
seguidoras o tomadoras de precios y compañ́ıas ĺıderes o determinadora de precios. Como
se ha estudio a lo largo de esta tesis, ambos tipos de compañ́ıas tratan de maximizar sus
beneficios de maneras distintas. En esta tesis se ha presentado el modelo matemático de
una compañ́ıa ĺıder de mercado que trata de maximizar sus beneficios diarios al conocer
el comportamiento de su demanda residual.

La compañ́ıa modelada contempla generación de tipo termoeléctrica e hidroeléctrica,
con el objetivo de simular una compañ́ıa real de generación. El modelo matemático se ha
propuesto como un problema de optimización no lineal, debido a que la función objetivo
presenta un producto de dos variable positivas, el precio de mercado, λh, y la cantidad
de enerǵıa que la compañ́ıa debe colocar en el proceso de casación para maximizar sus
beneficios como resultado de ejercicio de su poder de mercado, Γh.

Tres casos de la demanda residual se ha estudiado; modelo lineal por tramos, modelo
polinomial y modelo escalón. En el caso de demanda residual lineal por tramos se ha
detectado una producción hidroeléctricas en las horas de menor demanda, cosa que no
ocurre cuando el modelo de la demanda se ajusta por medio de un polinomio de segundo
grado y de tipo escalón. La comparación entre los beneficios obtenidos para los diferentes
modelos de la demanda residual, arroja que el beneficios diario en el caso del modelo
escalón son los mayores con un porcentaje más elevado de la cuota de mercado pero con
precios de la enerǵıa más bajos.

La compañ́ıa ĺıder de mercado puede maximizar su beneficio neto ejerciendo su poder
de mercado de forma tal que pueda manipular los precios de la enerǵıa. En este trabajo
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se ha analizado el comportamiento de los precios de la enerǵıa en un mercado eléctrico de
tipo oligopolio, donde una compañ́ıa ĺıder fija sus niveles de producción con el objetivo
de manipular los precios, de forma tal que éstos maximicen su beneficio diario. El poder
de mercado de la compañ́ıa ĺıder se ha analizado por medio de la variación de los precios
entre dos modelos de mercado; un primer modelo de competencia perfecta y un segundo
modelo para el mercado de competencia imperfecta. Los resultados han permitido concluir
que la compañ́ıa ejerce su poder de mercado al retirar enerǵıa del mismo, esto tiene como
objetivo provocar la entrada de centrales con costes de producción más altos en el proceso
de subasta, las cuales pueden pertenecer a la propia compañ́ıa ĺıder o a las compañ́ıas
rivales. En conclusión, se trata de un juego de cantidades que sigue el modelo de Cournot,
donde cada compañ́ıa es consciente que la decisión que tome su rival sobre la cantidad
a producir impactará en el precio de la enerǵıa que ella enfrentará y en sus beneficios
económicos. En el juego planteado en esta tesis se asume que las compañ́ıas seguidoras no
reaccionarán a la estrategia de la compañ́ıa ĺıder, manteniendo constantes las cantidades
de enerǵıa en sus ofertas de venta.

También se ha demostrado que a pesar que la compañ́ıa reduce sus niveles de pro-
ducción, ésta consigue incrementar sus beneficios como consecuencia de un incremento
de los precios, como era de esperarse; lo cual se deduce al comparar los beneficios, entre
ambos esquemas de mercado, de la compañ́ıa ĺıder. Dicha compañ́ıa ejerce mayor poder
de mercado en las horas de menor demanda, debido principalmente a que en estas horas
la compañ́ıa cuenta con un mayor margen de enerǵıa disponible para retirar del mercado.

Un elemento importante en el modelo de la compañ́ıa ĺıder lo constituye su demanda
residual, debido principalmente a que ésta representa la influencia de la compañ́ıa sobre
los precios de mercado. En este trabajo se ha estudiado la influencia del modelo de la
demanda residual sobre la diferencia que existe entre el precio óptimo calculado y el precio
de mercado producto de la casación. Cuando la compañ́ıa ĺıder maximiza sus beneficios
busca en cada hora el punto de la curva de demanda residual que le permita incrementar
los precios de mercado hasta el punto que la diferencia entre sus ingresos y sus costes de
producción sea mı́nima. En este trabajo la curva de demanda residual de la compañ́ıa ĺıder
se ha modelado de tres formas distintas para analizar la diferencia entre el precio óptimo
y el precio de mercado resultante al usar un mismo tipo de curva.

La comparación de los dos primeros modelos, permite concluir que la aproximación
polinomial de las curvas de demanda residual produce mejores resultado que el modelo
lineal por tramos; con valores de los precios óptimos más cercanos a los precios de mercado.
Por otra parte, los resultados obtenidos han demostrado la influencia que tienen los ĺımites
de rampas en la estrategia de oferta de la compañ́ıa ĺıder, donde ésta debe tomar en
consideración las restricciones técnicas de los ĺımites de rampas de las compañ́ıas rivales
de generación para elaborar sus propias ofertas óptimas de generación, debido a que estas
rampas modifican los precios de mercado al limitar la generación de las centrales y en
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consecuencia la participación de éstas en el mercado. Además, al comparar la evolución
de los precios entre los tres casos de estudios es posible concluir que al utilizar el modelo
en escalón de la demanda residual se garantizan precios de mercado más cercanos a los
precios óptimos deseados para ejercer el poder de mercado de la compañ́ıa ĺıder.

En el caso de las compañ́ıas seguidoras, su información principal se refiere a los precios
de mercado; es crucial para este tipo de compañ́ıas conocer el comportamiento de estos
precios, para ello deben realizar estimaciones o predicciones de los precios del d́ıa siguiente
al momento de realizar sus ofertas de venta. En esta tesis se ha evaluado la influencia
de la precisión en la estimación de los precios sobre la estrategia óptima de oferta de una
compañ́ıa de generación de tipo tomadora de precios que participa en un mercado eléctrico
de competencia perfecta.

Los precios han sido estimados por medio una red neuronal artificial, desarrollada
como red multicapa para predecir los 24 precios de la enerǵıa en el mercado diario, y del
precio de la banda de potencia en el mercado de reserva; los datos de entrada han sido
tomados del mercado diario y mercado de reserva secundaria español. Para el mercado de
enerǵıa, el rango del valor medio del error de los precios horarios vaŕıa entre 12 % (verano)
a 15 % (primavera); los errores de predicción en el caso de la banda de enerǵıa son muy
altos, como era de esperarse, debido principalmente a la volatilidad de estos precios y a la
dependencia de los mismos de razones independientes del proceso de casación.

El perfil de precios estimados ha sido utilizado para calcular la oferta óptima de dos
centrales de generación, una central a gas y otra que utiliza carbón como combustible. Al
comparar la influencia de los errores en las estrategias de ambas centrales, se concluye que
la incertidumbre en los precios tiene una influencia más significativa para la central que
utiliza el gas como combustible, más rápida y de menor coste fijo.

Centrales de Bombeo

Las centrales de bombeo juegan un papel importante en los mercados eléctricos debido
al rol que juegan entre la enerǵıa y la potencia de reserva secundaria; en esta tesis se
ha presentado el comportamiento estratégico de una central de bombeo en un mercado
eléctrico mediante programación lineal mixta. Los resultados permiten concluir que la
central de bombeo genera en las horas de precios altos, mientras que se comporta como
carga en las horas de precios bajos. Los beneficios los obtiene al optimizar los ingresos que
obtiene como producto de la venta de enerǵıa y de la potencia de banda secundaria. Un
caso interesante es el análisis de estas centrales en mercados de tipo oligopolio; el problema
consiste en determinar el comportamiento estratégico de una compañ́ıa de generación que
posee un importante porcentaje de centrales de bombeo, de forma tal que pueda modificar
el comportamiento de la demanda, al generar o bombear en distintas horas del horizonte
de programación. Esto sugiere ĺıneas futuras de investigación donde se aborde el problema
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de las centrales de bombeo en mercados eléctricos de tipo oligopolio.

