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Resumen

La transicion energética y la masiva adopcion de vehiculos eléctricos (VESs) representan una opor-
tunidad fundamental para la descarbonizacién de la matriz energética. Sin embargo, la integracion
ineléstica y no coordinada de estas nuevas cargas podria presentar un desafio critico para la seguri-
dad, operacién y planificacion de los sistemas eléctricos de potencia, exacerbando la congestion de
las redes y requiriendo una alta capacidad de generaciéon durante los horarios de demanda maxima.
En este contexto, el presente trabajo de titulo evalda el impacto técnico y econémico de la gestion
activa de la demanda de VEs en la planificacién de la expansion de la transmision, incorporando
restricciones dinamicas operativas mediante un modelo de optimizacion de Unit Commitment. El
problema se formula a través de programacion lineal entero mixta, cuyo objetivo es encontrar el
plan 6ptimo de expansién minimizando conjuntamente los costos de inversién en nuevas lineas y
los costos de operaciéon. El modelo se evaltia sobre un sistema representativo del sistema eléctrico
nacional de Chile bajo distintos escenarios de estrés.

Los resultados demuestran que la recarga pasiva de los VEs conduce a ineficiencias estructurales,
detonando altos niveles de Energia No Suministrada (ENS) y vertimiento renovable. La implementa-
cion de estrategias de gestion activa (Load Shifting) transforma significativamente el perfil de carga
mediante efectos de recorte de punta (Peak Shaving) y relleno de valle (Valley Filling). Esta fle-
xibilizaciéon permite reducir los costos totales de optimizaciéon en méas de un 65 %, erradicando el
vertimiento solar y mitigando la ENS en escenarios de alta exigencia. Ademaés, se evidencia que la
carga inteligente logra actuar como un sustituto directo de la infraestructura fisica, minimizando la
cantidad de lineas candidatas a construir y congelando los costos de inversion.

Finalmente, se pudo comprobar que las flotas de VEs gestionadas son capaces de satisfacer la tota-
lidad de los requerimientos de reserva operativa y respuesta de frecuencia del sistema. Esto libera
al parque generador térmico de obligaciones de seguridad, estabilizando su despacho y reduciendo
drasticamente sus costos de operacién.
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Abstract

The energy transition and the massive adoption of electric vehicles (EVs) represent a fundamental
opportunity for the decarbonization of the energy matrix. However, the inelastic and uncoordinated
integration of these new loads could pose a critical challenge for the security, operation, and planning
of electrical power systems, exacerbating grid congestion and requiring high generation capacity
during peak demand hours.

In this context, this thesis evaluates the technical and economic impact of active EV demand mana-
gement on transmission expansion planning, incorporating dynamic operational constraints through
a Unit Commitment optimization model. The problem is formulated using Mixed-Integer Linear
Programming (MILP), aiming to find the optimal expansion plan by jointly minimizing the invest-
ment costs in new lines and the operational costs. The model is evaluated on a representative model
of the Chilean National Electric System under various stress scenarios.

The results demonstrate that passive EV charging leads to structural inefficiencies, triggering high
levels of Energy Not Supplied (ENS) and renewable curtailment. The implementation of active
management strategies (Load Shifting) significantly transforms the load profile through Peak Shaving
and Valley Filling effects. This flexibility allows for a reduction in total optimization costs by over
65 %), eradicating solar curtailment and mitigating ENS in highly demanding scenarios. Furthermore,
it is evidenced that smart charging acts as a direct substitute for physical infrastructure, minimizing
the number of candidate lines to be built and freezing investment costs.

Finally, it was proven that managed EV fleets are capable of fully satisfying the operating reserve
and frequency response requirements of the system. This relieves the thermal generation fleet from
security obligations, stabilizing its dispatch and drastically reducing its operating costs.
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Nomenclatura

Indices
b
d

Conjuntos
Lrom

lo

0B

b

Qp

Qpv

QEVE
QEVT

G

QF

QHR

Indice de barras, b=1,...,B.

Indice de demandas, d = 1,...,D.

Indice de centrales hidroeléctricas de embalse, e = 1,..., H.
Indice de centrales hidroeléctricas de pasada, h =1,..., HR.
Indice de generadores, i = 1,...,G.

Indice de lineas de transmision, [ = 1,..., L.

Indice de generadores solares fotovoltaicos , s = 1,..., PV.

Indice de tiempo, t =1,...,T.

Indice de demanda de vehiculos eléctricos privados, u =1, ..., EV.

Indice de generadores edlicos, w = 1,...,W.

Indice de demanda de vehiculos eléctricos para taxis, y = 1,..., EVyp.
Indice de demanda de vehiculos eléctricos para autobuses, z =1,..., EVpg.

Barra de origen de la linea I.

Barra de destino de la linea [.

Conjunto de barras.

Conjunto de demandas.

Conjunto de demandas conectadas a la barra b.
Conjunto de VEs privados conectados a la barra b.
Conjunto de VEs buses conectados a la barra b.
Conjunto de VEs taxis conectados a la barra b.
Conjunto de generadores.

Conjunto de generadores conectados a la barra b.
Conjunto de centrales hidroeléctricas de embalse.

Conjunto de centrales hidroeléctricas de pasada.
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0k Conjunto de lineas existentes.

QFF Conjunto de lineas candidatas.
Q{; v Conjunto de generadores fotovoltaicos conectados a la barra b.
QZ]:” Conjunto de generadores renovables conectados a la barra b.
QXV Conjunto de generadores eélicos conectados a la barra b.
Parametros
c¢ Costo de produccion del generador i [$/MWh].
cFk Costo de inversion de la linea candidata [ [$].
csP Costo de vertimiento de generacion solar y edlica [$/MWh].
cypP Costo de energia no suministrada de la demanda d [$/MWHh]|.
EH Energia generada por la central hidroeléctrica de embalse e en un mes [MWHh].
Ef R Energia generada por la central hidroeléctrica de pasada h en un mes [MWHh]|.
M Big-M, valor positivo suficientemente grande.
Y Capacidad maxima del generador ¢ [MW].
ﬁgt Capacidad maxima de la central hidroeléctrica de embalse e [MW].
ﬁﬁﬁ Capacidad maxima de la central hidroeléctrica de pasada h [MW].
pr Capacidad de la linea existente [ [MW].
prt Capacidad de la linea candidata I [MW].
1357 v Capacidad maxima del generador solar fotovoltaico s [MW].
ﬁz‘: " Capacidad maxima del generador edlico w [MW].
pY Potencia de la demanda d [MW].
P fcﬁ Factor de planta de la central hidroeléctrica de embalse e en el periodo t.
P f}f{tR Factor de planta de la central hidroeléctrica de pasada h en el periodo t.
pf}f Potencia de carga de VEs privados u en el periodo t [MW].
p;E,Y B Potencia de carga de VEs buses z en el periodo ¢t [MW].
pﬂ/T Potencia de carga de VEs taxis y en el periodo ¢t [MW].
ok Velocidad del viento en el generador edlico w en el periodo ¢ [m/s].
yein Velocidad minima de funcionamiento (cut-in) de la turbina edlica [m/s].
Jcout Velocidad méxima de corte (cut-out) de la turbina eolica [m/s.
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rSp;
LF,

DSR
Q¢
nev

rSp
Q¢

res
Qg

SRP,
SRS,

Variables
Lsout
b,t
n
LSb’t
G
Py
H
pe,t
HR
Ph ¢
L
Dy

L+
Dy

Velocidad nominal de funcionamiento de la turbina eolica |m/s|.
Reactancia de la linea de transmision | [p.u.].

Factor de radiacion solar normalizada [p.u.].

Eficiencia de los paneles solares.

Potencia minima [MW].

Rampa de subida [MW /h|.

Rampa de bajada [MW /h]|.

Tiempo minimo de encendido [h].

Tiempo minimo de apagado [h].

Costo fijo de arranque del generador 7 [$].

Costo fijo de parada del generador i [$].

Limite de rampa de arranque del generador i [MW].

Limite de rampa de parada del generador i [MW].

Capacidad méaxima de respuesta de frecuencia [MW].

Factor de carga méaximo anual [p.u.|.

Factor de disponibilidad de VEs para gestion de carga [p.u.].
Eficiencia del desplazamiento de carga de VEs [p.u.|

Factor de participacion de VEs en respuesta de frecuencia [p.u.].
Factor de participacion de VEs en reserva operativa [p.u.].
Requisito sistémico de respuesta de frecuencia [MW].

Requisito sistémico de reserva operativa [MW].

Demanda desplazada de VEs desde la barra b en el periodo ¢ [MW].

Demanda asignada de VEs a la barra b en el periodo t [MW].

Potencia generada por el generador i en el periodo ¢t [MW].

Potencia generada por la central hidroeléctrica de embalse e en el periodo ¢ [MW].
Potencia generada por la central hidroeléctrica de pasada h en el periodo ¢ [MW].
Flujo de potencia de la linea de transmision existente [ en el periodo ¢ [MW].

Flujo de potencia de la linea de transmision candidata [ en el periodo ¢ [MW]|.
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R
Pry

)

Potencia generada por el generador renovable r en el periodo ¢t [MW].

pf:: v Potencia generada por el generador solar fotovoltaico s en el periodo t [MW].

p;?f Potencia vertida del generador renovable r en el periodo t [MW].

pg? Energia no suministrada asociada a la demanda d en el periodo t [MW].

pgft Potencia generada por el generador edlico w en el periodo ¢t [MW].

v Variable binaria que vale 1 si se construye la linea candidata [, y 0 en caso contrario.

Op+ Angulo de fase en la barra b en el periodo ¢ [rad].

Tit Variable binaria que vale 1 si el generador i estd encendido en el periodo ¢, y 0 en caso
contrario.

cily Costo de arranque del generador i en el periodo t [$].

c;%t Costo de parada del generador i en el periodo t [$].

resft >0 Potencia de reserva operativa aportada por el generador i en ¢t [MW].

rspft >0 Potencia de respuesta de frecuencia aportada por el generador i en ¢t [MW].
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CAPITULO 1

Introduccion

1.1. Contexto

El cambio climéatico constituye uno de los desafios méas urgentes del siglo XXI, debido a que el uso
sostenido de combustibles fosiles y diversos procesos industriales ha incrementado la concentraciéon de
gases de efecto invernadero (GEI) en la atmosfera. Esta acumulacion ha provocado alteraciones en los
patrones climaticos de largo plazo, generando aumentos de temperatura y fenémenos meteorologicos
extremos que impactan significativamente a los ecosistemas. Frente a esta problematica, se han
impulsado diversos tratados internacionales orientados a mitigar dichos efectos y reducir el impacto
ambiental, entre ellos destaca el Acuerdo de Paris, en el cual se establece que las naciones deben
avanzar hacia economias con emisiones netas libres de carbono [2].

Chile ha asumido compromisos concretos para dar cumplimiento a este acuerdo, siendo el principal
de ellos alcanzar la carbono neutralidad al ano 2050 [3|. Para ello, el pais ha impulsado diversas
medidas orientadas a descarbonizar el sector eléctrico, entre las que destacan el retiro gradual de las
centrales a carbon y el incremento de la participacion de las Energias Renovables Variables (ERV).
Estas iniciativas buscan transformar la matriz de generacién eléctrica hacia un sistema maés limpio,
sostenible y con una menor intensidad de emisiones de carbono.

En este escenario, el sector energético cumple un rol fundamental, ya que representa una de las
principales fuentes de emisiones tanto a nivel global como nacional [4]. En el caso de Chile, el sector
energia es el principal responsable de los GEI, representando un 76 % del total de las emisiones
nacionales en el afio 2022. En dicho ano, las emisiones del sector energético alcanzaron 84.791 kt
COqeq representando asi un aumento del 154 % en comparacion con el ano 1990 y un incremento
del 7,5 % respecto al ano 2020. Este aumento se debe principalmente al crecimiento sostenido de la
demanda energética, al uso intensivo de las tecnologias a base de carbéon y gas natural, ademés del
alto consumo de combustibles fosiles en el transporte terrestre [5].

Frente a este panorama, el sector eléctrico y el sector transporte atraviesan un proceso de conver-
gencia sin precedentes. Por una parte, la descarbonizacion de la matriz energética avanza mediante
la incorporacion masiva de ERV. Por otra, la electrificacion del consumo impulsa la adopcién de
vehiculos eléctricos (VEs), uno de los cambios tecnolégicos més significativos de las tltimas décadas.

En este contexto, la electromovilidad surge como una herramienta clave para la descarbonizacion del
transporte [6]. Chile ha promulgado una Estrategia Nacional de Electromovilidad, la cual establece
metas ambiciosas, como lograr que el 100 % de las ventas de vehiculos livianos y medianos sean cero
emisiones para el ano 2035, y la totalidad de las ventas del parque automotriz para el ano 2045
[7]. Sin embargo, la creciente demanda de VEs plantea desafios técnicos y econdmicos significativos
para el sistema eléctrico. La carga adicional que representan estos vehiculos puede llegar a generar
sobrecargas en la infraestructura existente, requiriendo nuevas inversiones tanto en generaciéon como
en transmision [8]. Asimismo, si esta expansion no es considerada de manera adecuada en las etapas
de planificacion, la alta penetracion de VEs podria derivar en un sistema incapaz de satisfacer la
demanda futura de manera confiable y eficiente.

Es importante destacar que los impactos de esta masificaciéon no se limitan solo a la congestion de
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las lineas. La literatura especializada advierte que una integracién no planificada puede provocar
desviaciones de voltaje, desequilibrios de carga y un aumento en las pérdidas de energia [9]. Por ello,
surge la necesidad de una planificacién integrada que considere no solo la expansion fisica de la red,
sino también estrategias de gestion inteligente para mitigar estos efectos adversos [8].

A lo anterior se suma que las ERV, particularmente la generacién solar y edlica, presentan una
naturaleza variable y, en muchos casos, se ubican geograficamente alejadas de los principales centros
de consumo. Esta condicién impone mayores exigencias sobre la red de transmisién, tanto por la
necesidad de transportar energia desde zonas de alto recurso renovable como por la necesidad de
gestionar escenarios de congestion y vertimiento [10]. En consecuencia, la combinacién entre una
mayor penetracion de ERV y el crecimiento de la demanda asociada a los VEs redefine el problema
de planificaciéon de la transmision, al incorporar nuevas interacciones espaciales y temporales entre
oferta y demanda.

A diferencia de las cargas convencionales, los VEs poseen una caracteristica distintiva: su flexibilidad.
Mediante estrategias de gestion de carga inteligente, e incluso a través de esquemas més avanzados
como Vehicle to Grid (V2G), estos recursos pueden aportar mayor adaptabilidad a la operacion del
sistema, contribuyendo a gestionar congestiones, desplazar demanda y reducir peaks de consumo
[11]. Incorporar esta flexibilidad en los modelos de planificacion es crucial para disefiar una red mas
robusta y evitar inversiones ineficientes en infraestructura.