10.2. Aportaciones

A lo largo de la tesis se han presentado aportaciones importantes, entre las principales
se pueden enumerar:

Se presenta un es esquema de subasta multipeŕıodo donde las restricciones técnicas
de los grupos hidráulicos son administradas por un organismo independiente u ope-
rador del mercado, el cual establece el precio de la enerǵıa y la cantidad de enerǵıa
asignada a las centrales hidroeléctricas al maximizar el beneficio neto de los agentes
que participan en el mercado. El método de subasta propuesto evita el problema a
las centrales hidroeléctricas de tener que ajustar sus programas de generación para
cumplir con las enerǵıas asignadas y sus propias restricciones técnicas, acudiendo
a mercados de ajustes para comprar o vender la enerǵıa o potencia que no pueda
cumplir, reduciendo de forma significativa sus beneficios económicos e incrementado
el riesgo asociado al participar en los mercados eléctricos competitivos.

Los trabajos realizados muestran cómo una compañ́ıa ĺıder puede ajustar sus niveles
de producción en función de su demanda residual; esta demanda residual representa
su influencia sobre los precios de mercado. En los casos de estudio se ha demostrado
cómo la compañ́ıa ĺıder puede ejercer su poder de mercado si logra retirar una
cantidad de enerǵıa tal que puedan entrar en el proceso de subasta centrales con
costes de producción más altos, de forma tal que pueda incrementar el precio a los
niveles que minimice la diferencia entre sus ingresos y sus costes.

En esta tesis se hace uso de los avances que han experimentado los códigos en la pro-
gramación lineal en los últimos años, con lo cual es posible utilizar la aproximación
lineal por tramos para modelar con mayor exactitud las caracteŕısticas no lineales y
no convexas de las centrales hidroeléctricas.

10.3. Publicaciones

Durante el desarrollo de la presente tesis se ha producido una serie de publicaciones,
las cuales se relacionan a continuación:

Agust́ın R. Marulanda Guerra, José L. Mart́ınez Ramos y Antonio Gómez Ex-
pósito. Influence of Oligopolistic Residual Demand Models on Auction-Based Market
Clearing Prices. IEEE Transactions on Power Systems. En revisión.
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Agust́ın R. Marulanda Guerra y José L. Martinez Ramos. Computation of Com-
petitive Market Equilibrium in Hydrothermal Power Systems With Cascaded Reser-
voirs. 2003 IEEE Bologna Powertech Proceedings. 2003 IEEE Bologna Powertech.
Bologna, Italia. IEEE PES. 2003, pp. 1-10. ISBN: 0-7803-7968-3.

Agust́ın R. Marulanda Guerra, José L. Martinez Ramos y Alejandro Marano
Marcolini. Simulation of Imperfect Competition Among Generation Companies Ba-
sed on Quantities. Actas 8 Congresso Luso Espanhol de Engenharia Electrotécnica.
Congresso Luso Espanhol de Engenharia Electrotécnica (8). Num. 8 Vilamoura -
Portugal APDEE - Asociación Portuguesa para Promoción y Desarrollo de la En-
genharia Electrotécnica. 2003, pp. 1-10. ISBN: 972-8822-00-6.

Jose Luis Martinez Ramos, Antonio Gómez Expósito, Jesus Riquelme Santos, Alicia
Troncoso Lora y Agust́ın R. Marulanda Guerra. Influence of Ann-Based Mar-
ket Price Forecasting Uncertainty on Optimal Bidding. 14th Power Systems Compu-
tation Conference. Power Systems Computation Conference. Num. 14. Sevilla. Pscc.
2002, pp. 1-7. ISBN: 84-89673-25-X.

10.4. Ĺıneas de Investigación

En este trabajo se ha estudiado el comportamiento de una compañ́ıa ĺıder cuando
ésta conoce el comportamiento de sus rivales y asume que ellas no reaccionarán ante
la estrategia que adopte, lo cual se engloba en el modelo de Cournot. En un merca-
do eléctrico competitivo, las compañ́ıas de generación tratan de reaccionar ante las
posibles estrategias de las empresas rivales, dicho comportamiento se asemeja más
al modelo de oligopolio de Stackelberg, donde el equilibrio del mercado se alcanza
cuando todos los participantes hayan ajustado sus cantidades basándose en la de-
cisión más reciente de sus rivales, los cuales a su vez han ajustado sus respectivas
cantidades. Esto sugiere una futura ĺınea de investigación, donde la oferta de cada
compañ́ıa de generación se actualice ante cada nueva estrategia adoptada por las
otras compañ́ıas que concurren en el mercado, hasta llegar a un punto de equilibrio,
siguiendo el modelo de Stackelberg.

La demanda residual de una compañ́ıa de generación es una información dif́ıcil de
conocer de antemano, para ello es necesario disponer de la información histórica
de las ofertas de venta y las ofertas de compra. En el mercado español es posible
disponer de esta información por medio de la curva agregada de ofertas y curva
agregada de compra, que es pública 24 horas después de la subasta. Una futura ĺınea
de investigación es desarrollar modelos matemáticos y estad́ısticos que permitan
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predecir la demanda residual de una compañ́ıa de generación con un margen de
error aceptable.

Los precios en los mercados eléctricos que utilizan mecanismos de subasta, basan
su algoritmo en la intersección de las ofertas de venta emitidas por las compañ́ıas
de generación y las ofertas de compra formuladas por los consumidores o agentes
comercializadores. Un interesante campo de investigación es el análisis de cómo
una compañ́ıa comercializadora con un alto porcentaje de cuota de mercado, puede
realizar ofertas estratégicas con el fin de maximizar sus beneficios. El problema se
plantea bajo un mercado de tipo oligopolio.

Estudiar el comportamiento estratégico de una compañ́ıa de generación con una alto
porcentaje de centrales de bombeo de forma que pueda manipular el comportamiento
de la demanda y de los precios. El problema consiste en determinar el comportamien-
to estratégico de una compañ́ıa de generación que posea un importante porcentaje
de centrales de bombeo, de forma tal que pueda modificar el comportamiento de la
demanda, al generar o bombear en distintas horas del horizonte de programación.
Esto sugiere una interesante ĺınea futura de investigación donde se aborde el pro-
blema de las centrales de bombeo en mercados eléctricos de tipo oligopolio donde la
demanda tenga un comportamiento dinámico.
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E. Losada, “Strategic Bidding under Uncertainty Using Genetic Algorithms,” en
6th International Conference on Probabilistic Methods Applied to Power Systems,
Funchal-Portugal, September 2000.

[75] G. P. McCormick, Nonlinear programming: theory, algorithms, and applications.
New York: John Wiley and Sons, 1983.

[76] C. Mensah-Bonsu y S. Oren, “California Electricity Market Crisis: Causes, Remedies
and Prevention,” California Idependent System Operator, Tech. Rep., May 2002,
[Online] Disponible en: http://www.caiso.com/aboutus/articles/.
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Apéndice A

Parametros Casos Estudio

Mecanismo Casación

La tabla A.1 muestra la cantidad de enerǵıa ofertadas por las centrales y sus respectivos
precios, donde el precio de cada bloque de enerǵıa se calcula como el coste incremental.
Es decir, la derivada de la función de coste de producción respecto a la potencia, esto es:
∂C(P )

∂P = 2aP + b.

Tabla A.1. Cantidad y Precio de las Ofertas de Venta de las Centrales Eléctricas.
Cantidad [MW] Precio [e/MWh]

central B1 B2 B3 B4 B1 B2 B3 B4
j1 443 540 0.00 0.00 19.51 19.51 0.00 0.00
j2 455 570 0.00 0.00 21.00 21.00 0.00 0.00
j3 32 50 56 0.00 21.36 21.73 22.14 0.00
j4 108 80 80 83 27.07 28.26 29.44 30.67
j5 72 50 50 53 31.03 31.89 32.75 33.66
j6 9 21 22 22 19.51 19.95 20.40 20.85
j7 20 90 90 90 30.11 33.51 36.91 40.32
j8 48 81 80 80 25.29 25.48 25.67 25.87
j9 48 31 31 30 29.80 29.88 29.95 30.02
j10 35 37 37 36 15.51 16.09 16.67 17.23
j11 7 64 63 63 10.76 11.35 11.93 12.51
j12 10 67 67 66 21.92 22.14 22.35 22.56
j13 8 52 52 51 38.12 39.61 41.09 42.55
j14 15 23 27 35 14.96 14.96 14.96 14.96
j15 10 14 20 30 14.69 14.69 14.69 14.69
j16 15 23 27 35 13.26 13.26 13.26 13.26
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Tabla A.2. Programación de las centrales para el caso acoplamiento Hidráulico.
Hora J1 J2 J3 J4 J5 J6 J7 J8 J9 J10 J11 J12 J13 J14 J15 J16

1 983 1025 138 0 0 74 0 129 0 145 197 210 0 78 74 100
2 983 1025 138 0 0 74 0 0 0 145 197 110 0 0 41 80
3 983 1025 138 0 0 74 0 0 0 145 197 77 0 0 41 22
4 983 1025 138 0 0 74 0 0 0 145 197 77 0 0 30 78
5 983 1025 138 0 0 74 0 0 0 145 197 144 0 0 56 75
6 983 1025 138 0 0 74 0 84 0 145 197 210 0 0 42 74
7 983 1025 138 0 0 74 0 262 0 145 197 210 0 80 74 100
8 983 1025 138 108 0 74 0 220 0 145 197 210 0 72 60 100
9 983 1025 138 212 0 74 0 289 0 145 197 210 0 80 60 100
10 983 1025 138 323 75 74 45 289 96 145 197 210 0 100 74 100
11 983 1025 138 351 150 74 33 289 140 145 197 210 0 100 74 100
12 983 1025 138 351 118 74 20 289 140 145 197 210 0 100 74 100
13 983 1025 138 299 75 74 24 289 96 145 197 210 0 100 74 100
14 983 1025 138 188 0 74 0 238 0 145 197 210 0 19 60 100
15 983 1025 138 108 0 74 0 213 0 145 197 210 0 80 60 100
16 983 1025 138 0 0 74 0 209 0 145 197 210 0 15 60 96
17 983 1025 138 0 0 74 0 171 0 145 197 210 0 0 39 80
18 983 1025 138 0 0 74 0 196 0 145 197 210 0 0 60 80
19 983 1025 138 108 0 74 0 166 0 145 197 210 0 0 26 80
20 983 1025 138 177 0 74 0 239 0 145 197 210 0 29 60 100
21 983 1025 138 288 75 74 35 289 96 145 197 210 0 100 74 100
22 983 1025 138 351 150 74 110 289 140 145 197 210 13 100 74 100
23 983 1025 138 240 75 74 35 289 73 145 197 210 0 80 74 100
24 983 1025 138 129 0 74 0 264 0 145 197 210 0 0 22 100

Tabla A.3. Programación de las Centrales para el Caso sin Restricciones Hidráulicas.
Hora J1 J2 J3 J4 J5 J6 J7 J8 J9 J10 J11 J12 J13 J14 J15 J16

1 983 1025 138 0 0 74 0 107 0 145 197 210 0 100 74 100
2 983 937 73 0 0 74 0 0 0 145 197 110 0 100 74 100
3 983 988 32 0 0 74 0 0 0 145 197 10 0 100 74 100
4 983 1025 50 0 0 74 0 0 0 145 197 0 0 100 74 100
5 983 1025 82 0 0 74 0 0 0 145 197 58 0 100 74 100
6 983 1025 138 0 0 74 0 0 0 145 197 137 0 100 74 100
7 983 1025 138 108 0 74 0 134 0 145 197 210 0 100 74 100
8 983 1025 138 108 0 74 0 179 0 145 197 210 0 100 74 100
9 983 1025 138 188 0 74 0 279 0 145 197 210 0 100 74 100
10 983 1025 138 299 75 74 69 289 96 145 197 210 0 100 74 100
11 983 1025 138 351 150 74 33 289 140 145 197 210 0 100 74 100
12 983 1025 138 351 118 74 20 289 140 145 197 210 0 100 74 100
13 983 1025 138 299 75 74 24 289 96 145 197 210 0 100 74 100
14 983 1025 138 188 0 74 0 144 0 145 197 210 0 100 74 100
15 983 1025 138 108 0 74 0 179 0 145 197 210 0 100 74 100
16 983 1025 138 0 0 74 0 107 0 145 197 210 0 100 74 100
17 983 1025 138 0 0 74 0 48 0 145 197 179 0 100 74 100
18 983 1025 138 0 0 74 0 62 0 145 197 210 0 100 74 100
19 983 1025 138 108 0 74 0 0 0 145 197 209 0 100 74 100
20 983 1025 138 177 0 74 0 155 0 145 197 210 0 100 74 100
21 983 1025 138 288 75 74 35 289 96 145 197 210 0 100 74 100
22 983 1025 138 351 150 74 110 289 140 145 197 210 13 100 74 100
23 983 1025 138 240 75 74 35 289 53 145 197 210 0 100 74 100
24 983 1025 138 129 0 74 0 113 0 145 197 210 0 100 74 100
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Tabla A.4. Programación de las Centrales para el Caso Base.
Hora J1 J2 J3 J4 J5 J6 J7 J8 J9 J10 J11 J12 J13 J14 J15 J16

1 983 1025 138 0 0 74 0 107 0 145 197 210 0 100 74 100
2 983 1025 82 0 0 74 0 0 0 145 197 13 0 100 74 100
3 983 1025 0 0 0 74 0 0 0 145 197 10 0 100 74 100
4 983 1025 50 0 0 74 0 0 0 145 197 0 0 100 74 100
5 983 1025 82 0 0 74 0 0 0 145 197 58 0 100 74 100
6 983 1025 138 0 0 74 0 0 0 145 197 137 0 100 74 100
7 983 1025 138 0 0 74 0 242 0 145 197 210 0 100 74 100
8 983 1025 138 0 0 74 0 287 0 145 197 210 0 100 74 100
9 983 1025 138 178 0 74 0 289 0 145 197 210 0 100 74 100
10 983 1025 138 307 72 74 20 289 140 145 197 210 0 100 74 100
11 983 1025 138 351 163 74 20 289 140 145 197 210 0 100 74 100
12 983 1025 138 351 118 74 20 289 140 145 197 210 0 100 74 100
13 983 1025 138 334 0 74 20 289 140 145 197 210 0 100 74 100
14 983 1025 138 108 0 74 0 224 0 145 197 210 0 100 74 100
15 983 1025 138 0 0 74 0 287 0 145 197 210 0 100 74 100
16 983 1025 138 0 0 74 0 107 0 145 197 210 0 100 74 100
17 983 1025 138 0 0 74 0 48 0 145 197 179 0 100 74 100
18 983 1025 138 0 0 74 0 62 0 145 197 210 0 100 74 100
19 983 1025 138 0 0 74 0 107 0 145 197 210 0 100 74 100
20 983 1025 138 108 0 74 0 224 0 145 197 210 0 100 74 100
21 983 1025 138 334 0 74 20 289 140 145 197 210 0 100 74 100
22 983 1025 138 351 172 74 101 289 140 145 197 210 0 100 74 100
23 983 1025 138 268 0 74 0 289 135 145 197 210 0 100 74 100
24 983 1025 138 0 0 74 0 242 0 145 197 210 0 100 74 100





Apéndice B

Caracteŕısticas de las Centrales de

Generación

B.1. Parámetros de las Centrales de Generación

B.1.1. Compañ́ıa ĺıder

Las potencias máximas y mı́nimas de las centrales eléctricas que pertenecen a la com-
pañ́ıa ĺıder se muestran en la tabla B.1, aśı como las rampas máximas de subida y bajada.