Esta capacidad de flexibilidad se sustenta en el hecho de que los vehiculos particulares permanecen
estacionados aproximadamente el 95 % del tiempo [12], lo que representa un activo inactivo signifi-
cativo. Al tratarlos como un sistema de almacenamiento movil distribuido, tecnologias como V2G
permiten utilizar las baterias de los VEs para absorber el exceso de generaciéon renovable variable y
devolverla a la red cuando se necesite, por ejemplo, durante las horas punta [13].

Por lo mencionado anteriormente es que surge la necesidad de desarrollar herramientas de planifica-
cién que permitan evaluar de manera integrada el crecimiento de la electromovilidad, la variabilidad
de la generacion renovable y los requerimientos operativos del sistema eléctrico. En particular, resul-
ta relevante estudiar como la flexibilidad de la demanda de los VEs puede incorporarse en modelos
de expansién de la transmision para apoyar decisiones de inversion mas eficientes y consistentes con
los objetivos de descarbonizacion.

En este contexto, la planificacion de la expansion de la transmision (TEP, del inglés Transmission
Ezpansion Planning) busca determinar las adiciones de infraestructura en transmision necesarias
para abastecer la demanda futura de forma rentable y segura. No obstante, los modelos tradicionales
de TEP deben evolucionar para integrar no solo el volumen de energia que demandarén los VEs,
sino también sus patrones temporales y su ubicacion geogréfica.

Bajo esta perspectiva, el presente trabajo propone un modelo de expansiéon de la transmision que
incorpora no solo la demanda asociada a una alta penetracién de VEs, sino también su flexibilidad
operativa, junto con restricciones de Unit Commitment (UC) y requerimientos de reserva.
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1.2. Objetivo general

Desarrollar un modelo de planificaciéon 6ptima de redes de transmisiéon considerando la alta pene-
traciéon de vehiculos eléctricos y la flexibilidad de la demanda.

1.3. Objetivos especificos

» Estudiar los modelos de planificacién de redes de transmisiéon que consideren la integracion de
vehiculos eléctricos y estrategias de flexibilidad de la demanda.

» Seleccionar un enfoque que permita determinar el perfil de consumo y /o de demanda de vehicu-
los eléctricos en sistemas de potencia.

= Formular e implementar un modelo de optimizaciéon para la expansiéon de la transmision eléc-
trica que considere la alta penetracién de vehiculos eléctricos y la flexibilidad de la demanda.

= Analizar los impactos en inversion y operacion del sistema eléctrico derivados de la imple-
mentacion del modelo de planificacién 6ptima de redes de transmision bajo escenarios de alta
penetracion de vehiculos eléctricos y la flexibilidad de la demanda.

= Evaluar el desempeno del modelo en un caso de estudio que represente el sistema eléctrico
nacional, considerando métricas técnico-econémicas.

1.4. Desarrollo y alcances

Esta memoria de titulo se centra en el desarrollo de un modelo de optimizacién para la expansion
de la transmision que considere explicitamente la alta penetracién de vehiculos eléctricos y la fle-
xibilidad que estos pueden aportar a la operaciéon del sistema. El objetivo es reducir inversiones
en infraestructura y disminuir el vertimiento de energias renovables. Para la validacion del modelo
propuesto, se utilizara un sistema eléctrico reducido de 42 barras representativo del sistema eléctrico
nacional (SEN) de Chile.

El horizonte temporal de evaluacion de la operacion considerara 4 dias representativos, uno por cada
estacion del afio, con resoluciéon horaria de 96 horas en total. Desde el punto de vista operativo, el
modelo incluira restricciones de UC, asi como también requerimientos dindmicos de reserva operativa
y respuesta de frecuencia.

En cuanto a las limitaciones, la red se modelara utilizando una aproximacion de flujos de potencia
en corriente continua (DC), omitiendo anélisis de potencia reactiva, pérdidas de transmision y pro-
blemas de estabilidad transitoria, dado que el enfoque principal es la planificacion estatica de largo
plazo y el balance tecno-econémico.

1.5. Estructura de trabajo

El presente trabajo de memoria se organiza en siete capitulos, complementados por una secciéon de
anexos con informacion técnica detallada. La estructura del documento se describe a continuacion.

El capitulo 1 presenta la introduccion del trabajo, incluyendo la motivacion, los objetivos, los alcances
y la estructura general del documento.
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El capitulo 2 presenta una revisiéon bibliografica detallada sobre el estado del arte de los problemas
de TEP que consideran la integracion de VEs. Asimismo, se analiza la normativa chilena vigente y
la evolucioén reciente del sistema eléctrico frente a la creciente penetracion de energias renovables.

El capitulo 3 desarrolla el marco tedrico necesario para la comprension del modelo propuesto, inclu-
yendo la formulacion de flujos de potencia en DC, los principios del UC, las estrategias de flexibilidad
de la demanda y requerimientos dinamicos de seguridad operativa considerados.

El capitulo 4 describe la metodologia realizada en este trabajo y se presenta la formulacién mate-
mética del problema de programacion lineal entera mixta (MILP, del inglés Mized-Integer Linear
Programming).

El capitulo 5 describe el caso de estudio propuesto en este trabajo, donde se expone el sistema de
prueba utilizado, se explica el proceso de construccién de los perfiles de demanda de los VEs.

El capitulo 6 expone y analiza los resultados obtenidos a partir de las simulaciones realizadas. Se
evaltan los impactos técnico-econdmicos de la gestion de carga de los VEs y la expansion 6ptima de
la transmisién resultante.

Por tltimo, el capitulo 7 presenta las conclusiones de este trabajo evaluando el cumplimiento de los
objetivos planteados y proponiendo recomendaciones para trabajo futuro.
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CAPITULO 2

Antecedentes

En este capitulo se presenta una revisién bibliografica del estado del arte en relacién con los modelos
de TEP que consideren la integracion de VEs y su capacidad de gestién de la demanda, ademés
de la incorporacion de requerimientos de reserva operativa y respuesta de frecuencia. El objetivo de
este capitulo es establecer el marco de referencia sobre el cual se construye la presente memoria.

2.1. Revision del Estado del Arte

La revisién bibliografica de este trabajo se enfoca en cuatro topicos fundamentales. En primer lugar,
se analiza la planificacién de redes de transmision, abordando sus objetivos, principales enfoques
de modelacion, criterios de clasificaciéon y métodos de optimizaciéon utilizados para su resolucion.
Luego, se estudia la flexibilidad de la demanda asociada a la integracion de VEs.

Posteriormente, se revisan los fundamentos del UC, para asi poder representar el problema de asig-
nacién de unidades, por ultimo, se estudian los requerimientos de reserva operativa y respuesta de
frecuencia, para asi poder mantener la seguridad y confiabilidad del sistema ante variaciones de
demanda, incertidumbre ocasionada por las ERV y los nuevos patrones de consumo asociados a los
VEs. En la Figura 2.1 se muestra de manera esquematica un resumen de la revisién bibliografica.
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Figura 2.1: Resumen de la revisiéon bibliografica.
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A nivel nacional, el modelamiento de la red de transmisiéon considerando la incorporaciéon de nuevas
tecnologias ha sido objeto de estudio en trabajos recientes. En [14] y [1] se analiza el impacto de
la adopcién masiva de VEs en la TEP, mediante la aplicaciéon de un modelo de optimizacion lineal
sobre un sistema reducido representativo del SEN de Chile. En estos trabajos, el modelo permite
optimizar las lineas de transmisién a construir, la capacidad de generacion, los impuestos asociados
a las emisiones y la energia no suministrada.

De manera particular, en [1] se incorpora la gestion de la demanda de los VEs, considerando aspectos
como la cantidad de VEs, los horarios de carga, el consumo promedio y el porcentaje de participacion
en esquemas de carga inteligente. Esto permite evaluar el efecto de la flexibilidad de la demanda
sobre las decisiones de inversién y operacién del sistema eléctrico.

Existen diversos métodos de resolucion para este tipo de problemas de optimizacion. En [14] y [1]
se utiliza una formulacion MILP. Este enfoque permite obtener soluciones 6ptimas globales dentro
del espacio de busqueda definido. Su aplicacion se basa en una aproximacién lineal de las leyes de
Kirchhoff de corriente y tension, correspondiente al modelo de flujo de potencia DC. Esta represen-
tacién no considera las pérdidas asociadas a la transmision de energia ni el flujo de potencia reactiva
[15].

A pesar de estas simplificaciones, el modelo DC permite reducir significativamente la complejidad
computacional del problema, lo que resulta especialmente conveniente en estudios de planificaciéon
de largo plazo y de mayor escala [16].

Por otro lado, a diferencia de la demanda convencional, la carga de los VEs puede desplazarse en el
tiempo, ya que estos permanecen estacionados durante gran parte del dia. Es por esto que los VEs
pueden considerarse no solo como una demanda adicional, sino también como un recurso flexible
capaz de adaptar su consumo segin las condiciones del sistema eléctrico [11].

En [11] se estudian dos esquemas de carga para los VEs: la carga no inteligente y la carga inteligente.
La carga no inteligente, corresponde al caso en que los vehiculos comienzan a cargar inmediatamente
después de conectarse a la red, sin considerar el estado operativo del sistema ni los precios de la
energia. Este comportamiento puede aumentar los peaks de demanda, generar congestiones en la red
y provocar mayores requerimientos de inversion en infraestructura eléctrica, especialmente cuando
la carga se concentra en horarios de alta demanda [14].

Por otra parte, la carga inteligente permite gestionar el consumo de los VEs mediante el desplaza-
miento de la demanda hacia horarios més convenientes para el sistema. En este esquema, la carga
puede programarse considerando criterios como menor demanda convencional, mayor disponibilidad
de ERV, menores costos de operaciéon o menor congestion en la red. De esta manera, la flexibilidad de
los VEs puede contribuir a reducir costos operativos, disminuir el vertimiento de energias renovables
y mejorar el uso de la infraestructura existente [14].

Dentro de los esquemas de carga inteligente también se encuentran enfoques més avanzados, como
la tecnologia V2G. En [13], [17] y [18] se estudia esta tecnologia, la cual permite el intercambio bidi-
reccional de energfa entre los VEs y la red eléctrica. Bajo este concepto, las baterias de los vehiculos
pueden actuar como unidades distribuidas de almacenamiento, entregando energia o servicios auxi-
liares en determinados periodos de operacion [13].

Por otro lado, en la literatura se pueden encontrar distintas formulaciones para abordar el problema
de UC. En [19] y [20] se presentan dos enfoques distintos para su resolucion. En [19] se propone
un modelo Clustered Unit Commitment (CUC), en el cual las variables binarias de compromiso
asociadas a unidades generadoras idénticas o similares se agrupan en un claster. De esta manera,
dichas unidades son representadas mediante una variable entera, reduciendo significativamente la
cantidad de variables binarias del modelo. Este enfoque ha sido utilizado recientemente para integrar
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restricciones de flexibilidad en problemas de planificacién de la expansion de la generacion.

En [20] se presenta una formulacion lineal entera mixta para el problema de UC, la cual requiere
una menor cantidad de variables binarias en comparacién con otras formulaciones utilizadas en la
literatura. Esta formulacién permite representar de manera precisa aspectos operativos relevantes,
tales como los costos de arranque, los limites de rampa, los tiempos minimos de encendido y apagado,
v las condiciones de operacién de las unidades generadoras.

En [21] se presentan las restricciones que modelan la reserva operativa y respuesta en frecuencia.
Estos servicios complementarios tienen una gran relevancia en los sistemas eléctricos con alta pe-
netracion de ERV y nuevas demandas flexibles, ya que, a medida que aumenta la participacion de
generacion renovable y se electrifican nuevos consumos, los requerimientos de reserva y flexibilidad

del sistema tienden a incrementarse, esto se ocasiona principalmente por la incertidumbre generada
a partir de las ERV.

Tradicionalmente, estos servicios han sido provistos por unidades de generaciéon convencional. Sin
embargo, en sistemas con mayores niveles de flexibilidad, también pueden participar otros recursos,
como sistemas de almacenamiento y respuesta de la demanda [21]. En particular, la demanda flexible
asociada a los VEs puede contribuir a estos requerimientos mediante la modificaciéon temporal de
sus perfiles de carga, reduciendo consumo en ciertos periodos o desplazandolo hacia horarios més
convenientes para el sistema. De esta forma, los VEs pueden ayudar a la provision de servicios
complementarios.

En [21] se propone una formulacién en la que los requerimientos de respuesta de frecuencia y reserva
operativa deben ser satisfechos mediante la contribucién conjunta de generadores, almacenamiento
y respuesta de demanda. Este enfoque resulta relevante para el presente trabajo, ya que permite
representar a los VEs no solo como una demanda adicional, sino también como un recurso flexible
capaz de aportar a la seguridad operativa del sistema.

Finalmente, el presente trabajo de titulacién utiliza como caso de estudio el mismo sistema redu-
cido del SEN empleado en [1], tomando como base el modelo de planificacion propuesto en dicha
investigacion. A partir de este modelo, se modifican las restricciones asociadas a la flexibilidad de la
demanda de los VEs, se incorporan restricciones de UC, reserva operativa y respuesta de frecuencia.
De esta manera, se busca obtener un modelo méas robusto, capaz de evaluar de forma méas completa
los impactos técnicos y econémicos que conlleva la alta penetracién de VEs en la expansion de la
red de transmision.
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CAPITULO 3

Marco teoérico

En este capitulo se exponen los fundamentos teéricos que sustentan el modelo de optimizacion
desarrollado en el presente trabajo de titulo. Se abordan los conceptos fisicos y matematicos de la
planificacién de redes de transmision, el problema de UC, las estrategias de flexibilidad de demanda
y, finalmente, los criterios de seguridad operativa del sistema eléctrico.

3.1. Planificacion de redes de transmision

La TEP corresponde al proceso mediante el cual se determinan las inversiones necesarias en infra-
estructura de transmisiéon eléctrica, tales como nuevas lineas, circuitos adicionales o refuerzos de
red. Su propésito es satisfacer el crecimiento futuro de la demanda, permitir la integracién de nueva
generacion y mantener condiciones adecuadas de seguridad, confiabilidad y eficiencia econémica en
el sistema eléctrico [22].

Si bien los objetivos generales de la TEP se orientan a abastecer la demanda creciente de electricidad,
garantizar la confiabilidad del sistema y minimizar los costos asociados a la expansion y operacion de
la red, los cambios recientes del sector energético han introducido nuevos desafios para este proceso.
Entre estos cambios destacan la incorporacién masiva de ERV y la electrificacion de nuevos consumos
[23]. Estos elementos incorporan nuevas fuentes de incertidumbre en la planificacion, tales como las
proyecciones de demanda, ubicacion futura de la generacion, disponibilidad de recursos renovables
y patrones climaticos que afectan a la produccion energética [24].