Tabla B.1. Parámetros Técnicos de las Centrales de la Compañía Líder.
Central j1 j2 j3 j4 j5 j6 j7 j8 j9 j10

P 0
j [MW] 7 55 45 35 32 35 48 75 0 0

P M
j [MW] 197 155 390 280 138 145 289 351 100 74

RSj [MW/h] 45 60 77 50 65 50 78 111 100 74
RBj [MW/h] 45 60 77 50 65 50 78 111 100 74

La tabla B.2 los parámetros económicos de las centrales de la compañ́ıa ĺıder, tales cómo
los costes variables de producción expresados por medio de: Cvj(Pj) = ajP

2
j + bjPj + cj ,

coste fijo, coste de arranque y coste de parada.

Tabla B.2. Parámetros Económicos de las Centrales de la Compañía Líder.
Central a [e/MW 2] b [e/MW2] C [e] Cf [e] carr[e] Cpa[e]

1 0.0046 10.694 142.74 217.82 715 215
2 0.0008 12.15 354.01 1024.61 654 164
3 0.0052 13.50 1004.5 1622.59 1900 597
4 0.0078 14.97 478.94 1012.33 850 665
5 0.0045 15.32 240.08 735.02 289 278
6 0.0078 24.96 478.86 1362.08 210 198
7 0.0012 25.17 366.26 1577.26 810 457
8 0.0074 11.87 588.31 1520.49 1650 421
9 0.00 0.00 0.00 0.00 250 174
10 00.00 0.00 0.00 0.00 174 155

Las centrales j9 y j10 son de tipo hidroeléctrico y se asumen acopladas hidráulica-
mente, compartiendo un mismo afluente. La central ubicada aguas abajo, no cuenta con
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ninguna contribución adicional al agua descargada por la central aguas arriba, tal como se
muestra en la figura 6.11. El volumen máximo y mı́nimo, volumen inicial y final y valor del
agua se muestran en la tabla B.3. El volumen de los embalses al inicio y final del horizonte
de programación se hacen coincidir, para afrontar el mercado diario con una capacidad
similar de generación.

Tabla B.3. Características Hidráulicas de las Centrales Hidroeléctricas.
Central vM

jh[Hm3] vm
jh[Hm3] v0

jh[Hm3] vf
jh[Hm3] WvM

jh[e/Hm3]

9 3.50 2.98 3.01 3.01 22731.34
10 2.00 1.00 1.07 1.07 27631.64

Tabla B.4. Aproximación Lineal por Tramos de la Característica de Generación.
Central q0

jh[m3/s] q1
jh[m3/s] q1

jh[m3/s] mq1
jh[MW/(m3/s)] mq1

jh[MW/(m3/s)]

9 0.00 15.00 20.47 5.33 3.65
10 0.00 8.66 11.56 6.77 5.19

Las caracteŕısticas no lineales de estas centrales han sido modeladas haciendo uso de
la aproximación lineal por tramos (ver sección 4.1.1). La tabla B.4 muestra los ĺımites y
las pendientes de los tramos usados para representar la caracteŕıstica de generación de
las centrales hidroeléctricas usando una aproximación de dos tramos. La caracteŕıstica de
desembalse ha sido modelada por una aproximación lineal de tres tramos, la tabla B.5
muestra los ĺımites y las pendientes de los tramos utilizados en el modelo.

Tabla B.5. Aproximación Lineal por Tramos de la Característica de Desembalse.
Central v1

jh v2
jh v3

jh ms1
jh ms2

jh ms3
jh

[Hm3] [Hm3] [Hm3] [(m3/s)/Hm3] [(m3/s)/Hm3] [(m3/s)/Hm3]

9 3.18 3.25 3.50 0.00 14.71 18.00
10 1.085 1.50 2.50 0.00 4.82 5.00

Los costes variables de producción de las centrales han sido modelados utilizando la
aproximación lineal por tramos. La figura 4.15 esboza el modelo lineal por tramos para el
coste variable de producción de las centrales termoeléctricas. La tabla B.6 muestra el valor
de los ĺımites para los tramos utilizados en el modelo, mientras que la tabla B.7 presenta
los valores de la pendiente de los tramos del coste variable de producción.
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Tabla B.6. Límites de los tramos del coste variable de producción de las centrales
termoeléctricas en MW.

J1 j2 j3 j4 j5 j6 j7 j8

P 0
j 7 55 45 35 32 35 48 75

Pl1j 71 89 160 117 68 72 129 167

Pl2j 134 122 275 199 103 109 209 259

P 3
j 197 155 390 280 138 145 289 351

Tabla B.7. Pendiente de las curvas de coste de producción de las centrales en e/MW.
J1 j2 j3 j4 j5 j6 j7 j8

mc1j 11.053 12.262 14.572 16.155 15.773 25.796 25.384 13.665

mc2j 11.637 12.315 15.775 17.437 16.093 26.373 25.578 15.026

mc3j 12.217 12.366 16.978 18.712 16.408 26.942 25.770 16.388

B.1.2. Compañ́ıas Seguidoras

A continuación se presentan las caracteŕısticas técnicas y económicas de las compañ́ıas
seguidoras modeladas en este los casos de estudios desarrollados en este trabajo.

Tabla B.8. Parámetros de las Centrales de la Compañía Seguidora B.
Central P 0

j P M
j RSj RBj a b c

[MW] [MW] [MW/h] [MW/h] [e/MW2] [e/MW] [e]

B1 75 480 100 100 0.00057 13.587 1085.3
B2 9 74 50 50 0.00345 27.327 287.14
B3 20 290 75 75 0.00736 29.358 128.82
B4 48 144 96 96 0.0012 29.687 398.99
B5 72 225 72 72 0.0086 29.791 63.97
B6 48 140 96 96 0.00935 25.633 555.52

Tabla B.9. Parámetros de las Centrales de la Compañía Seguidora C.
Central P 0

j P M
j RSj RBj a b c

[MW] [MW] [MW/h] [MW/h] [e/MW2] [e/MW] [e]

C1 10 210 55 55 0.0016 21.889 215.36
C2 15 100 25 25 0.0173 23.567 156.32
C3 48 289 178 178 0.0062 26.482 813.58
C4 8 163 50 50 0.00358 35.235 18.82
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B.1.3. Ofertas de Venta

Las compañ́ıas de generación realizan ofertas de venta de enerǵıa en forma de bloques
por cada hora del horizonte de programación. A cada bloque le corresponde un precio
que se obtiene de su coste incremental. A continuación se presentan las ofertas para la
compañ́ıa ĺıder y las compañ́ıas seguidoras.