El horizonte de planificacion de la TEP puede abarcar desde algunos anos hasta varias décadas, lo
que incrementa la complejidad matemaética del problema [25]. Desde el punto de vista de la optimi-
zacion, la TEP suele formularse como un problema de programacion no lineal entera mixta (MINLP,
del inglés Mized-integer nonlinear programming), debido a la presencia de decisiones discretas de
inversién y restricciones no lineales asociadas a la operaciéon del sistema eléctrico. En términos ge-
nerales, estos modelos se estructuran a partir de dos componentes principales: una funcién objetivo
y un conjunto de restricciones fisicas, técnicas y operativas [26].

La funcién objetivo puede variar segin el enfoque adoptado en cada estudio. No obstante, en la
mayoria de las formulaciones se busca minimizar los costos totales del sistema, los cuales pueden
incluir costos de inversion en lineas de transmision, costos de operacién, costos asociados a congestion,
penalizaciones por energia no suministrada y costos vinculados al vertimiento de generaciéon renovable
[1].

Los modelos de planificaciéon de redes de transmisiéon pueden clasificarse segiin distintos criterios,
dependiendo del enfoque adoptado para representar el sistema eléctrico y sus condiciones futuras.
Entre las clasificaciones mas utilizadas se encuentran aquellas asociadas al tratamiento de la incerti-
dumbre, el horizonte temporal de planificacion, el tipo de flujo de potencia considerado y el método
de resoluciéon empleado.
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3.1.1. Clasificacion segin el horizonte de planificacién

Segin el horizonte temporal considerado, la TEP tradicionalmente se clasifica en dos categorias
principales: modelos estéaticos y modelos dinamicos [26], [27] y [28]. Estas se describen a continuacion.

= Modelo estatico: no considera explicitamente etapas intermedias dentro del horizonte de pla-
nificaciéon. En este enfoque, el plan 6ptimo de expansion se determina para un tnico periodo
de analisis, por lo que todas las nuevas lineas o refuerzos de transmision seleccionados deben
estar disponibles desde el inicio del horizonte de planificacion.

= Modelo dindmico: considera multiples etapas o afos intermedios dentro del horizonte de eva-
luacion. Este enfoque permite secuenciar las inversiones en el tiempo, decidiendo en qué ano
o subperiodo resulta técnica y econémicamente més conveniente construir cada nueva linea o
refuerzo de transmision.

En la Figura 3.1 se ilustran ambos enfoques de planificacion segiin el horizonte temporal considerado.
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Figura 3.1: Enfoque estatico y dinamico de la planificacion de la expansiéon de la transmision.

3.1.2. Clasificacion segiun el modelo de flujo de potencia utilizado

Los modelos de TEP también pueden clasificarse segin la representacion utilizada para los flujos de
potencia en la red. En [26] y [27], se distinguen dos enfoques: el modelo AC y el modelo DC.

= Modelo AC: representa de manera mas completa el comportamiento fisico del sistema eléctrico,
ya que considera flujos de potencia activa y reactiva, magnitudes de tension, angulos de fase y
pérdidas eléctricas. Su principal ventaja es que permite realizar una planificaciéon mas detallada,
no obstante, su formulacién es no lineal exigiendo un esfuerzo computacional mayor, lo que
dificulta su aplicacién en sistemas de gran escala o en estudios de planificacién de largo plazo.

= Modelo DC: corresponde a una aproximacién lineal del modelo AC. Este modelo se basa en
una serie de simplificaciones, tales como asumir magnitudes de tensién constantes, diferencias
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angulares pequenas entre barras, despreciar la resistencia de las lineas y no considerar la po-
tencia reactiva. Bajo estos supuestos, el flujo de potencia activa puede representarse mediante
ecuaciones lineales, reduciendo significativamente la complejidad del problema. Gracias a ello,
el modelo DC permite formular problemas de planificaciéon como modelos MILP, requiriendo
un menor esfuerzo computacional. No obstante, su principal limitacién es que no representa la
potencia reactiva ni las pérdidas de potencia de forma explicita, lo que reduce la precision del
anélisis respecto al modelo AC.

3.1.3. Clasificacion segin el tratamiento de la incertidumbre

Segin la forma en que se representa la incertidumbre en los sistemas eléctricos, los enfoques de TEP
pueden clasificarse en tres categorias principales [27], las cuales se describen a continuacion.

Modelo determinista: considera que todos los parametros de entrada, tales como la demanda
futura, la capacidad de generacion, los costos de inversiéon y operacion, la infraestructura
existente y las condiciones técnicas del sistema, son conocidos y permanecen fijos durante el
horizonte de analisis. Este tipo de modelo entrega una solucién tnica, orientada a minimizar
los costos del sistema y satisfacer las restricciones técnicas establecidas.

Modelo probabilistico: incorpora la incertidumbre mediante variables aleatorias representadas
a través de funciones de distribucion de probabilidad. A partir de estas distribuciones es posible
construir distintos escenarios de planificacion, permitiendo modelar factores estocasticos como
la variabilidad de la generacién edlica y solar, el crecimiento de la demanda o la disponibilidad
de recursos energéticos.

Modelo bajo incertidumbre estricta: se emplea cuando existen parametros inciertos que no
pueden ser representados adecuadamente mediante distribuciones de probabilidad, general-
mente debido a la falta de informacién histérica o a la naturaleza impredecible del fenémeno
analizado. Algunos ejemplos corresponden a cambios abruptos en la regulacion, disrupciones
tecnologicas, variaciones imprevistas en el precio internacional de combustibles o modificacio-
nes estructurales en el comportamiento de la demanda. Este tipo de enfoque busca entregar
soluciones que sean robustas frente a condiciones futuras desconocidas.

En la Figura 3.2 se presenta un cuadro resumen de los distintos enfoques que puede adoptar la TEP
bajo incertidumbre.
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Clasificacion de la TEP segiin el
tratamiento de la incertidumbre
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Figura 3.2: Clasificacion modelos de TEP a partir del tratamiento de la incertidumbre.

3.1.4. Meétodos de optimizacion para la planificaciéon de redes de transmision

La toma de decisiones en la expansion de redes de transmision requiere de herramientas computacio-
nales capaces de resolver las formulaciones mateméaticas descritas anteriormente. En la literatura,
las técnicas de resolucién empleadas se agrupan en tres: métodos matematicos, métodos heuristicos
y métodos hibridos. A continuacién se define cada método.

s Métodos matematicos: los métodos matematicos de optimizacién buscan obtener un plan de
expansion 6ptimo a partir de una formulacién explicita del problema. La TEP se representa
a partir de una funcién objetivo, sujeta a un conjunto de restricciones técnicas, econémicas y
operativas. Entre las técnicas mas utilizadas se encuentran la programacion lineal, programa-
ci6on no lineal, programacion dindmica y programacion lineal entera mixta [28|. Estos métodos
tienen como principal ventaja la obtencién de soluciones precisas y bajo tiempo de resolucion,
sin embargo, su complejidad aumenta considerablemente en sistemas de gran escala o cuando
se incorporan restricciones no lineales y variables discretas.

= Métodos heuristicos: resuelven el problema de planificaciéon mediante procedimientos iterativos
que generan, evaliian y seleccionan alternativas de expansiéon con base en reglas empiricas,
criterios logicos o indices de sensibilidad. Estos métodos son simples de implementar y no
requieren formular completamente el sistema como un problema matemético de optimizacion.
Sin embargo, sus soluciones son aproximadas, que ademas pueden presentar un alto tiempo de
simulacion [28].

= Métodos hibridos: Estos métodos combinan distintas técnicas de optimizacién, con el fin de
aprovechar las fortalezas de cada enfoque. En la TEP se utilizan para encontrar soluciones a
sistemas complejos, especialmente cuando existen multiples objetivos o restricciones no linea-
les. Entre los metodos mas utilizados se encuentran los algoritmos basados en enjambre de
particulas, algoritmos de colonia de abejas, entre otros [28].

El modelo TEP se formulard como un problema MILP, ya que este enfoque permite incorporar
decisiones discretas de inversiéon, como la construcciéon de lineas candidatas, manteniendo una for-
mulacién computacionalmente viable y orientada a la obtenciéon de soluciones 6ptimas dentro del
espacio de bisqueda definido.
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El modelo adopta un horizonte de planificacién estatico, por lo que no incorpora decisiones inter-
medias de inversion. Ademas, se utiliza una aproximacién de flujo de potencia DC, para asi reducir
la complejidad matematica del problema y facilitar su integracién con restricciones operativas adi-
cionales. Finalmente, se adopta un enfoque determinista, ya que los escenarios de operacion, perfiles
de demanda, disponibilidad renovable y parametros técnicos del sistema son definidos previamente
como datos de entrada del modelo de optimizacion.

3.2. Unit Commitment

El UC es un problema de optimizacién utilizado para determinar qué unidades generadoras deben
estar encendidas o apagadas durante un horizonte temporal determinado. Su objetivo principal es
satisfacer la demanda eléctrica proyectada de manera segura y econémica, considerando las restric-
ciones técnicas y operativas de las unidades generadoras [29].

La importancia del UC en la operaciéon de los sistemas eléctricos radica en su capacidad para coor-
dinar de manera econdémica y segura el funcionamiento de las unidades generadoras. Este problema
permite minimizar los costos operativos, incluyendo costos de produccién, arranque y parada, al mis-
mo tiempo que respeta las restricciones técnicas de las unidades, tales como limites de capacidad,
rampas de subida y bajada, tiempos minimos de encendido y apagado, y requerimientos de reser-
va giratoria [30]. Ademés, el UC resulta fundamental en sistemas con alta penetracion de energias
renovables, ya que permite gestionar la variabilidad de estos recursos y mantener la seguridad del
suministro. En mercados eléctricos competitivos, también puede emplearse para apoyar la toma de
decisiones orientadas a maximizar beneficios segtn los precios esperados de la energia.

En la Figura 3.3 se resumen los principales elementos asociados al problema de UC.

[ Unit Commitment ]

|
' ' ' '

[ Objetivo ] [Restricciones técnicas] [ Importancia ] [ Mercados eléctricos ]

gl e waw S I

\ ( )

xix;i;relgzg;llcosto 5t * Limites de capacidad o Ahorrt(') de costos . Maxim%zacién de
Costos de combustible * Rampas de subida Oper.a lVf)S hendfidcs
Costos de arranque Wil : if;:;?;:;ga d ) Deci.siones basadas en
y parada ¢ Tiempos minimos de precios proyectados
encendido y apagado o Integracion de
generacion renovable

® Reserva giratoria

Seguridad del sistema
\ J N 7 N\ J

Resultado

Programa de encendido
y apagado

Despacho horario
de unidades

Figura 3.3: Resumen Unit Commitment.

En la TEP, la incorporacién del UC permite representar de manera mas detallada la operacion del
parque generador dentro del modelo de planificaciéon. Esto resulta relevante, ya que las decisiones
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de inversién en transmisién no dependen tnicamente de la demanda y de la capacidad de las lineas,
sino que también de la disponibilidad y restricciones operativas de las unidades generadoras. En
sistemas con alta penetraciéon de ERV y demanda flexible, el UC permite capturar efectos como
la necesidad de encender unidades térmicas, cumplir rampas de operacién, mantener reservas y
responder a variaciones temporales de generacién y demanda.

Las formulaciones para la resolucién del problema de UC han evolucionado a lo largo del tiempo,
desde métodos matematicos tradicionales hasta enfoques basados en programacién entera. Esta
evoluciéon ha permitido adaptar el UC a distintos entornos operativos, estructuras de mercado y
niveles de incertidumbre asociados a la generacién y la demanda. A continuacién, se describen las
principales formulaciones y enfoques del UC, considerando lo presentado en [21] y [30].

3.2.1. Modelos segtin objetivo

Dependiendo del tipo de sistema eléctrico, la estructura de mercado y el propésito del estudio, el
objetivo de la formulacién del UC puede variar. Entre los enfoques méas comunes se encuentran los
siguientes:

= Minimizacién de costos: corresponde a la formulacion clésica del UC, su objetivo es minimizar el
costo total de operacion del sistema. Este costo generalmente incluye los costos de produccion,
arranque y parada de las unidades generadoras, asegurando al mismo tiempo el abastecimiento
de la demanda y el cumplimiento de las restricciones técnicas del sistema.

= Maximizacion de beneficios: tiene como objetivo maximizar el beneficio econémico de las em-
presas generadoras. A diferencia del enfoque tradicional, la satisfacciéon de toda la carga horaria
puede no ser una restriccion obligatoria si no resulta econémicamente conveniente. Este enfoque
es utilizado principalmente en mercados eléctricos desregulados.

= Entorno estocéastico: este enfoque incorpora la incertidumbre en la funcién objetivo o en las
restricciones del problema, permitiendo representar variaciones en la demanda, disponibilidad
de generacién renovable u otros parametros inciertos. Su aplicacion resulta especialmente re-
levante en sistemas con alta penetracion de ERV, donde la variabilidad e incertidumbre de la
generacion solar y edlica afectan directamente la operacion del sistema.

= Seguridad del sistema: esta formulacion incorpora restricciones adicionales orientadas a ga-
rantizar una operacion segura y confiable del sistema eléctrico. Entre ellas pueden incluirse
restricciones de flujo de potencia, limites de tensién en las barras, reservas operativas y crite-
rios de seguridad ante contingencias.

3.2.2. Restricciones del Unit Commitment

Independientemente del algoritmo o técnica de resolucion utilizada, la mayoria de las formulaciones
de UC deben satisfacer un conjunto de restricciones técnicas y operativas asociadas al funciona-
miento de las unidades generadoras. En [21], [30], [31] y [32] se describen algunas de las principales
restricciones consideradas en este tipo de problemas.

= Limites de generacion: definen la potencia minima y méxima que puede entregar cada unidad
generadora cuando se encuentra en operacion. La potencia minima representa el nivel minimo
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necesario para mantener una operacion estable, mientras que la potencia maxima correspon-
de al limite superior de generaciéon impuesto por razones técnicas, térmicas, mecénicas o de
seguridad.

= Costos de arranque: representan los costos asociados al proceso de encendido de una unidad
generadora para conectarla al sistema. Estos costos pueden depender del tipo de tecnologia,
tiempo que la unidad ha permanecido apagada y de las condiciones térmicas previas al arran-
que.

= Costos de parada: corresponden a los costos asociados al proceso de desconexiéon de una unidad
generadora. Estos costos pueden estar relacionados con consumo adicional de combustible,
procesos de enfriamiento, desgaste mecénico y otros efectos operativos derivados de la detencién
de la unidad.

= Limites de rampa de subida: establecen el méximo incremento de potencia que una unidad
generadora puede realizar entre dos periodos consecutivos. Esta restriccién asegura que los
cambios en la generacion respeten las limitaciones fisicas y mecénicas de la unidad.

» Limites de rampa de bajada: establecen la méxima reducciéon de potencia permitida entre dos
periodos consecutivos. Al igual que la rampa de subida, esta restriccion limita las variaciones
rapidas de generacién para mantener una operacioén técnicamente factible.

= Tiempo minimo de encendido: corresponde al ntimero minimo de periodos que una unidad
debe permanecer en operaciéon una vez que ha sido encendida. Esta restriccion evita ciclos
de encendido y apagado demasiado frecuentes, los cuales pueden generar mayores costos y
desgaste en los equipos.

= Tiempo minimo de apagado: define el nimero minimo de periodos que una unidad debe per-
manecer fuera de servicio una vez que ha sido apagada. Esta condicién permite representar
limitaciones térmicas y operativas asociadas al proceso de enfriamiento y posterior disponibi-
lidad de la unidad.

» Limite de energia anual: restringe la energia total que una unidad generadora puede producir
durante un horizonte de analisis determinado. Esta restriccién suele utilizarse en estudios
de planificaciéon de largo plazo para representar limitaciones asociadas a disponibilidad de
combustible, mantenimiento, restricciones ambientales o factores de utilizacién anual.

3.2.3. Técnicas de resolucion

Las técnicas de resoluciéon del problema de UC pueden clasificarse en tres categorfas principales:
técnicas convencionales, técnicas heuristicas y técnicas hibridas. Cada una de ellas presenta venta-
jas y limitaciones en términos de precision, tiempo de simulacion, escalabilidad y capacidad para
representar restricciones operativas complejas.

= Técnicas convencionales: dentro de las técnicas convencionales, la formulacién MILP destaca
por su capacidad para obtener soluciones 6ptimas dentro del espacio de busqueda definido.
Dentro de este enfoque existen distintas variantes, como MILP-3, que utiliza tres conjuntos de
variables binarias para representar los estados de encendido, arranque y parada de las unidades,
y MILP-UC, una formulacién mas eficiente que reduce el ntimero de variables binarias al
emplear un dnico conjunto por unidad generadora y periodo de tiempo.
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Por otra parte, la Relajacion Lagrangiana (LR, del inglés Lagrangian Relazation) ha sido
ampliamente utilizada debido a su capacidad para descomponer problemas de gran escala en
subproblemas més simples. Sin embargo, debido a la naturaleza no convexa del UC, este método
suele requerir procedimientos heuristicos adicionales para recuperar soluciones factibles, lo que
puede derivar en soluciones sub6ptimas. Asimismo, la Programacion Dinamica (DP, del inglés
Dynamic Programming) permite evaluar decisiones secuenciales en miltiples etapas, aunque
su aplicacién a sistemas de gran tamano puede verse limitada por sus altos requerimientos de
memoria y tiempo de resolucién.

= Técnicas heuristicas: los métodos heuristicos buscan obtener soluciones factibles mediante re-
glas de busqueda, procedimientos iterativos o mecanismos inspirados en fendémenos naturales.
Dentro de este grupo destacan los algoritmos genéticos, los cuales emulan procesos de evolu-
cién biolégica para explorar el espacio de soluciones y mejorar progresivamente la calidad de
los resultados. También se encuentran enfoques como la programacién evolutiva y el recocido
simulado, que permiten realizar una exploracién amplia del espacio de bisqueda y reducir la
probabilidad de quedar atrapados en 6ptimos locales.

Estas técnicas presentan una mayor flexibilidad para abordar problemas complejos, no lineales
o de gran escala. No obstante, generalmente no garantizan optimalidad global y su desempeno
depende de la adecuada selecciéon de parametros, criterios de convergencia y estrategias de
busqueda. Ademés, herramientas como las redes neuronales artificiales pueden utilizarse de
forma complementaria en tareas de prediccién, como el prondstico de demanda o generaciéon
renovable, apoyando la construccion de escenarios de entrada para el problema de UC.

= Técnicas hibridas: las técnicas hibridas combinan métodos convencionales con enfoques heu-
risticos o metaheuristicos, con el objetivo de aprovechar las ventajas de cada metodologia.
Este tipo de enfoque resulta util en problemas de UC de gran escala, especialmente cuando se
incorporan altos niveles de incertidumbre, restricciones operativas detalladas o una gran can-
tidad de unidades generadoras. Su principal ventaja es que puede mejorar el equilibrio entre
calidad de solucién y tiempo computacional. Sin embargo, al igual que los métodos heuristicos,
su desempeno depende de la configuracién del algoritmo y no siempre garantiza la obtenciéon
de una solucién 6ptima global.

Por ultimo, es importante mencionar que el UC combina variables binarias y continuas. Las va-
riables binarias representan el estado operativo de cada unidad generadora, indicando si esta se
encuentra encendida o apagada en cada periodo de tiempo. Por otro lado, las variables continuas
representan la potencia generada por cada unidad, asi como también sus posibles aportes a servicios
complementarios, tales como reserva operativa o respuesta de frecuencia.

3.3. Gestion y flexibilidad de la demanda asociada a vehiculos eléc-
tricos

La operacién de los sistemas eléctricos de potencia se ha basado tradicionalmente en un esquema
donde la generacion debe ajustarse continuamente a las variaciones de la demanda. Sin embargo,
en los ultimos anos la alta penetracién de ERV y la electrificacion de nuevos consumos han in-
troducido mayores niveles de variabilidad e incertidumbre en el balance operativo del sistema. En
este contexto, la gestion de la demanda (DSM, del inglés Demand Side Management) surge como
una herramienta operativa que permite complementar este paradigma, incorporando la capacidad
de adaptar el consumo eléctrico a las condiciones del sistema.
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3.3.1. Estrategias de flexibilidad de la demanda

Dentro de los programas de DSM existen distintas estrategias orientadas a modificar el perfil de
consumo de los usuarios. Estas estrategias buscan mejorar la eficiencia operativa del sistema, reducir
la congestion de la red, disminuir los méximos de demanda y favorecer el aprovechamiento de la
generacion renovable disponible [33]. Entre las estrategias méas utilizadas se encuentran el peak
shaving, valley filling y load shifting. En la Figura 3.4 se presenta un esquema resumen de las
principales caracteristicas y objetivos asociados a cada una de estas estrategias.

» Peak Shaving: consiste en reducir la demanda durante los periodos de mayor consumo. Su
objetivo principal es suavizar los peaks de consumo para evitar cargos por demanda méxima
y reducir el estrés en la infraestructura de la red [33], [34].

= Valley Filling: consiste en aumentar el consumo de energia durante los perfiodos de baja de-
manda o alta disponibilidad de ERV. Tiene como objetivo crear una curva de carga mas plana
y aprovechar las horas en que la energia es méas barata o sobra en el sistema [35].

= Load Shifting: combina las estrategias anteriores trasladando parte del consumo desde periodos
de alta demanda hacia periodos de menor demanda o mayor generacion de ERV [33]. De esta
manera, el consumo total de energia puede mantenerse aproximadamente constante, pero se
modifica su distribuciéon temporal para mejorar la operaciéon del sistema.

[ Estrategias de flexibilidad de la demanda ]

v : .
[ Peak Shaving ] [ Valley Filling ] [ Load Shifting ]

v v v
{ \ ( 3\ 4 3\
o Reduce demanda ¢ Aumenta consumo o Desplaza consumo
en horas punta en horas valle en el tiempo
¢ Disminuye méaximos o Aprovecha excedentes o Mueve carga desde
de demanda de ERV punta a valle
o Evita sobrecargas o Mejora el factor de carga o Mantiene aproximadamente
en lared constante la energfa total
¢ Favorece una curva e A
o Reduce costos més plana e Optimiza la distribucién
de punta temporal de la demanda
L J L J . J

Figura 3.4: Resumen de estrategias de flexibilidad de la demanda.

En el caso de los VEs, la DSM consiste en un conjunto de estrategias orientadas a modificar sus
patrones de consumo eléctrico, con el objetivo de desplazar la carga hacia periodos mas convenientes
para el sistema y contribuir a una curva de demanda mas eficiente [36]. Esta flexibilidad se explica
porque los VEs permanecen estacionados durante gran parte del dia, por lo que su proceso de carga
puede ser gestionado temporalmente sin afectar necesariamente la disponibilidad del VE para el
usuario. En este sentido, los VEs pueden ser considerados no solo como una carga adicional, sino
también como recursos energéticos moviles capaces de desplazar su consumo e incluso, devolver
energia a la red mediante esquemas de carga bidireccionales [37].
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3.3.2. Esquemas de carga de vehiculos eléctricos

La forma en que se realiza la carga de los VEs es determinante para evaluar su impacto sobre el
sistema eléctrico. En términos generales, la literatura distingue entre esquemas de carga no inteli-
gente, carga inteligente y esquemas bidireccionales como el V2G [38]. Estos enfoques se diferencian
principalmente por el grado de coordinacién existente entre el proceso de carga de los vehiculos y las
condiciones operativas del sistema. A continuacion, se describen los esquemas de carga mencionados.

= Carga no inteligente: corresponde al escenario en que el usuario conecta su VE y la carga

comienza de manera inmediata, hasta que la bateria alcanza el nivel requerido o el vehiculo
es desconectado [36]. Este tipo de carga puede aumentar los maximos de demanda, ya que la
conexién de los VEs suele coincidir con horarios de alto consumo eléctrico.

Carga inteligente: corresponde a una estrategia de gestion de la demanda en la cual el proceso
de carga es supervisado y controlado con el objetivo de optimizar el consumo de energia. En
este esquema, el VE no necesariamente comienza a cargarse apenas se conecta, sino que el
sistema puede decidir el momento mas conveniente para iniciar o modificar la carga [38]. Su
objetivo es desplazar el consumo hacia periodos de menor demanda, menor congestiéon o mayor
disponibilidad de ERV. De esta manera, la carga inteligente puede contribuir a aplanar la curva
de demanda y mejorar la estabilidad y eficiencia del sistema eléctrico [36].

Vehicle to Grid: el V2G corresponde a una interaccién bidireccional de potencia entre los VEs
y la red eléctrica. A diferencia de los esquemas de carga convencionales o de carga inteligente
unidireccional, donde la energia fluye desde la red hacia el VE, el V2G permite que la ener-
gia almacenada en la bateria del vehiculo pueda ser inyectada nuevamente a la red cuando el
sistema lo requiera [36]. Bajo este esquema, los VEs pueden actuar como sistemas distribui-
dos de almacenamiento de energia, aportando electricidad durante periodos de alta demanda,
apoyando estrategias de reduccion de punta y contribuyendo al balance del sistema frente a la
incertidumbre asociada a las ERV.

En la Figura 3.5 se presenta un esquema conceptual de los flujos bidireccionales de energia entre la
red eléctrica y el vehiculo eléctrico, distinguiendo los modos de operacion G2V y V2G anteriormente

descritos.

Ga2v

Carga desde la red
al vehiculo

=
s b V2G @

Energia del vehiculo
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! (S———

Vehiculo eléctrico

Red eléctri
i Convertidor

bidireccional

Figura 3.5: Esquema conceptual de los flujos de energia G2V y V2G en vehiculos eléctricos.
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3.4. Requerimientos de seguridad del sistema

La operacién de los sistemas eléctricos de potencia no solo requiere satisfacer el balance entre gene-
racion y demanda en cada periodo de operacion, sino también disponer de recursos suficientes para
enfrentar perturbaciones imprevistas, contingencias y variaciones en la generacion o el consumo [39].
En sistemas con alta penetraciéon de ERV, estos requerimientos adquieren mayor relevancia debido
a la incertidumbre y variabilidad asociadas a la generacién eélica y solar.

En este contexto, los requerimientos de seguridad operativa permiten asegurar que el sistema cuente
con capacidad de respuesta suficiente para mantener la continuidad, confiabilidad y calidad del
suministro eléctrico. Dentro de estos requerimientos destacan las reservas operativas y la respuesta
de frecuencia, las cuales permiten compensar desbalances entre generacién y demanda en distintas
escalas temporales [21]. Mientras la respuesta de frecuencia acttia en horizontes cortos para contener
desviaciones rapidas de frecuencia, las reservas operativas permiten sostener el balance del sistema
en periodos posteriores a una perturbacién. A continuacién, se realiza una descripcion de estos
requerimientos de seguridad.

3.4.1. Respuesta de frecuencia

La respuesta de frecuencia corresponde a la capacidad del sistema eléctrico para contener y recuperar
la frecuencia de la red frente a un desbalance repentino entre generacion y demanda [40]. A diferencia
de las reservas operativas, que pueden actuar en escalas temporales mas amplias, la respuesta de
frecuencia opera en horizontes de tiempo més cortos, desde segundos hasta minutos, dependiendo del
tipo de servicio considerado. Su objetivo principal es contener la desviacion de frecuencia posterior a
una perturbacién, estabilizar el sistema y evitar que se alcancen condiciones inseguras de operaciéon
que puedan afectar la continuidad del suministro [39].

En sistemas con alta penetracion de ERV, la respuesta de frecuencia adquiere mayor relevancia
debido a la variabilidad de la generacién edlica y solar, asi como a la posible reduccién de la inercia
equivalente del sistema cuando unidades convencionales son desplazadas por generacién basada en
electronica de potencia. En este contexto, resulta relevante incorporar requerimientos de respuesta de
frecuencia en modelos de operacién y planificacion, especialmente cuando se evalia la participacion
de recursos flexibles como los VEs, los cuales pueden contribuir al balance del sistema mediante la
gestion temporal de su demanda [21].

3.4.2. Reservas operativas

Las reservas operativas corresponden a la capacidad disponible del sistema para responder ante
desbalances entre generacién y demanda, contingencias, errores de prondstico o variaciones inespe-
radas en la produccion renovable y el consumo eléctrico [39]. Su funcién principal es mantener la
continuidad y confiabilidad del suministro, asegurando que existan recursos capaces de compensar
desviaciones respecto a la operacién programada.

Estas reservas pueden ser provistas por distintos recursos del sistema, tales como unidades genera-
doras convencionales, sistemas de almacenamiento o mecanismos de respuesta de la demanda. En el
caso de los generadores térmicos, la reserva operativa suele estar asociada a la potencia maxima que
puede entregar cada unidad [39)].

En sistemas con alta penetraciéon de ERV, los requerimientos de reserva operativa adquieren mayor
importancia debido a la variabilidad e incertidumbre asociadas a la generacion edlica y solar. Errores
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de pronostico, cambios repentinos en la disponibilidad renovable o variaciones en la demanda pueden
generar desbalances que deben ser compensados mediante recursos flexibles. En este contexto, los
VEs pueden contribuir al cumplimiento de los requerimientos de reserva mediante la reduccion,
desplazamiento o modificacién temporal de su consumo cuando se encuentran conectados a la red
[21]. De esta manera, la flexibilidad asociada a los VEs permite complementar la provision tradicional
de reserva operativa y apoyar una operacién mas segura del sistema.