Tabla B.10. Cantidad y Precio de las Ofertas de Venta de la Compañía Líder.
Cantidad [MW] Precio [e/MWh]

central B1 B2 B3 B4 B1 B2 B3 B4

1 7 64 63 63 10.76 11.35 11.93 12.51
2 55 34 33 33 12.24 12.29 12.34 12.39
3 45 115 115 115 13.97 15.17 16.38 17.58
4 35 82 82 81 15.51 16.80 18.08 19.35
5 32 36 35 35 15.61 15.94 16.25 16.57
6 35 37 37 36 25.51 26.08 26.66 27.22
7 48 81 80 80 25.29 25.48 25.67 25.87
8 75 92 92 92 12.98 14.35 15.71 17.07
9 25 25 25 25 15.35 15.35 15.35 15.35
10 10 22 21 21 14.69 14.69 14.69 14.69

Tabla B.11. Cantidad y Precio de las Ofertas de Venta de la Compañía Seguidora B.
Cantidad [MW] Precio [e/MWh]

central B1 B2 B3 B4 B1 B2 B3 B4

B1 75 135 135 135 13.67 13.83 13.98 14.13
B2 9 22 22 21 27.39 27.54 27.69 27.84
B3 20 90 90 90 29.65 30.97 32.30 33.62
B4 48 32 32 32 29.80 29.88 29.96 30.03
B5 72 51 51 51 31.03 31.91 32.78 33.66
B6 48 31 31 30 26.53 27.11 27.69 28.25

Tabla B.12. Cantidad y Precio de las Ofertas de Venta de la Compañía Seguidora C.
Cantidad [MW] Precio [e/MWh]

central B1 B2 B3 B4 B1 B2 B3 B4

C1 10 67 67 66 21.92 22.14 22.35 22.56
C2 15 29 28 28 24.09 25.09 26.06 27.02
C3 48 81 80 80 27.08 28.08 29.07 30.07
C4 8 52 52 51 35.29 35.66 36.04 36.40
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B.1.4. Demanda residual de la compañ́ıa ĺıder

En los casos de estudios realizados en esta tesis se han contemplado tres modelos de
la demanda residual: Lineal por tramos, polinomial y en forma de escalón. A continuación
se muestran los valores para los tres modelos adoptados.

Tabla B.13. Demanda Residual de la Compañía Líder para la horas 1-8 en MWh.
Precio [e/MWh] hora 1 hora 2 hora 3 hora 4 hora 5 hora 6 hora 7 hora 8

36.40 296 103 79 222
36.04 347 154 42 130 273
35.66 399 206 94 12 17 182 325
35.29 451 258 146 64 49 69 234 377
33.66 459 266 154 72 57 77 242 385
32.75 512 319 207 125 110 130 295 438
32.30 562 369 257 175 160 180 345 488
31.89 652 459 347 265 250 270 435 578
31.03 702 509 397 315 300 320 485 628
30.97 774 581 469 387 372 392 557 700
30.38 864 671 559 477 462 482 647 790
30.07 954 761 649 567 552 572 737 880
30.02 1035 842 730 648 633 653 818 961
29.95 1065 872 760 678 663 683 848 991
29.88 1096 903 791 709 694 714 879 1022
29.80 1127 934 822 740 725 745 910 1053
29.65 1175 982 870 788 773 793 958 1101
29.06 1195 1002 890 808 793 813 978 1121
28.25 1275 1082 970 888 873 893 1058 1201
28.07 1306 1113 1001 919 904 924 1089 1232
27.84 1386 1193 1081 999 984 1004 1169 1312
27.69 1408 1215 1103 1021 1006 1026 1191 1334
27.67 1430 1237 1125 1043 1028 1048 1213 1356
27.53 1461 1268 1156 1074 1059 1079 1244 1387
27.39 1482 1289 1177 1095 1080 1100 1265 1408
27.09 1491 1298 1186 1104 1089 1109 1274 1417
27.08 1521 1328 1216 1134 1119 1139 1304 1447
27.03 1569 1376 1264 1182 1167 1187 1352 1495
26.53 1598 1405 1293 1211 1196 1216 1381 1524
26.02 1646 1453 1341 1259 1244 1264 1429 1572
25.73 1674 1481 1369 1287 1272 1292 1457 1600
25.05 1809 1616 1504 1422 1407 1427 1592 1735
24.22 1837 1644 1532 1450 1435 1455 1620 1763
24.09 1972 1779 1667 1585 1570 1590 1755 1898
22.71 1987 1794 1682 1600 1585 1605 1770 1913
22.56 2122 1929 1817 1735 1720 1740 1905 2048
22.35 1995 1883 1801 1786 1806 1971 2114
22.14 2062 1950 1868 1853 1873 2038 2181
21.92 2129 2017 1935 1920 1940 2105
21.20 2027 1945 1930 1950 2115
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Tabla B.14. Demanda Residual de la Compañía Líder para la horas 9-16 en MWh.
Precio [e/MWh] hora 9 hora 10 hora 11 hora 12 hora 13 hora 14 hora 15 hora 16

36.40 417 577 675 685 668 577 441 440
36.04 468 628 726 736 719 628 492 491
35.66 520 680 778 788 771 680 544 543
35.29 572 732 830 840 823 732 596 595
33.66 580 740 838 848 831 740 604 603
32.75 633 793 891 901 884 793 657 656
32.30 683 843 941 951 934 843 707 706
31.89 773 933 1031 1041 1024 933 797 796
31.03 823 983 1081 1091 1074 983 847 846
30.97 895 1055 1153 1163 1146 1055 919 918
30.38 985 1145 1243 1253 1236 1145 1009 1008
30.07 1075 1235 1333 1343 1326 1235 1099 1098
30.02 1156 1316 1414 1424 1407 1316 1180 1179
29.95 1186 1346 1444 1454 1437 1346 1210 1209
29.88 1217 1377 1475 1485 1468 1377 1241 1240
29.80 1248 1408 1506 1516 1499 1408 1272 1271
29.65 1296 1456 1554 1564 1547 1456 1320 1319
29.06 1316 1476 1574 1584 1567 1476 1340 1339
28.25 1396 1556 1654 1664 1647 1556 1420 1419
28.07 1427 1587 1685 1695 1678 1587 1451 1450
27.84 1507 1667 1765 1775 1758 1667 1531 1530
27.69 1529 1689 1787 1797 1780 1689 1553 1552
27.67 1551 1711 1809 1819 1802 1711 1575 1574
27.53 1582 1742 1840 1850 1833 1742 1606 1605
27.39 1603 1763 1861 1871 1854 1763 1627 1626
27.09 1612 1772 1870 1880 1863 1772 1636 1635
27.08 1642 1802 1900 1910 1893 1802 1666 1665
27.03 1690 1850 1948 1958 1941 1850 1714 1713
26.53 1719 1879 1977 1987 1970 1879 1743 1742
26.02 1767 1927 2025 2035 2018 1927 1791 1790
25.73 1795 1955 2053 2063 2046 1955 1819 1818
25.05 1930 2090 2188 2198 2181 2090 1954 1953
24.22 1958 2118 2118 1982 1981
24.09 2093 2117 2116
22.71 2108
22.56 2243
22.35
22.14
21.92
21.20
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Tabla B.15. Demanda Residual de la Compañía Líder para las horas 17-24 en MWh.
Precio [e/MWh] hora 17 hora 18 hora 19 hora 20 hora 21 hora 22 hora 23 hora 24