En Chile, ambos requerimientos se rigen por la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio
(NTSyCS) [41], la cual distingue distintas categorias de control de frecuencia segin su velocidad
de actuacion. El control rapido (CRF) y control primario (CPF), estan asociados a la respuesta de
frecuencia mientras que el control secundario (CSF) y control terciario (CTF), se encuentran aso-
ciados a la reserva operativa. El monto exigido para cada categoria es determinado peridédicamente
por el Coordinador Eléctrico Nacional (CEN) mediante el Estudio de Control de Frecuencia y De-
terminacion de Reservas [42], aplicando criterios distintos segtn el servicio. Para el CPF se exige que
el sistema soporte la desconexién de la unidad generadora de mayor tamano en servicio, mientras
que para el CSF y el CTF el criterio corresponde a compensar la variabilidad e incertidumbre de
la demanda y de la generacion del sistema. Ambos criterios son replicados en la formulaciéon del
presente modelo en la subseccion 4.1.4.

De esta manera, la incorporaciéon de requerimientos de reserva y respuesta de frecuencia en modelos
de planificacion permite evaluar no solo la suficiencia de infraestructura para abastecer la demanda,
sino también la capacidad del sistema para operar de forma segura ante variaciones e incertidumbres.
En el contexto de este trabajo, estos requerimientos permiten representar el aporte potencial de la
flexibilidad de los VEs a la seguridad operativa del sistema, complementando las decisiones de
expansion de transmision.
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CAPITULO 4

Metodologia

En este capitulo se presenta la metodologia propuesta para la planificacién de las redes de transmision
considerando la alta penetracion de VEs y su capacidad de flexibilidad, detallando la estructura
general y la formulacion matematica que permite llegar a la obtencion de un plan 6ptimo de expansion

de la transmision.

4.1. Descripcién general

En la Figura 4.1 se presenta de manera esquematica la metodologia propuesta para la planificaciéon
de redes de transmision considerando la alta penetraciéon de VEs y la flexibilidad de su demanda.
La metodologia cuenta con cinco etapas, las cuales se describen con mayor detalle a continuacion.

I Modelo de Perfil de A :
: demanda de demanda de |
I vehiculos vehiculos |
| eléctricos eléctricos [
Lo —————__ i

|

I'l Perfiles de generacion
: y parametros
|

|

técnicos/econdémicos

r |
e C |
| Lineas

Red de . |
! transmision existentes y
: candidatas |

g

Lo —————— _ |

Modelo de

E

planificacion

F

Plan 6ptimo
de expansion
de la red de
transmision

Figura 4.1: Metodologia para la planificacién de redes de transmision considerando la alta penetra-

cion de VEs y la flexibilidad de la demanda.
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4.1.1. Modelacion de la demanda de vehiculos eléctricos

En la etapa A se construye el perfil horario de la demanda de VEs para su integracion en el modelo
de TEP. El proceso parte por la recopilaciéon de los datos base, como la proyecciéon de la cantidad de
VEs al ano 2030 diferenciados segtin su tipo (privados, taxis y buses), asi como el consumo energético
promedio asociado a cada uno. Con esta informacion se estima el requerimiento energético diario de
cada tipo de flota.

Posteriormente, dicho requerimiento se distribuye a lo largo de las 24 horas del dia mediante un perfil
de finalizacién de viaje, asumiendo que los VEs se conectan a la red una vez finalizado su recorrido.
Este perfil permite estimar el porcentaje de vehiculos conectados en cada hora del dia. Finalmente, al
combinar esta informacién con el consumo energético promedio, la cantidad de vehiculos proyectados
y la eficiencia de los cargadores, se obtiene la potencia de carga horaria de cada tipo de VE. Los
datos necesarios para la construccién de este perfil pueden obtenerse de diferentes estudios como el
presentado en [1].

4.1.2. Perfiles de generaciéon y paridmetros técnicos-econémicos

En la etapa B se construyen los perfiles horarios de generacién, tanto convencional como renovable,
junto con la recopilacion de los pardmetros técnicos y econémicos necesarios para representar la
operacién de las centrales térmicas en el modelo de TEP.

El parque de generacion convencional estd compuesto por centrales térmicas (biomasa, diésel, gas
natural y geotérmica) y centrales hidroeléctricas (de pasada y de embalse). Para las unidades térmicas
se consideran parametros como la potencia maxima y minima de generacién, el costo variable de
operacion. Dado que sobre estas unidades ademas se aplican las restricciones de UC, se incorporan
parametros adicionales para realizar dicha formulacion, entre los que destacan las rampas de subida y
bajada, los tiempos minimos de encendido y apagado, los costos de arranque y parada y la capacidad
méaxima destinada a la provision de respuesta de frecuencia. En el caso de las centrales hidroeléctricas,
tanto de pasada como de embalse, se incorpora la potencia instalada y su factor de planta

Por otra parte, la generacién renovable considera tecnologias solar fotovoltaica y eélica. Para ambas
se incluyen datos de disponibilidad horaria, distribucion geografica, capacidad instalada y caracte-
risticas técnicas especificas, tales como la eficiencia de los paneles solares y las velocidades nominales
de los aerogeneradores.

La informacién requerida puede obtenerse de estudios e informes técnicos, como la Planificacién
Energética de Largo Plazo (PELP) [43], asi como de organismos reguladores y operadores del sistema,
entre ellos el CEN [44] y la Comision Nacional de Energia De Chile (CNE) [45].

4.1.3. Red de transmision

En la etapa C se considera la infraestructura existente del sistema eléctrico analizado, junto con sus
caracteristicas técnicas como las barras de conexién, capacidad maxima, reactancia de linea y nivel
de tensién, entre otros. Para la infraestructura candidata se recopilan las mismas caracteristicas
técnicas, incorporando ademas el costo de inversién asociado a cada linea. Para el caso del SEN de
Chile, los datos de la red de transmisiéon pueden obtenerse de estudios e informes técnicos, como
la PELP, asi como de la informacion publicada por el CEN [44] o de otros organismos técnicos y
estatales.
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4.1.4. Formulaciéon matematica del modelo TEP

La formulacion se basa en el modelo de planificacion desarrollado en [1], incorporando modificaciones
que permiten representar con mayor detalle la operaciéon de las unidades térmicas y los requerimien-
tos de seguridad operativa del sistema. En particular, se agregan restricciones asociadas al UC,
requerimientos de reserva operativa y respuesta de frecuencia, ademas de una reformulaciéon de las
restricciones de flexibilidad de los VEs adaptadas de [21].

La funcion objetivo del problema de TEP viene dada por la ecuaciéon (4.1), que busca minimizar
los costos totales del sistema, considerando los costos de inversion en lineas de transmision (IC, del
inglés investment costs) y los costos de operacion del sistema (OC, del inglés operating costs). Los
términos IC y OC se explicitan en las ecuaciones (4.2) y (4.3) respectivamente.

El término IC se obtiene a partir de la suma de los costos anualizados de las lineas candidatas
multiplicado por la variable binaria v;, que indica si una linea es construida o no. El término OC
incorpora los costos de generaciéon de las unidades convencionales y renovables, los costos de verti-
miento de energia renovable y los costos asociados a la energia no suministrada, ajustados mediante
el parametro o para anualizar los costos.

min{IC + OC} ()
IC= ) Cfu (4.2)
lEQL+
00 =03 | S(CFp%, + ety + )+ S CSPpsP + Y eyl P (4.3)
LteT i€ reQpR deQp

Sujeto a:

Z Pft + Z pft + Z Pft - Z plt + LSOUt

i€Qf reQf 1e(QLUQLT) | 11o=b Le(QLUQLH) | L om=b
S WL-piP)+ D0 e+ D> oE T+ Y. pPYP4 LS, wheQP vteT (44
deQf ueQfv yeQfVT z€QFVE

La ecuacion (4.4) presenta el balance de potencia y garantiza que, para cada barra y periodo de
tiempo, la suma de la generacion convencional (pZ-Gt) generacion renovable (pﬁt) flujos de potencia
en lineas existentes y candidatas (pft) las demandas desplazadas de VEs (LSO’”) sea igual a la

demanda eléctrica total, incluyendo la demanda convencional (p?,), descontando la ENS (piP) y de

VEs (pﬂ/, pﬂ/ T pfy B). Esta restriccion asegura que en cada instante el sistema cumpla el balance

energia-potencia.

1
P = — Otgromt = Otiot) » VieQF, VteT (4.5)
l

. —0
M(1-w) < pﬁt—%l““t < M(1-v), VleQlt vteT (4.6)
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Las ecuaciones (4.5) y (4.6) representan los flujos de potencia en términos de los angulos de fase de
las barras para las lineas existentes y candidatas, respectivamente. En este modelo, al utilizarse una
aproximaciéon de flujo DC, la potencia transmitida por las lineas se calcula como la diferencia de
angulos de fase entre las barras terminales dividida por la reactancia de la linea (z;). Adicionalmente,
en la ecuacion (4.6), el término Big-M corresponde a una relajacion disyuntiva, ampliamente utilizada
en la formulacién de problemas de TEP para linealizar la relacién bilineal entre la variable binaria
de inversion y el flujo de potencia [46]. Cuando v; = 1, ambos términos M (1 — v;) se anulan y la
restriccion se activa, forzando a plLt a igualar exactamente el flujo determinado por la diferencia
de angulos entre las barras terminales. Por el contrario, cuando v; = 0, la restricciéon se relaja
completamente para un valor de M suficientemente grande, permitiendo que plLt tome cualquier
valor sin verse condicionado por dicha relacién. 7

—pi < vy < VieQlteT (4.7)

—upl <ply <upl, Vie QM wte T (4.8)

Las ecuaciones (4.7) y (4.8) limitan la potencia méxima que puede circular por cada linea existente
o candidata, evitando sobrecargas y asegurando que los flujos respeten la capacidad de disenio de la
infraestructura.

civ > Ki (zig — Tit-1) (4.9)

¢y > Ci- (wig1 — mig) (4.10)

Las ecuaciones (4.9) y (4.10) definen los costos fijos asociados a encender o apagar las unidades
generadoras térmicas. Estos costos dependen de la variacion binaria (z;; — xj¢—1), donde z;; indica
si la unidad 7 esta encendida en el periodo t.

g p <pl <wip Py (4.11)
G G . . . . .
Pit = Pit—1 < Rupi* Tig—1 + SUi - (Tip — Tig-1) (4.12)
G G . . . .
Pit—1 — Pit < Rani - Tig +SDi - (Tig—1 — Tiy) (4.13)

La ecuacion (4.11) asegura que cada generador activo se encuentre operando dentro de su rango
establecido, sin superar su capacidad maxima instalada. Por otro lado, las ecuaciones (4.12) y (4.13)
limitan la méaxima variacion de potencia permitida (subida/bajada) entre periodos consecutivos.

t

Z Tip > UP; - (xip — x54-1) (4.14)
n=t—UP;+1
t
> (L—ain) = DN; - (wi4-1 — i) (4.15)
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> _pis < LF|T|-p, Vie QY (4.16)
teT

Las ecuaciones (4.14) y (4.15) obligan a que los generadores mantengan su estado de conexion o
desconexion a la red durante una cantidad minima de horas después de un arranque o parada. La
ecuacion (4.16) establece un limite sobre la cantidad méxima de energia que una unidad generadora
puede producir durante el horizonte de tiempo evaluado.

rspy < iy - TSP, (4.17)

ey + resy +rspl, < miy DY (4.18)

Las restricciones (4.17) y (4.18) establecen los limites operativos del parque térmico para la pro-
vision de servicios complementarios. La ecuacion (4.17) acota de manera individual la capacidad
de respuesta de frecuencia de cada unidad al limite técnico especifico (7sp;), garantizando que la
asignacion de potencia sea fisicamente realizable. Mientras que la ecuacion (4.18) asegura que la
suma de la potencia activa despachada, la reserva operativa y la respuesta de frecuencia no supere la
capacidad méaxima instalada de cada unidad, condicionada a que la maquina se encuentre encendida

($i,t = 1).

pet =napy¥ —pSy, Vse QPY el (4.19)
07 qu% < Vcin H VJ)U% > ‘/cout7
w w Vi —vVer sp ; ; W
pu),t - ﬁw m — pw,t7 VC?/IZ S VJ;’:;{ S er7 Vw € Q ; Vt S~ T (420)
153/,15 o pg§7 Vrw < u’L}lj% < Vcout,

Las ecuaciones (4.19) y (4.20), representan las restricciones de generacion de las tecnologias reno-
vables consideradas en el modelo. La ecuacion (4.19) limita la potencia generada por los paneles
solares fotovoltaicos, considerando la eficiencia de conversion de los paneles (7), la radiacion solar
normalizada (), la capacidad instalada (pfV) y el vertimiento de potencia (p3*). La ecuacion (4.20)
establece la potencia inyectada por los aerogeneradores, teniendo en cuenta la velocidad del viento
v las caracteristicas técnicas de cada unidad.

0 < pf, <pfhpt, Vee QH vteT (4.21)

0 < pift < pflpfE, Vhe QHR vt e T (4.22)

La ecuacion (4.21) define la potencia maxima inyectada por las centrales hidroeléctricas de embalse,
considerando su capacidad instalada (p%!) y el factor de planta (pff). Por otro lado, la ecuacion
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(4.22) corresponde a la potencia inyectada por las centrales hidroeléctricas de pasada, tomando en
cuenta su capacidad instalada (}5{1{ Ry y su factor de planta (p f,{{ Ry,

0<pyy <l +plf +oi T +pEF),  Vdef vueQfV vye VT Ve QfY P vteT
(4.23)

La ecuacion (4.23) representa la restriccion de ENS (p§P), considera la demanda convencional (pZ,)
v la demanda de los VEs (pﬂ/, pﬂ/T, pfy B). Esta restriccion entrega flexibilidad al modelo en caso
que la generacion del sistema no sea suficiente para abastecer la demanda requerida.

LSgy <apPB | ST pl+ > pEYT Vie T (4.24)

ueQFv yeQEVT

La ecuacion (4.24) establece que la capacidad méaxima de reducciéon horaria de la demanda de VEs
esta limitada por la potencia correspondiente a los vehiculos efectivamente conectados y disponibles
para gestion en cada periodo de tiempo, garantizando que el modelo no permita reducir mas carga de
la que fisicamente puede ser controlada. Resulta importante destacar que la gestion de la demanda
excluye a los buses eléctricos (szy B) debido a la rigidez operativa del transporte publico. La flota de
los buses eléctricos opera bajo horarios definidos y ventanas de recarga acotadas, por lo que aplicar
gestion de carga podria poner en riesgo la autonomia de las baterias para cumplir sus recorridos
diarios.

D ST que se modela en la ecuacion (4.24) representa la fraccion de la flota total de

El parametro o
vehiculos eléctrlcos conectados en cada hora t, es decir, la proporcion de vehiculos enchufados y
disponibles para gestion. Este parametro se calcul6 siguiendo la metodologia probabilistica descrita

en [12]:

o DSE _ Numero de vehiculos conectados en la hora ¢
Qpt

Nuamero total de vehiculos

En las Tablas 4.1 y 4.2 se muestran los valores de aD SE para cada bloque horario, los cuales se utilizan
en la ecuacion (4.24) para limitar la reducciéon maxima de la demanda de VEs. De esta manera, la
restricciéon asegura que solo se gestione la potencia correspondiente a los vehiculos disponibles en
cada hora.