36.40 438 445 470 703 758 688 504 412
36.04 489 496 521 754 809 739 555 463
35.66 541 548 573 806 861 791 607 515
35.29 593 600 625 858 913 843 659 567
33.66 601 608 633 866 921 851 667 575
32.75 654 661 686 919 974 904 720 628
32.30 704 711 736 969 1024 954 770 678
31.89 794 801 826 1059 1114 1044 860 768
31.03 844 851 876 1109 1164 1094 910 818
30.97 916 923 948 1181 1236 1166 982 890
30.38 1006 1013 1038 1271 1326 1256 1072 980
30.07 1096 1103 1128 1361 1416 1346 1162 1070
30.02 1177 1184 1209 1442 1497 1427 1243 1151
29.95 1207 1214 1239 1472 1527 1457 1273 1181
29.88 1238 1245 1270 1503 1558 1488 1304 1212
29.80 1269 1276 1301 1534 1589 1519 1335 1243
29.65 1317 1324 1349 1582 1637 1567 1383 1291
29.06 1337 1344 1369 1602 1657 1587 1403 1311
28.25 1417 1424 1449 1682 1737 1667 1483 1391
28.07 1448 1455 1480 1713 1768 1698 1514 1422
27.84 1528 1535 1560 1793 1848 1778 1594 1502
27.69 1550 1557 1582 1815 1870 1800 1616 1524
27.67 1572 1579 1604 1837 1892 1822 1638 1546
27.53 1603 1610 1635 1868 1923 1853 1669 1577
27.39 1624 1631 1656 1889 1944 1874 1690 1598
27.09 1633 1640 1665 1898 1953 1883 1699 1607
27.08 1663 1670 1695 1928 1983 1913 1729 1637
27.03 1711 1718 1743 1976 2031 1961 1777 1685
26.53 1740 1747 1772 2005 2060 1990 1806 1714
26.02 1788 1795 1820 2053 2108 2038 1854 1762
25.73 1816 1823 1848 2081 2136 2066 1882 1790
25.05 1951 1958 1983 2216 2201 2017 1925
24.22 1979 1986 2011 2045 1953
24.09 2114 2121 2146 2180 2088
22.71 2103
22.56 2238
22.35
22.14
21.92
21.20
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Tabla B.16. Valor de la pendiente para la aproximación lineal por tramos de la demanda
residual [e/(MWh)2].

hora 1 hora 2 hora 3 hora 4 hora 5 hora 6 hora 7 hora 8

m1 -0.01682 -0.01682 -0.02121 -0.03343 -0.04169 -0.02066 -0.01682 -0.01682
m2 -0.01083 -0.01083 -0.01083 -0.01083 -0.00678 -0.00906 -0.01083 -0.01083
m3 -0.00302 -0.00302 -0.00302 -0.00292 -0.00330 -0.00302 -0.00302 -0.00302
m4 -0.00269 -0.00240 -0.00269 -0.01205 -0.01396 -0.00269 -0.00269 -0.00269
m5 -0.00842 -0.00679 -0.00735 -0.01205 -0.00416 -0.00735 -0.00735 -0.00735
m6 -0.00715 -0.00846 -0.00893 -0.00396 -0.00674 -0.00893 -0.00714 -0.00714
m7 -0.00743 -0.00966 -0.00533 -0.00756 -0.00804 -0.00533 -0.00864 -0.01319
m8 -0.00708 -0.00235 -0.00801 -0.00801 -0.00801 -0.00801 -0.00549 -0.00214
λ0

h 36.402 36.402 36.041 35.663 35.291 35.663 36.402 36.402
hora 9 hora 10 hora 11 hora 12 hora 13 hora 14 hora 15 hora 16

m1 -0.01682 -0.01682 -0.00716 -0.00716 -0.00716 -0.01682 -0.01682 -0.01682
m2 -0.01083 -0.01083 -0.01698 -0.01698 -0.01698 -0.01083 -0.01083 -0.01083
m3 -0.00382 -0.00382 -0.00382 -0.00382 -0.00382 -0.00382 -0.00382 -0.00382
m4 -0.00190 -0.00190 -0.00190 -0.00190 -0.00190 -0.00190 -0.00190 -0.00190
m5 -0.00842 -0.00842 -0.01204 -0.01204 -0.01204 -0.01204 -0.01204 -0.01204
m6 -0.00735 -0.00539 -0.00528 -0.00528 -0.00528 -0.00461 -0.00396 -0.00396
m7 -0.00552 -0.00879 -0.00689 -0.00689 -0.00689 -0.00879 -0.01233 -0.01233
m8 -0.01017 -0.00928 -0.00594 -0.00594 -0.00594 -0.00928 -0.00552 -0.00552
λ0

h 36.037 36.402 36.402 36.402 36.402 36.402 36.402 36.402
hora 17 hora 18 hora 19 hora 20 hora 21 hora 22 hora 23 hora 24

m1 -0.01691 -0.01682 -0.01682 -0.00716 -0.00716 -0.00716 -0.01682 -0.01682
m2 -0.00905 -0.01083 -0.01083 -0.04169 -0.04169 -0.01712 -0.01083 -0.01083
m3 -0.00382 -0.00382 -0.00382 -0.00607 -0.00678 -0.00379 -0.00382 -0.00382
m4 -0.00190 -0.00190 -0.00190 -0.00190 -0.00330 -0.00190 -0.00190 -0.00190
m5 -0.01396 -0.01205 -0.01205 -0.01205 -0.01396 -0.01396 -0.01205 -0.01205
m6 -0.00416 -0.00396 -0.00386 -0.00396 -0.00425 -0.00537 -0.00528 -0.00601
m7 -0.01233 -0.01233 -0.00863 -0.01303 -0.00409 -0.00689 -0.00743 -0.00945
m8 -0.00552 -0.00552 -0.00552 -0.00594 -0.01233 -0.00594 -0.00552 -0.00582
λ0

h 36.402 36.402 36.402 36.402 36.402 36.402 36.402 36.402
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Tabla B.17. Límite superior de los tramos para la aproximación lineal por tramos [MWh].
hora 1 hora 2 hora 3 hora 4 hora 5 hora 6 hora 7 hora 8

L1 296 103 42 12 49 17 79 222
L2 459 266 154 72 110 180 242 385
L3 702 509 397 315 372 320 485 628
L4 1035 842 730 788 773 653 818 961
L5 1175 934 870 919 873 793 958 1101
L6 1408 1268 1177 1182 1080 1100 1265 1408
L7 1491 1481 1532 1450 1570 1455 1592 1735
L8 1674 1794 1883 1801 1786 1806 1905 1913
L9 2122 2129 2027 1945 1930 1950 2115 2181

hora 9 hora 10 hora 11 hora 12 hora 13 hora 14 hora 15 hora 16

L1 417 577 675 685 668 577 441 440
L2 580 740 830 840 823 740 604 603
L3 823 983 1081 1091 1074 983 847 846
L4 1075 1235 1333 1343 1326 1235 1099 1098
L5 1296 1456 1554 1564 1547 1456 1320 1319
L6 1529 1689 1685 1695 1678 1587 1451 1450
L7 1795 1802 1870 1880 1863 1802 1714 1713
L8 2093 1955 2025 2035 2018 1955 1819 1818
L9 2243 2118 2188 2198 2181 2118 2117 2116

hora 17 hora 18 hora 19 hora 20 hora 21 hora 22 hora 23 hora 24

L1 438 445 470 703 758 688 504 412
L2 654 608 633 858 913 843 667 575
L3 844 851 876 919 974 1092 910 818
L4 1096 1103 1128 1361 1236 1346 1162 1070
L5 1317 1324 1349 1582 1637 1567 1383 1291
L6 1417 1455 1480 1713 1737 1667 1514 1422
L7 1711 1718 1656 1976 1870 1883 1699 1762
L8 1816 1823 1848 2053 2031 2038 1882 1953
L9 2114 2121 2146 2216 2136 2201 2180 2238

Tabla B.18. Modelo Polinomial para la Demanda Residual de la Compañía líder.
Hora β3 β2 β1 R2