Tabla 4.1: Valores de aD SE hor bloque horario.

Hora 00:00 01:00 02:00 03:00 04:00 05:00 06:00 07:00 08:00 09:00 10:00 11:00
aPh 1 1 1 1 1 099 098 08 078 074 074 0.72

Tabla 4.2: Valores de aD ST por bloque horario (continuacion).

Hora 12:00 13:00 14:00 15:00 16:00 17:00 18:00 19:00 20:00 21:00 22:00 23:00
af /%069 067 068 069 072 075 080 084 092 094 096 0.99
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> LS <npv- Y LS (4.25)

teD, teD,

la ecuacion (4.25) garantiza la conservacion de la energia dentro del modelo, asegurando que la
totalidad de la demanda desplazada a lo largo del horizonte operativo sea recuperada en otro horario.
Para modelar las pérdidas asociadas al proceso de desplazamiento de carga de los VEs, se incluye un
factor de eficiencia global, ngy, que se ha fijado en 0,93 (93 %). Este pardmetro se basa en valores
reportados en estudios previos de integracion de VEs [12], [47] y refleja las pérdidas energéticas
inherentes al ciclo de carga, incluyendo la eficiencia de conversion AC/DC de los inversores, las
pérdidas electroquimicas dentro de la bateria y el consumo de los sistemas auxiliares de gestion
térmica durante los ciclos de carga controlada. La inclusion de ngy < 1 en la ecuacion (4.25)
permite que el modelo considere el costo energético real del desplazamiento de la demanda, evitando
que se planifiquen movimientos de carga que no compensen las pérdidas del sistema.

Z rspft + Z aZip : Z pﬂ/ + LS}Z;@ — LSl‘fff > SRP, VteT

S beQ B ueQlEV
(4.26)
La restriccion (4.26) asegura que el requerimiento de respuesta de frecuencia (SRP;) se cumpla en
cada periodo. Para ello, la restriccion establece que dicha exigencia debe ser satisfecha de manera
conjunta por el margen dinamico de las unidades generadoras (rspgt) y la contribucion de los VEs.

La participacion de la electromovilidad en la respuesta de frecuencia se incorpora mediante el factor
de participacion (a;‘ip ), aplicado a la demanda neta optimizada de los VEs en cada hora. Este
parametro representa la fraccién de la carga de un vehiculo eléctrico que puede ser interrumpida de
manera instantanea para contribuir a la detencién de una caida de frecuencia en la red. Siguiendo
la metodologia presentada en [47], se considera que esta interrupcion puede ser total, es decir,
aZip = 1, bajo el supuesto de que en el futuro el 100 % de los cargadores de VEs sean inteligentes

(smart charging). Mateméaticamente, esta participacion se modela como:

0< P <P

donde Pvc’; representa la potencia de carga interrumpible del vehiculo v en la hora ¢, y P)"** corres-
ponde a su potencia méxima de carga.

El pardmetro SRP; define el requisito de seguridad del sistema, es decir, la cantidad de MW que
deben estar disponibles para inyectar en menos de 10-30 segundos ante una falla. Por ejemplo, en
Chile, en el SEN se aplica el criterio de contingencia N-1, lo que implica que el sistema debe ser capaz
de soportar la pérdida de la unidad generadora mas grande que esté operando en ese momento. Este
parametro se actualiza cada hora en funcién del generador mas grande que se encuentre encendido,
informacion que se obtiene directamente a partir del UC implementado en el modelo.

S orest+ > || > plY + LS - LSgyt | | = SRS, Vie T (4.27)

i€Q¢ beQB veEQEV

La restriccion (4.27) asegura que el sistema mantenga un nivel suficiente de reserva operativa (SRS;)
en cada periodo para afrontar variaciones imprevistas, como errores de pronoéstico en la demanda o en
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la generacién renovable. Esta reserva se satisface mediante la suma del margen de reserva aportado
por las unidades térmicas (resiGt) y la contribucién de los vehiculos eléctricos. La participacién de
los VEs se modela mediante el factor a;%’, que representa la fraccion de carga de un vehiculo que
puede ser interrumpida durante un periodo prolongado para suplir un déficit de energia, se considera
un valor de ap%’ = 0,5 [47]. De esta manera, la flexibilidad de los VEs complementa la provisién

tradicional de reservas a largo plazo.

El parametro SRS, define el requerimiento de reserva operativa necesario para cubrir la incerti-
dumbre asociada a la generaciéon renovable y a la demanda del sistema. Siguiendo la metodologia
propuesta en [48], este parametro se calcula hora a hora mediante la suma cuadrética de errores de
pronéstico de demanda, generacién edlica y generaciéon solar:

SRS, = \/(ULoad - D) + (ow - Pw)? + (opy - Pov,)? (4.28)

donde D; corresponde a la demanda total en la hora t, Py es la generacion edlica, Ppy; es la
generacion solar, y oroad, Owind YV 0pv representan las desviaciones tipicas de los pronésticos de
cada fuente. Este enfoque permite cuantificar de manera dinamica la reserva operativa necesaria,
considerando tanto la incertidumbre en la demanda como en la generacién renovable.

QFf = {aofvV oy, Vb € QF (4.29)
v € {0,1}, vl e QFF (4.30)
z;y € {0,1}, VieQ9vteT (4.31)

La ecuacion (4.29) define el conjunto de tecnologias renovables consideradas en cada barra b del
sistema, denotado como Q. En este modelo, se incluyen la energfa solar fotovoltaica (Q7'V) y la
energfa eolica (Q]"), tal como se establece en [1].

Por otra parte, la ecuacion (4.30) establece las condiciones binarias de las inversiones en las lineas
candidatas. La variable v; toma valor 1 si la linea candidata [ € QLF es construida, y 0 en caso
contrario, permitiendo al modelo seleccionar de manera discreta qué proyectos de expansion se
incorporan al plan 6ptimo de transmision.

Por altimo la ecuacion (4.31) establece las condiciones binarias del UC, donde la variable binaria
x;¢+ determina el estado operativo de cada unidad generadora térmica 7 en cada hora t.
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CAPITULO 5

Caso de estudio

En esta capitulo se presenta la aplicacién de la metodologia propuesta para obtener el plan 6ptimo
de expansion de redes de transmisién considerando la alta penetracién de VEs y la flexibilidad de
la demanda. En primer lugar, se describe el sistema eléctrico de prueba utilizado, detallando la
representacion de los perfiles de la demanda convencional y la demanda de VEs. Posteriormente,
se expone el procedimiento utilizado para la determinacién de los pardmetros técnicos y operativos
de los generadores y, por ultimo, se definen los escenarios de operacién diseiados para evaluar el
modelo.

5.1. Sistema de prueba utilizado

Para evaluar la efectividad del modelo mateméatico propuesto en el presente trabajo de titulacion,
las simulaciones se realizan sobre un sistema representativo del SEN de Chile. Este sistema permite
capturar las principales caracteristicas operativas de la red eléctrica nacional, manteniendo al mismo
tiempo una dimensiéon adecuada para la resolucién computacional del modelo de optimizacion.

El sistema de prueba utilizado est4 compuesto por 42 barras y 72 lineas de transmisiéon existen-
tes. Ademaés, considera un parque generador conformado por 94 centrales térmicas, 61 centrales
hidroeléctricas de pasada, 8 centrales hidroeléctricas de embalse, 46 parques solares fotovoltaicos y
85 parques edlicos. Es importante destacar que no se consideran centrales a carbon dentro de la
operaciéon del sistema, en concordancia con el proceso de descarbonizaciéon acelerada de la matriz
energética hacia el ano 2030, segtn los lineamientos de la PELP [43].

La utilizacion de un sistema reducido responde a la necesidad de contar con un modelo simplificado
representativo del SEN, que permita analizar tendencias generales de operacion y planificaciéon sin
la complejidad de modelar la red completa, manteniendo la distribucién geografica de generaciéon y
consumo

En la Figura 5.1 se presenta una representacion grafica del sistema reducido del SEN. En dicha
figura, los circulos corresponden a las barras de conexién del sistema, las lineas negras representan
las lineas de transmision existentes y las lineas rojas indican las lineas candidatas consideradas para
la expansion de la red. Asimismo, se incluye la ubicacién de las distintas tecnologias de generacion
conectadas a las barras del sistema, permitiendo visualizar la distribucién espacial de la generaciéon
edlica, solar fotovoltaica, hidraulica y térmica.
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Simbologia Barras de conexion

Generacion edlica
== 4,5,6,7, 9, 10, 16, 18, 20, 21,

23, 27, 34, 37, 39, 40, 41.

Generacion hidraulica
1, 2, 16, 20, 26, 28, 30, 31, 32,

33, 34, 35, 37, 39, 40, 42.
Generacion térmica 1234689 14 15, 16
f' 18, 20, 23, 24, 25, 26, 28, 29,
|
Solsoas 30, 32, 34, 37, 39, 40, 42.
 |oooo

Generacion solar fotovoltaica

-O- 2,5,7,9, 25, 26, 33, 39.

Existentes 3
No aplica

______ Candidatas

Figura 5.1: Diagrama ilustrativo del SEN reducido a 42 barras [1].

5.2. Perfiles de demanda utilizados

Los perfiles de demanda utilizados en este trabajo corresponden a datos de entrada adoptados a partir
de la metodologia y base de datos desarrollada en [1]. En particular, se consideran dos componentes
principales de demanda: la demanda eléctrica convencional del sistema y la demanda asociada a VEs.
Estos perfiles permiten representar la variaciéon horaria del consumo eléctrico dentro del horizonte de
operacion considerado, manteniendo una distribucién temporal y geografica coherente con el sistema
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reducido del SEN utilizado como caso de estudio.

5.2.1. Perfil de demanda convencional

La demanda convencional utilizada en este trabajo se basa en el perfil horario representativo cons-
truido en [1], corresponde al consumo eléctrico base del sistema, el cual agrupa los requerimientos de
los sectores residencial, comercial e industrial, excluyendo el impacto de la electromovilidad. Para su
modelacién, se considera la demanda conectada a cada barra del sistema, tomando como referencia
los porcentajes de demanda por barra obtenidos desde la base de datos de la PELP. De esta forma,
la demanda total del sistema se distribuye geograficamente entre las barras del sistema reducido del

SEN.

Con el objetivo de representar la variabilidad temporal de la demanda eléctrica, se emplean perfiles
horarios de 24 horas para dias representativos de cada estacién del afio: verano, otono, invierno y
primavera. Ademas, se consideran escenarios de demanda minima y demanda méaxima, obtenidos
a partir de reportes de demanda real del CEN correspondientes al afio 2022. Esta representacion
permite capturar patrones estacionales relevantes sin necesidad de modelar la operacién completa
de un ano, reduciendo asi la complejidad computacional del problema de optimizacion.

En la Figura 5.2 se muestran los perfiles de demanda maxima y minima para cada uno de los cuatro
dias representativos de cada estacion.

Verano Otofio Invierno Primavera

12500 —— Demanda Convencional Maxima —— Demanda Convencional Minima
12000
11500
11000
10500

10000

Potencia (MW)

9500

9000

8500

Figura 5.2: Perfil de demanda convencional.

5.2.2. Perfil de demanda de vehiculos eléctricos

La demanda asociada a VEs también se adopta a partir de la metodologia desarrollada en [1]. En
dicho trabajo, la construccion del perfil de carga de VEs considera tres elementos principales: los
horarios de conexién de los vehiculos a la red, la proyeccién de cantidad de vehiculos eléctricos al ano
2030 y el consumo promedio segtin tipo de vehiculo. Los tipos de VEs considerados corresponden a
vehiculos privados, taxis y buses.

Para determinar la distribucion horaria de la carga, se utiliza un perfil de finalizacion de viaje, bajo
el supuesto de que los vehiculos se conectan a la red una vez finalizado su desplazamiento. Este
perfil permite asignar porcentajes de la carga diaria total a cada hora del dia. En [1], el mismo
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perfil horario es utilizado para VEs privados, taxis y buses eléctricos, modificando tinicamente el
requerimiento energético segun el tipo de vehiculo considerado.

Respecto a la penetracion de electromovilidad, se considera una proyeccién al ano 2030 de 500.000
vehiculos eléctricos privados, 53.000 taxis eléctricos y 3.550 buses eléctricos [1]. Ademas, se utilizan
consumos promedio diferenciados por tipo de vehiculo: 3,9 kWh para VEs privados, 1,33 kWh para
taxis y 8,77 kWh para buses [1]. Con estos parametros, la potencia horaria de carga de los VEs se
calcula a partir del consumo promedio, la cantidad de vehiculos, el porcentaje de vehiculos conectados
en cada hora y la eficiencia de los cargadores.

La expresion general utilizada para representar la demanda horaria de VEs puede escribirse como:

BV _ cprom NEV . EVCt
by = e

(5.1)

donde CP™*™ corresponde al consumo promedio del tipo de vehiculo considerado, NV representa
la cantidad de vehiculos eléctricos, EV C} es el porcentaje de vehiculos conectados en la hora t y nP¢
corresponde a la eficiencia del cargador. En [1] se considera una eficiencia de carga del 90 %.

En la Figura 5.3, se presenta el perfil de demanda total de los VEs para cada uno de los dias
representativos.

Verano Otofio Invierno Primavera

—— Demanda Total VEs

20000

15000

10000

Potencia (MW)

5000

24 6 12 18 24 6 12 18 24 6 12 18 24 6 12 18 24
Horas

Figura 5.3: Perfil de demanda de los VEs.

Finalmente, En la Figura 5.4 se muestra la demanda de VEs distribuida geograficamente en las barras
del sistema reducido del SEN mediante porcentajes regionales asociados a la ubicacion de los usuarios.
Esta distribuciéon permite representar la concentracion espacial esperada de la electromovilidad,
observandose una mayor participacién en las zonas centro del pais, donde se ubican los principales
centros urbanos y de consumo.
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Figura 5.4: Porcentaje de demanda de VEs por region [1].

5.3. Parametros técnicos y operativos del modelo

Ademas de los perfiles de demanda convencional y demanda de VEs, el modelo propuesto requiere
un conjunto de parametros técnicos y operativos que permiten representar adecuadamente la ope-
racién del sistema eléctrico y las decisiones de expansién de transmisién. Estos parametros incluyen
caracteristicas del parque generador, costos variables, condiciones técnicas de la red de transmision
y pardmetros asociados a las restricciones del UC.
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5.3.1. Parque de generaciéon

El parque de generacién utilizado en este trabajo estd compuesto por unidades de generacién con-
vencional y ERV. Dentro de las tecnologias convencionales se incluyen centrales diésel, gas natural,
ciclo combinado, biomasa, geotérmicas, hidroeléctricas de embalse e hidroeléctricas de pasada. Por
otro lado, la ERV esta conformada por centrales solares fotovoltaicas y parques edlicos.

Al igual que en el caso de los perfiles de demanda convencional y demanda de VEs, la base de datos
del parque generador se adopta a partir de lo desarrollado en [1|. Para efectos de modelacion, las
unidades generadoras se agrupan segin su tecnologia, debido a que cada tipo de central presenta
caracteristicas operativas distintas.

En particular, las centrales térmicas son representadas mediante restricciones de capacidad, costos
variables y pardmetros operativos asociados al UC. Las centrales hidroeléctricas se modelan consi-
derando su disponibilidad energética mediante factores de planta, mientras que la generacion solar y
eblica se representa a partir de perfiles horarios asociados a la disponibilidad del recurso renovable.

A continuacion, se describe la representacién considerada para cada tipo de generaciéon dentro del
modelo segun lo presentado en [1]:

= Generacion solar fotovoltaica: se modela a partir de la disponibilidad horaria del recurso so-
lar, la capacidad instalada de cada central y la eficiencia de los paneles solares. La potencia
generada depende directamente de la radiacién solar disponible en cada periodo de operacion.
Ademas, en caso de que la energia solar disponible no pueda ser utilizada por restricciones ope-
rativas, el modelo permite representar vertimiento de generaciéon. En la Figura 5.5 se presenta
la generacion solar total del modelo. Los datos de radiacion se obtienen de [49].

Verano Otoio Invierno Primavera

17500

15000

12500

10000

7500

Potencia (MW)

5000

2500

24 6 12 18 24 6 12 18 24 6 12 18 24 6 12 18 24
Horas

Figura 5.5: Generacion solar fotovoltaica total.

= Generacion edlica: se representa mediante perfiles horarios de velocidad del viento asociados a
la ubicacion geografica de cada parque eolico. La potencia disponible se determina en funcién
de las velocidades minimas, nominales y maximas de operaciéon. Al igual que en el caso solar,
el modelo permite considerar vertimiento cuando la generacién eélica disponible no puede ser
inyectada al sistema. En la Figura 5.6 se presenta la generacion edlica total del modelo. Los
datos de velocidad del viento se obtienen de [49].
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Figura 5.6: Generacion edlica total.

= Generacién térmica: considera unidades convencionales como centrales diésel, gas natural, ci-
clo combinado, biomasa y geotérmicas. Estas unidades se caracterizan por presentar costos
variables de operaciéon y limites técnicos de generacién, para la obtenciéon de estos datos se
tomo como referencia el informe de precio nudo a corto plazo de la CNE [45]. Por otro lado, las
centrales térmicas adquieren especial relevancia debido a que sobre ellas se incorporan restric-
ciones de UC. En Las Tablas 8.3, 8.4 y 8.5 adjuntadas en los anexos se resumen los parametros
de los generadores térmicos adoptados en el modelo.

= Generacion hidroeléctrica: se consideran centrales hidroeléctricas de embalse y de pasada. Estas
unidades se modelan mediante limites de potencia disponibles asociados a factores de planta,
los cuales permiten representar la disponibilidad hidrica dentro del horizonte de operacion.

5.3.2. Parametros operativos incorporados para el Unit Commitment

La incorporacién de restricciones de UC requiere complementar la base de datos del parque generador
con pardmetros técnicos y operativos adicionales, los cuales permiten representar de manera més
detallada el comportamiento de las unidades generadoras durante la operaciéon del sistema. Dichos
parametros fueron obtenidos directamente desde la base de datos oficial del CEN [50] y [44].

Para cada unidad generadora térmica considerada en el modelo se recopilaron pardmetros asocia-
dos a sus limites técnicos de operacién, tales como potencia maxima, potencia minima, rampas de
subida/bajada, tiempos minimos de encendido/apagado y costos de arranque/parada.

Es importante senalar que dicha base de datos reporta tres tipos de costos de arranque para las
unidades térmicas: partida fria, partida tibia y partida caliente. Para la formulaciéon del presente
modelo se considera el costo asociado a la partida caliente. Esto se justifica ya que al modelar un
sistema con alta penetraciéon de ERV, los generadores térmicos abandonan su rol tradicional de
generacion base para actuar como generacién de punta. Bajo este régimen operativo, las unidades
no necesariamente alcanzan un estado de enfriamiento completo que justifique el uso de costos de
partida fria. Por ello, el costo de partida caliente se considera un parametro representativo para
modelar los costos de arranque.

La incorporacion de los parametros anteriormente mencionados permite extender el modelo de TEP
hacia una representacién mas detallada de la operacién del parque generador. De esta manera,
las decisiones de inversién en transmisién no solo se evaliian considerando balances de potencia y
limites de red, sino también las restricciones operativas de las centrales térmicas, su disponibilidad
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para entregar energia, su capacidad de modificar generacién entre periodos consecutivos y su aporte
potencial al cumplimiento de requerimientos de reserva operativa y respuesta de frecuencia. Cabe
destacar que la parametrizacion del UC se aplica a las unidades térmicas.

5.3.3. Red de transmisién

Para la modelacién de las lineas de transmisién existentes se consideran parametros técnicos asocia-
dos a su ubicacion y capacidad de transporte. En particular, para cada linea se utiliza la barra de
origen, la barra de destino, la capacidad maxima de transferencia en MW y la reactancia expresada
en p.u. En las Tablas 8.1 y 8.2 adjuntadas en los anexos se presentan los parametros anteriormente
mencionados.

Ademas de la infraestructura existente, el modelo considera un conjunto de lineas candidatas que
pueden ser seleccionadas por el problema de optimizaciéon como parte del plan éptimo de expansion.
Para estas lineas se emplean los mismos parametros técnicos considerados en las lineas existentes,
incorporando adicionalmente el costo de inversion anualizado asociado a cada linea candidata. De
esta forma, el modelo puede decidir qué lineas construir, evaluando el compromiso entre los costos
de inversion y los beneficios operativos que dichas expansiones generan en el sistema.

En la Tabla 5.1 se presentan los parametros de las lineas candidatas consideradas en el modelo.
Es importante destacar que en el presente trabajo no se incluyen lineas HVDC, ya que la base de
datos de lineas candidatas adoptada a partir de 1] define exclusivamente corredores de tecnologia
AC. Dado que el objetivo de esta memoria se centra en evaluar el impacto de la flexibilidad de la
demanda de VEs sobre la TEP, y no en la exploraciéon de alternativas tecnologicas de transmisién, se
opt6 por mantener el conjunto de lineas candidatas consistente con dicha base de datos, dejando la
incorporaciéon de corredores HVDC candidatos como una linea de desarrollo para trabajos futuros.

Es importante destacar que los datos de la red de transmisién, tanto para lineas existentes como can-
didatas, provienen de la base utilizada en [1], la cual se construye a partir de informacién proyectada
en la PELP [43].

Tabla 5.1: Lineas de transmisiéon candidatas

Barra Barra Capacidad x; IC Anual
Nombre

origen destino (MW) (p.u.) (MUSDS$)
Kapatur ->Lagunas 3 2 1500 0,2 8,795
Atacama Mejillones ->Lagunas 8 2 1500 0,4 25,605
Cumbre 500 ->Cardones 10 15 1500 0,2 19
Diego de Almagro ->Pan de Aztcar 500 14 22 1500 0,2 23,13
Cardones 500 ->Maitencillo 17 16 1500 0,2 14,853
Pan de Azucar ->Polpaico 20 26 1500 0,2 44,536
Nogales ->Alto Jahuel 24 30 1500 0,2 8,49
Rapel 220 ->Alto Jahuel 27 30 1500 0,2 15,68
Alto Jahuel ->Ancoa 30 33 1500 0,2 33,515
Charrua ->Colbtn 220 34 35 1500 0,2 14,768
Pichirropulli ->Temuco-Cautin 41 39 660 0,2 40,735
Melipilla ->Cerro Navia-Lo Aguirre 2 28 29 1500 0,03435 6,660
Itahue ->Ancoa 2 32 33 1500 0,058 8,33
Nogales ->Quillota 2 24 25 1500 0,021 5

USM 35



5.4.

Implementacién computacional y resolucién del modelo

El modelo de planificaciéon de la transmisién propuesto en este trabajo se implementa utilizando
Python junto con la libreria de optimizacién Pyomo, la cual permite definir problemas MILP de
manera estructurada. La resolucién se realiza mediante el solver Gurobi.

El flujo de implementacion computacional se estructura de la siguiente manera:

Ingreso de datos: se cargan los perfiles de demanda convencional y de VEs, los parametros
técnicos y operativos de los generadores, asi como las caracteristicas de la red de transmisién
existente y de las lineas candidatas. Los pardmetros descritos anteriormente se incorporan al
modelo mediante una base de datos desarrollada en Microsoft Excel.

Definicién del modelo: se crean los conjuntos, parametros y variables de decisién en Pyomo,
siguiendo la formulaciéon matematica presentada anteriormente.

Incorporacién de restricciones: se incorporan todas las restricciones del modelo, incluyendo ba-
lance de potencia, limites de transmision, restricciones de generacién convencional y renovable,
UC, flexibilidad de la demanda de VEs y requisitos de reserva y frecuencia.

Resolucion del modelo: una vez definido, el modelo MILP se envia al solver Gurobi. El sol-
ver utiliza algoritmos de branch-and-bound y técnicas de corte para explorar el espacio de
soluciones, buscando minimizar la funcion objetivo bajo todas las restricciones definidas.

Extracciéon de resultados: al finalizar la resolucion, se recuperan los valores 6ptimos de las
variables de inversion, desplazamiento de carga de VEs, reserva operativa y respuesta de fre-
cuencia. Estos resultados permiten analizar el impacto de la flexibilidad de los VEs y de los
distintos escenarios de demanda sobre la expansion de la red.

Anaélisis y postprocesamiento: los resultados obtenidos se procesan para generar tablas, gréaficos
y métricas técnico-econdémicas que permiten evaluar la eficiencia de las decisiones de inversién
y operacion.

En la Figura 5.7 se presenta un diagrama resumen de la implementacién computacional del modelo

propuesto.

® @ ® @ ® O,

Ingreso de Definicion Incorporacién de Resolucion del Extraccion de Analisis y
datos del modelo restricciones modelo resultados postprocesamiento

pEinitinl™a

Figura 5.7: Diagrama resumen de la implementacién computacional y resolucion del modelo de TEP.
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5.5. Escenarios de estudio

Para evaluar el desempeno del sistema bajo distintas condiciones de operacién, se definen cuatro
escenarios de analisis que combinan la demanda convencional y la demanda de VEs con o sin gestion
de carga.

La seleccion de los escenarios se disefid para abarcar diferentes niveles de demanda sobre el siste-
ma eléctrico. Por un lado, se incluyen situaciones de baja demanda, representadas por la demanda
convencional minima, mientras que por otro, se consideran condiciones de alta demanda, represen-
tadas por la demanda maxima. Esta distribucién busca someter al modelo a sus condiciones limite
de operacion. Especificamente, la demanda minima permite evaluar la capacidad del sistema para
manejar excesos de inyecciéon renovable diurna, evidenciando problemas operativos como el verti-
miento de ERV. Por el contrario, la demanda méxima estresa la infraestructura fisica, permitiendo
identificar los cuellos de botella en las lineas de transmision y evaluar el riesgo de mediante la ENS.
Finalmente, al contrastar estas condiciones extremas con la disponibilidad de gestién de los VEs,
el modelo permite cuantificar integralmente el impacto técnico y econémico de la flexibilidad en la
planificaciéon de la red.

» Escenario 1 (Dmin + VEs): demanda convencional minima combinada con la demanda de VEs
sin gestion de carga.

» Escenario 2 (Dmin + VEs + GD): demanda convencional minima combinada con la demanda
de VEs con gestion de carga. Este escenario permite analizar como la flexibilidad de los VEs
puede optimizar la operacion.

» Escenario 3 (Dmax + VEs): demanda convencional maxima combinada con la demanda de
VEs sin gestion de carga.

» Escenario 4 (Dmax + VEs + GD): demanda convencional méxima combinada con la demanda
de VEs con gestion de carga. Permite analizar el beneficio operativo de la flexibilidad de los
VEs en situaciones de alta demanda en la red.

Es importante destacar que los escenarios sin gestion de demanda de VEs se consideran como
casos base de estudio, sirviendo como referencia para analizar coémo varia la operacion del sistema
al incorporar estrategias de gestion de carga. Para cada escenario, se evaltian diversas métricas
de desempeno que permiten cuantificar la eficiencia del sistema eléctrico, las que se mencionan a
continuacion.

Costos de inversion en lineas de transmision.

Costos operativos del sistema, incluyendo generacion térmica, vertimientos de energia renovable
y ENS. El valor para el costo de vertimiento es de 1.500 USD/MWh y para la ENS es de 2.000
USD/MWHh, los cuales fueron adoptados desde [1]

Contribucién de los VEs en la operacion del sistema.

Aporte de los VEs en la reserva operativa y respuesta de frecuencia.

USM 37



CAPITULO 6

Resultados, analisis y discusion

En esta seccién se presentan y analizan los resultados obtenidos mediante la resolucién del modelo
TEP considerando la flexibilidad de la demanda asociada a VEs. Los resultados se discuten por
escenarios definidos previamente: demanda minima y méaxima, con y sin gestion de la carga de los
VEs, para finalmente constrastarlos entre si.

6.1. Escenario de estudio 1: Dmin + VEs

En este escenario se considera la demanda convencional minima y la demanda de los VEs sin gestion
de demanda. Los resultados muestran que el modelo selecciona un total de nueve lineas candidatas
para expansion, con un costo total de inversion de 170,78 MUSD$ (ver Tabla 6.1).

Tabla 6.1: Decisiones de inversién en transmision - Escenario 1.

Nombre de la Linea Candidata Costo de Inversion (MUSDS)

Kapatur ->Lagunas 8,795
Atacama Mejillones ->Lagunas 25,605
Cumbre 500 ->Cardones 19,000
Diego de Almagro ->Pan de Azicar 23,130
Alto Jahuel ->Ancoa 33,515
Pichirropulli ->Temuco-Cautin 40,735
Melipilla ->Cerro Navia-Lo Aguirre 2 6,660
Itahue ->Ancoa 2 8,330
Nogales ->Quillota 2 5,000
Costo Total Inversion 170,78

Un aspecto relevante de esta seleccion es que puede clasificarse en dos tipos de refuerzo de distinta
naturaleza. Por un lado, seis de las nueve lineas corresponden a corredores completamente nue-
vos que conectan barras previamente no enlazadas de forma directa (Kapatur->Lagunas, Atacama
Mejillones->Lagunas, Cumbre 500->Cardones, Diego de Almagro->Pan de Azicar, Alto Jahuel-
>Ancoa y Pichirropulli- >Temuco-Cautin). Por otro, las tres lineas restantes corresponden a segundos
circuitos que duplican corredores ya existentes (Melipilla->Cerro Navia-Lo Aguirre, Itahue->Ancoa
y Nogales->Quillota).