1 4.457E-7 7.904E-3 37.72 0.968
2 4.456E-7 7.736E-3 36.21 0.975
3 1.990E-7 7.093e-3 35.09 0.976
4 -2.617E-8 6.517e-3 34.23 0.977
5 -3.186E-7 5.806e-3 33.76 0.980
6 -2.617E-8 6.517e-3 34.27 0.977
7 3.698E-7 7.590e-3 35.99 0.977
8 4.047E-7 7.763e-3 37.11 0.973
9 4.457E-7 8.012e-3 38.68 0.968
10 1.112E-6 9.797e-3 40.86 0.966
11 1.845E-6 1.191e-2 42.93 0.964
12 1.845E-6 1.195e-2 43.05 0.964
13 1.845E-6 1.189e-2 42.84 0.964
14 1.317e-6 1.030e-2 41.12 0.963
15 1.112E-6 9.495e-3 39.55 0.966
16 1.112E-6 9.493e-3 39.54 0.966
17 1.112E-6 9.488e-3 39.52 0.966
18 1.112E-6 9.504e-3 39.58 0.966
19 1.112e-6 9.559e-3 39.82 0.966
20 1.845e-6 1.202e-2 43.26 0.964
21 2.292e-6 1.343e-2 44.68 0.963
22 1.845e-6 1.196e-2 43.08 0.964
23 1.112E-6 9.635e-3 40.15 0.966
24 4.457E-7 8.008e-3 38.64 0.968
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B.1.5. Programa de Generación

A continuación se presentan los programas de generación de las centrales pertenecientes
a la compañ́ıa ĺıder que resultan al optimizar su función de beneficio diario para distintos
modelos de su respectiva demanda residual.

Tabla B.19. Programación de las Centrales de la compañía líder en el caso de la Demanda
Residual Lineal por Tramos en MWh.

Hora j1 j3 j4 j5 j6 j9 j10 j11 j14 j15

1 197 155 390 0 138 0 0 351 4 5
2 197 155 390 0 138 0 0 351 0 37
3 197 155 332 0 138 0 0 351 4 0
4 197 154 255 0 73 0 0 240 0 0
5 197 155 332 0 138 0 0 351 12 0
6 197 155 313 0 103 0 0 332 0 0
7 197 155 390 0 138 0 0 351 0 0
8 197 155 390 50 138 0 0 351 0 15
9 197 155 390 100 138 0 0 351 0 0
10 197 155 390 150 138 0 0 351 16 60
11 197 155 390 199 138 0 0 351 64 60
12 197 155 390 240 138 0 0 351 50 43
13 197 155 390 272 138 0 0 351 1 43
14 197 155 385 230 138 0 0 351 0 0
15 197 155 390 280 138 0 0 351 72 60
16 197 155 390 280 138 0 0 351 72 60
17 197 155 390 280 138 0 0 351 50 60
18 197 155 390 280 138 0 0 351 734 60
19 197 155 390 280 138 0 0 351 75 60
20 197 155 390 280 138 0 0 351 11 60
21 197 155 390 280 138 0 0 351 66 60
22 197 155 390 249 138 0 0 351 27 60
23 197 155 337 199 138 0 0 351 6 0
24 197 155 279 149 138 0 0 351 0 22
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Tabla B.20. Programación de las Centrales de la compañía líder en el caso de la Demanda
Residual Polinomial en MWh.

Hora j1 j3 j4 j5 j6 j9 j10 j11 j14 j15

1 197 155 390 0 138 0 0 351 51 60
2 197 155 390 0 138 0 0 351 1 22
3 197 155 390 0 138 0 0 351 0 0
4 197 155 390 0 138 0 0 351 0 0
5 197 155 390 0 138 0 0 351 0 0
6 197 155 390 0 138 0 0 351 0 0
7 197 155 390 0 138 0 0 351 0 22
8 197 155 390 50 138 0 0 351 2 22
9 197 155 390 100 138 0 0 351 22 43
10 197 155 390 150 138 0 0 351 65 60
11 197 155 390 200 138 0 0 351 75 60
12 197 155 390 250 138 0 0 351 69 60
13 197 155 390 280 138 0 0 351 36 60
14 197 155 390 273 138 0 0 351 0 43
15 197 155 390 231 138 0 0 351 0 22
16 197 155 390 229 138 0 0 351 0 24
17 197 155 390 252 138 0 0 351 0 0
18 197 155 390 203 138 0 0 351 50 1
19 197 155 390 202 138 0 0 351 50 43
20 197 155 390 252 138 0 0 351 50 60
21 197 155 390 280 138 0 0 351 75 60
22 197 155 390 280 138 0 0 351 50 60
23 197 155 390 230 138 0 0 351 6 43
24 197 155 390 199 138 0 0 351 0 0

Tabla B.21. Programación de las Centrales de la compañía líder en el caso de la Demanda
Residual de tipo Escalón en MWh.

Hora j1 j3 j4 j5 j6 j9 j10 j11 j14 j15

1 197 155 390 209 138 0 0 351 69 60
2 197 155 376 159 138 0 0 351 0 0
3 197 155 306 117 138 0 0 351 0 0
4 197 155 275 117 103 0 0 335 0 0
5 197 155 275 117 103 0 0 320 0 0
6 197 155 275 117 103 0 0 340 0 0
7 197 155 352 159 138 0 0 351 0 0
8 197 155 390 209 138 0 0 351 12 43
9 197 155 390 259 138 0 0 351 53 60
10 197 155 390 225 138 0 0 351 0 0
11 197 155 390 266 138 0 0 351 35 22
12 197 155 390 280 138 0 0 351 4 50
13 197 155 390 275 138 0 0 351 0 41
14 197 155 390 225 138 0 0 351 0 0
15 197 155 390 275 138 0 0 351 75 46
16 197 155 390 280 138 0 0 351 55 60
17 197 155 390 280 138 0 0 351 53 60
18 197 155 390 280 138 0 0 351 60 60
19 197 155 390 280 138 0 0 351 64 60
20 197 155 390 280 138 0 0 351 25 46
21 197 155 390 280 138 0 0 351 66 60
22 197 155 390 280 138 0 0 351 25 31
23 197 155 313 230 131 0 0 351 6 0
24 197 155 390 280 138 0 0 351 0 64
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B.2. Central de Bombeo en un Mercado Eléctrico

La caracteŕıstica de generación de la central de bombeo para el caso de estudio de
la sección 6.5.1 ha sido modelada haciendo uso de la aproximación lineal por tramos. La
tabla B.22 muestra las caracteŕısticas de generación de la central de bombeo modelada en
el caso de estudio presentado, mientras que la tabla B.23 muestra las caracteŕısticas en su
etapa de bombeo.

Tabla B.22. Parámetros de la Característica de Generación de la Central de Bombeo.
QminG

jb L1G
jb L2jb QmaxG

jb mG
jb,1 mG

jb,2 mG
jb,3

[m3/s] [m3/s] [m3/s] [m3/s] [MW/(m3/s)] [MW/(m3/s)] [MW/(m3/s)]

15 120 242 380 0.7143 0.6147 0.5435

Tabla B.23. Parámetros de la Característica de Bombeo de la Central de Bombeo.
QmaxB

jb QminB
jb mB

jb Eficiencia

[m3/s] [m3/s] [MW/(m3/s)]

249 180 1.3566 0.74

La tabla B.24 muestra la evolución de los precios de mercado de la enerǵıa y de la
potencia de la banda de reserva secundaria correspondientes al mercado eléctrico español
de fecha 22 de mayo de 2003.

Tabla B.24. Precios de la energía para el Caso de Estudio de la Central de Bombeo.
Hora Enerǵıa [e/MWh]

1-6 24.00 20.11 18.64 18.12 17.88 18.57
7-12 21.00 24.47 32.70 36.79 40.00 42.00
13-18 43.92 42.00 40.00 38.34 37.50 40.00
19-24 38.51 35.82 30.90 32.70 32.02 22.22

Tabla B.25. Precios de la Banda Secundaria para el Caso de Estudio de la Central de
Bombeo.

Hora Banda Secundaria [e/MW ]

1-6 15.18 10.44 8.23 7.00 7.00 12.02
7-12 12.00 12.02 12.00 11.94 6.01 3.00
13-18 3.00 3.00 6.02 6.50 13.00 14.13
19-24 10.00 3.00 3.00 3.00 12.02 12.02



Apéndice C

Predicción de Precios por Redes

Neuronales Artificiales

C.1. Comportamiento de los Precios

La metodoloǵıa utilizada se desarrollara en dos etapas: Primero se entrenan un par
de redes neuronales (Multi-layer Perceptrons) para predecir los precios de la enerǵıa en el
mercado diario y del mercado de enerǵıa de reserva, respectivamente, para las 24 horas del
horizonte diario de programación. El caso de estudio reportado en este caṕıtulo se basa
en los precios horarios de la enerǵıa y los precios de la banda secundaria para el mercado
eléctrico español tomados desde enero hasta agosto del año 2001 [26]. Se ha hecho una
discriminación entre los d́ıas laborables y aquellos correspondientes a los fines de semana,
debido al comportamiento de la demanda y los precios de estos últimos, por otro parte,
sólo han sido procesados y analizados en este trabajo los precios correspondientes a los
d́ıas laborables.
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Figura C.1. Precio medio del mercado de energía para el mes de marzo de 2001.
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Figura C.2. Precio medio de la banda secundaria para el mes de marzo de 2001.

Las figuras C.1 y C.2 muestran la media y la desviación estándar de los precios de la
enerǵıa y de la enerǵıa de reserva, respectivamente, para los d́ıas laborables del mes de
marzo de 2001. Durante las horas pico de la mañana y la tarde, la media de los precios de
mercado toman un valor mayor de 2 ce/kWh. Exceptuando las horas valle, la desviación
estándar de los precios excede el 20% de su valor medio, sobrepasando el 40 % en las horas
número 20 y 21. Note que la desviación estándar de los precios de la banda secundaria es,
en términos relativos, mucho más alta que la de los precios del mercado de enerǵıa, lo cual
indica que este factor es menos predecible.
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Figura C.3. Evolución de los precios para dos días del mes de marzo de 2001.

La figura C.3 representa los precios de la enerǵıa para dos d́ıas distintos seleccionados
del mes de marzo de 2001. La diferencia en los precios en las horas picos no puede ser
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explicada por un cambio en el comportamiento de la demanda, probablemente sean debidos
a los mecanismos de poder de mercado, ejercido por algunos de los participantes del
mercado, tal como se analiza en el caṕıtulo 7.

C.1.1. Estructura de la Red Neuronal

Una Red Neuronal Artificial está compuesta por un cierto número de perceptrones
organizados en capas. Cada perceptrón cuenta con diversas entradas una única salida,
cuyo valor es una función no lineal de las señales de entrada. Cada una de las entradas
del perceptrón se ve afectada por un factor de ponderación, el cual se determina durante
una fase de entrenamiento de la neurona [34] [93]. Usualmente, una red neuronal está
compuesta por tres capas (entrada, intermedia y salida), donde las salidas de una capa
alimenta la entrada de la próxima.

Los dos principales pasos involucrados en el uso de redes neuronales son:

Determinar su topoloǵıa, la cual básicamente consiste en determinar el número de
perceptrones en la capa intermedia.

Obtener el factor de ponderación para una función no lineal dada. En otras palabras,
aplicar un proceso de entrenamiento a la neurona.

Se ha decidido alimentar la red con una ventana de precios de 24 horas. Esto significa
que la capa de entrada está compuesta por 24 perceptrones. El siguiente paso es determinar
el número de perceptrones en la etapa de salidas, dos posibilidades han sido evaluadas:

1. Una única salida, cuyo valor esta determinado por las 24 horas previas. Bajo este
esquema, muy popular en la predicción de la demanda, la ventana se cambia una
vez cada hora.

2. Veinticuatro salidas correspondientes a los precios de una d́ıa completo, cuyo valor
viene determinado por los precios de los d́ıas previos. Esto implica que la ventada
se cambia una vez cada 24 horas.

Los resultados de las pruebas han mostrado mejor precisión para el esquema (2), por
lo cual se considera éste para el estudio. Con el motivo de definir completamente la red
neuronal, es necesario determinar el número de perceptrones en la capa intermedia y el
número de d́ıas necesarios para el proceso de entrenamiento.

La figura C.4 muestra para 12, 24 y 36 neuronas en la capa intermedia, la media del
error de predicción en el precio, correspondiente a los d́ıas laborables del mes de febrero
de 2001, un mes representativo, contra el número de d́ıas usados para entrenar la red.
Como se puede observar, 20 d́ıas son suficientes para entrenar la red neuronal, el número
de neuronas no tiene mucha importancia. Similar conclusión puede alcanzarse para la
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Figura C.4. Error medio de predicción en el precio de la energía.

predicción de precios en el mercado secundario de enerǵıa. Para los resultados presentados
en este trabajo se han utilizado 24 y 12 neuronas en la capa intermedia para predecir los
precios en el mercado diario y el mercado secundario de enerǵıa, respectivamente. Además,
se han utilizado los precios reales de los 20 d́ıas previos para entrenar las redes neuronales,
con lo cual se predice el precio del d́ıa siguiente.

C.1.2. Predicción de Precios
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Figura C.5. Error absoluto en la predicción de precios en el mercado de energía.

El comportamiento de los precios analizados contempla la evolución de los meses de
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enero-agosto del año 2001. Para determinar y ajustar la mejor topoloǵıa de la red neuronal
se han utilizado los meses de enero y febrero, mientras que los datos de los meses restantes
(marzo-agosto) se utilizan para comparar el error de predicción y el comportamiento del
simulador del mercado de la segunda parte de este trabajo.

El valor absoluto del error en la predicción de precios, del mercado diario de enerǵıa,
para los d́ıas lunes 12 y viernes 23 del mes de marzo se presentan en la figura C.5. Los
errores mayores y menores en la estimación de los precios ocurren en estas fechas
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Figura C.6. Media de los precios estimados en el mercado diario de energía (marzo 2001).
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Figura C.7. Media de los precios estimados para la banda secundaria (marzo 2001).

La figura C.6 muestra el average de los precios estimados de la enerǵıa correspondientes
a marzo de 2001, además del error obtenido en la predicción. El error se calcula por la
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diferencia entre el precio real de la figura C.1. Nótese que los errores en la predicción son
mayores durante las horas pico de la curva de demanda. La figura C.7 muestra la misma
información para los precios del mercado secundario de enerǵıa.

Las tablas C.1 y C.2 presentan la media y la desviación estándar para los precios reales,
la media de los errores de predicción y los errores máximos para los meses de primavera y
verano. Para los precios del mercado diario, los rangos del error medio están en el rango
de 12 % (verano) a 15 % (primavera) del precio medio. Según lo esperado, el mayor valor
de la desviación estándar de los precios, es más alto que la media del error de predicción.
Note que el error de estimación en los precios de la banda secundaria es mayor, debido a
influencias de factores externos.

Tabla C.1. Error de Predicción para el Mercado Diario de Energía.
Marzo-Mayo Junio-Agosto

Precio Medio [ce/kWh] 2.2588 3.5482
Desviación Estándar 0.7801 1.0597
Error Absoluto Medio 0.3464 0.4280
Error Máximo [ce/kWh] 2.0710 2.0736

Tabla C.2. Error de Predicción para la banda Secundaria.
Marzo-Mayo Junio-Agosto

Precio Medio [ce/kW] 0.7965 0.5986
Desviación Estándar 0.9864 0.4471
Error Absoluto Medio 0.5309 0.4916
Error Máximo [ce/kW] 5.12 4.49