En cuanto a los costos operativos, el escenario presenta un total de 57.579,74 MUSDS$ (ver Tabla
6.2).
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Tabla 6.2: Desglose de costos operativos y de penalizacion - Escenario 1.

Item operativo Costos de operacion (MUSDS$)
Generadores térmicos 15.370,94
Arranque/Parada (UC) 507,47

Costos por Vertimiento Solar 25.120,21

Costos por Vertimiento Eolico 268,81

Energia No Suministrada 16.312,31

Costo Total Operaciéon 57.579,74

Ademas, se tiene que el vertimiento de energia solar fotovoltaica es, por si solo, el item individual
mas costoso de la funcion objetivo, representando un 43,6 % del costo operativo total. Esto resulta
relevante puesto que, la principal ineficiencia econémica de este escenario no es la incapacidad de
abastecer la demanda, si no que el desaprovechamiento de la energia renovable disponible. Por otro
lado, se tiene una gran diferencia entre los costos por vertimiento solar fotovoltaico y edlico, esta
diferencia se puede explicar a partir del patréon de generacion descrito en la seccion 6.4, ya que
mientras que la generacion edlica se distribuye de forma relativamente uniforme a lo largo del dia
(ver Figura 5.6), la generacion solar se concentra en las horas centrales del dia (ver Figura 5.5),
coincidiendo con los periodos de menor demanda y por tanto, de menor capacidad de absorcién por
parte del sistema.

Sumando inversiéon y operacion, el costo total de la funcién objetivo para el escenario 1 alcanza
57.750,52 MUSDS$ (ver Tabla 6.3). Ademas, se puede observar que existe una gran diferencia entre
los costos de inversién y los costos de operacion siendo este Gltimo de una magnitud mucho mayor,
lo que indica que la ineficiencia del sistema no es fundamentalmente un problema de infraestructura
de transmision, sino un problema de flexibilidad operativa. Esto establece la linea base de un sistema
inelastico, permitiendo cuantificar la ineficiencia de operar sin gestion de carga de VEs y sirviendo
como punto de comparaciéon para evaluar técnica y econémicamente los escenarios posteriores que
integran flexibilidad o mayor demanda.

Tabla 6.3: Resumen de la Funcion Objetivo - escenario 1.

Inversion (MUSDS$) Operacion (MUSD$) Costo Total (MUSDS)
170,78 57.579,74 57.750,52

Con el objetivo de complementar el analisis econémico previo con una perspectiva de la operaciéon
fisica de la red, se examina a continuacién la cargabilidad horaria de las lineas de transmision
existentes. La Tabla 6.4 presenta las cinco lineas que registran los mayores niveles de exigencia en
este escenario, indicando su cargabilidad méaxima, su cargabilidad media a lo largo de las 96 horas
simuladas y la cantidad de horas en que operan en un estado de saturacion.
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Tabla 6.4: Lineas existentes con mayores niveles de cargabilidad - Escenario 1.

Nombre Numero de linea Cargabilidad max. (%) Cargabilidad media (%) Horas saturada
Los Changos 220->Los Changos 500 11 100,0 95,48 22
Diego de Almagro->Cardones 500 26 100,0 90,06 6
Nogales->Quillota 41 100,0 80,76 18
Crucero-Encuentro->Los Changos 500 8 100,0 71,32 21
Crucero-Encuentro->Atacama-Mejillones 16 100,0 69,13 7

Como se observa en la Tabla 6.4, la linea Los Changos 220->Los Changos 500 presenta la mayor
exigencia del sistema, con una cargabilidad media de 95,48 % y 22 horas en régimen de saturacion,
seguida por Diego de Almagro->Cardones 500 y Nogales->Quillota cada una con una cargabilidad
media de 90,06 % y 80,76 % respectivamente. Este resultado es consistente con la concentracion de
generacion solar y edlica en la zona norte del sistema (ver Figura 5.1), cuya energia debe ser evacuada
hacia los centros de consumo a través de un namero limitado de lineas de transmision, las cuales
operan de forma estructuralmente exigida incluso bajo el escenario de menor demanda convencional.

Resulta relevante notar que esta congestién existente se relaciona directamente con las decisiones
de inversién reportadas en la Tabla 6.1. En particular, la selecciéon de la linea candidata Nogales
->Quillota 2 responde a la necesidad de reforzar precisamente el corredor Nogales->Quillota. De
manera similar, la construccion de Itahue ->Ancoa 2 y Melipilla ->Cerro Navia-Lo Aguirre 2 apunta
a aliviar la exigencia de los corredores adyacentes de la zona centro-sur del sistema. Esto sugiere
que, en este escenario, el modelo prioriza el refuerzo de circuitos paralelos a lineas ya congestionadas
por sobre la construcciéon de nuevos enlaces en zonas de menor exigencia.

Al analizar la matriz de generacion porcentual anual (ver Figura 6.1), resulta evidente la alta depen-
dencia de los combustibles fosiles para sostener la red. El gas natural se posiciona como la principal
fuente energética, cubriendo un 37,3 % de la demanda, seguido por una participacion del 21,7 % de
generacion diésel, en conjunto cubren un 59,0 % de la energia total generada lo que equivale a mas
del doble que toda la generacion de ERV. En un sistema operado de manera eficiente y con alta
participacion de ERV, las centrales a diésel deberian actuar tinicamente como unidades de punta o
respaldo de emergencia. Sin embargo, en este escenario se ven obligadas a operar casi como centrales
de base.

Hidroeléctricas
Biomasa
Geotérmica
Diésel

Gas Natural
Edlica

Solar PV

Solar PV Eélica

17,6%

Hidroeléctricas

Biomasa

Geotérmica Gas Natural

Diésel

Figura 6.1: Porcentaje de generaciéon por tecnologia - escenario 1.

La raiz de esta ineficiencia se observa claramente en el perfil de despacho horario de la Figura 6.2, en
el cual se identifican dos episodios de estrés operativo por cada dia representativo. Durante las horas
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centrales del dia (bloques de 12 a 18 horas), la inyeccion de energia solar fotovoltaica es abundante,
pero se produce en momentos donde la demanda del sistema es moderada.

Por otro lado, entre aproximadamente las 7 y las 9 horas de cada dia representativo se registra el
mayor requerimiento de ENS de todo el horizonte simulado. Este resultado se explica directamente
por el perfil de demanda de los VEs (ver Figura 5.3) cuyo peak de demanda se concentra bruscamente
en este mismo bloque horario. La gravedad de este episodio se debe a que el peak de demanda ocurre
en un momento en que la generacion solar aun no ha iniciado su incremento de generacion (ver
Figura 5.5). Como resultado, el sistema debe cubrir el aumento de demanda utilizando tinicamente
la generacion térmica e hidroeléctrica, cuyas capacidades de rampa no son suficientes para seguir el
rapido incremento de demanda generando asi elevados valores de ENS.

Posteriormente, durante el atardecer y las primeras horas de la noche (bloques de 18 a 21 horas),
se produce un segundo episodio de ENS de menor magnitud, originado por la coincidencia entre
el retorno de los usuarios a sus hogares, el fin de la generacion solar fotovoltaica y la conexion
simultanea de las flotas de VEs.
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Figura 6.2: Resultados de generacién - escenario 1.

Para finalizar el analisis del escenario de estudio 1, resulta fundamental analizar el comportamiento
de los requisitos de reserva operativa y respuesta de frecuencia. Como este escenario de estudio no
considera gestion de carga de VEs, el aporte de estos a la reserva operativa es nulo, ya que estos se
comportan como cargas puramente pasivas.

Por otro lado, en la Figura 6.3 se presenta la provision de la respuesta de frecuencia, a partir de la
cual se puede observar que, al no existir gestion de carga en los VEs, no existe aporte de estos a la
potencia disponible para respuesta de frecuencia, recayendo dicha responsabilidad en su totalidad
sobre el parque generador térmico.
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Figura 6.3: Potencia disponible para respuesta de frecuencia - escenario 1.

Resulta importante explicar la forma que adopta el requerimiento del sistema ya que, a diferencia de
otras variables del modelo, esta no responde de manera continua a la demanda. Como se establecid
anteriormente en la seccién 4.1.4 el parametro SRP, se determina hora a hora en funcién de la
capacidad de la unidad térmica de mayor tamano que se encuentre encendida en dicho periodo. En
consecuencia, los peaks observados no representan variaciones de demanda propiamente tales, sino
los instantes en que el UC decide incorporar una unidad térmica de mayor capacidad al modelo
elevando instantaneamente el requerimiento de respuesta de frecuencia del sistema.

6.2. Escenario de estudio 2: Dmin + VEs 4+ GD

Este escenario considera demanda convencional minima y gestion de carga de los VEs. Al dotar al
sistema de esta flexibilidad operativa, el plan de expansién de transmisiéon experimenta una notable
optimizacion. Como se detalla en la Tabla 6.5, el modelo seleccion6 tinicamente seis lineas candidatas,
reduciendo el nimero de lineas nuevas respecto al escenario anterior donde se requerian nueve. Esta
reduccion en la infraestructura necesaria disminuye el costo total de inversién en transmision a 70,92

MUSDS.

Tabla 6.5: Decisiones de inversién en transmision - Escenario 2.

Nombre de la Linea Candidata Costo de Inversion (MUSDS$)

Kapatur ->Lagunas 8,795
Cumbre 500 ->Cardones 19,000
Diego de Almagro ->Pan de Azicar 23,130
Melipilla ->Cerro Navia-Lo Aguirre 2 6,660
Itahue ->Ancoa 2 8,330
Nogales ->Quillota 2 5,000
Costo Total Inversiéon 70,920

Es importante identificar cuéles de las nueve lineas candidatas del Escenario 1 no resultan necesarias
en este escenario. Las tres lineas excluidas Atacama Mejillones ->Lagunas, Alto Jahuel ->Ancoa y
Pichirropulli ->Temuco-Cautin coinciden con las inversiones de mayor costo. En contraste, las seis
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lineas que permanecen en el plan de expansion representan los refuerzos mas eficientes desde el punto
de vista del costo de inversién, asegurando una expansién 6ptima de la red. Este resultado permite
verificar que la gestion de carga de los VEs contribuye a reducir las inversiones en la expansion de
la red, al aprovechar de manera més eficiente la infraestructura existente y minimizar la necesidad
de construir las lineas méas costosas.

El impacto técnico méas profundo de la gestion de demanda se manifiesta en los costos de operaciéon del
sistema, resumidos en la Tabla 6.6. El costo operativo total se contrae drasticamente hasta alcanzar
los 17.674,14 MUSDS, lo que representa una reduccion de 39.905,60 MUSDS$ respecto al Escenario 1
equivalente a un 69,31 %. Este descenso se explica por la eliminacion total de las penalizaciones por
vertimiento solar fotovoltaico, vertimiento edlico y ENS. Al desplazar los horarios de recarga vehicular
hacia los periodos de alta radiacién solar, el modelo logra absorber el 100% de los excedentes
renovables. Asimismo, la reduccién de los peaks de consumo nocturnos erradica por completo la
ENS, garantizando la suficiencia y seguridad del suministro.

Tabla 6.6: Desglose de costos operativos y de penalizacién - Escenario 2.

Item operativo Costo de operacion (MUSDS$)
Generacién térmica 17.488.,61

Arranque y Parada (UC) 185,53

Costos por Vertimiento Solar 0,00

Costos por Vertimiento Eélico 0,00

Costo de Energia No Suministrada 0,00

Costo Total Operacion 17.674,14

Resulta importante observar el cambio en la composicién porcentual del costo operativo entre ambos
escenarios. En el Escenario 1, la generacion térmica representaba solo un 26,7 % del costo operativo
total, mientras que el 71,9 % restante correspondia a penalizaciones por ENS y vertimiento. En este
escenario, dicha proporcion se invierte por completo, la generaciéon térmica concentra un 98,95 % del
costo operativo total y el 1,05 % restante corresponde integramente a costos de arranque y parada.
En otras palabras, el sistema pasa de un escenario en el que gran parte del costo operativo no se
reflejaba en energia efectivamente entregada, a uno en el que practicamente la totalidad de los costos
corresponde a energia productiva, reflejando un uso mas eficiente de los recursos disponibles.

El costo total de la funcién objetivo para el Escenario 2 es de 17.745,06 MUSDS$, tal como se
presenta en la Tabla 6.7, lo que representa una reduccion de 40.005,46 MUSD$ respecto al Escenario
1 equivalente a un 69,27 %.

Tabla 6.7: Resumen de la Funcion Objetivo - Escenario 2.

Inversion (MUSDS$) Operacion (MUSD$) Costo Total (MUSDS)
70,02 17.674,14 17.745,06

Con el objetivo de complementar el andlisis econdémico previo con una perspectiva de la operaciéon
fisica de la red, se examina la cargabilidad horaria de las lineas de transmisiéon existentes en este
escenario. La Tabla 6.8 presenta las cinco lineas mas exigidas, replicando el mismo conjunto de
corredores criticos identificado en el Escenario 1.
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Tabla 6.8: Lineas existentes con mayores niveles de cargabilidad - Escenario 2.

Nombre Numero de linea Cargabilidad max. (%) Cargabilidad media (%) Horas saturada
Los Changos 220->Los Changos 500 11 100,0 99.6 91
Diego de Almagro->Cardones 500 26 100,0 97,0 68
Nogales->Quillota 41 100,0 94,2 78
Crucero-Encuentro->Los Changos 500 8 100,0 74,6 25
Crucero-Encuentro->Atacama-Mejillones 16 97,0 73,4 0

Al comparar directamente estos resultados contra la Tabla 6.4 del Escenario 1, se observa un resul-
tado en contradictorio, pese a que la gestion de carga elimina por completo el vertimiento renovable
y la ENS (ver Tabla 6.6), la cargabilidad de los tres corredores mas criticos del sistema aumenta de
forma notoria. La linea Los Changos 220->Los Changos 500 incrementa su cargabilidad media de
95,48 % a 99,6 %, alcanzando practicamente el limite de saturacion permanente; Diego de Almagro-
>Cardones 500 sube de 90,0 % a 97,0 %; y Nogales->Quillota pasa de 80,76 % a 94,2 %. Asimismo,
la cantidad de horas en régimen de saturacién de estas tres lineas se cuadruplica aproximadamente
respecto al escenario base de 22, 6 y 18 horas a 91, 68 y 78 horas, respectivamente.

Este resultado tiene una explicaciéon técnica directa, la energia solar fotovoltaica que en el Escenario 1
era vertida en este escenario es efectivamente inyectada y transportada hacia los centros de consumo.
En otras palabras, la gestion de demanda no descongestiona fisicamente la red, sino que la misma
infraestructura pasa a transportar una cantidad sustancialmente mayor de energfa ttil, sin requerir
inversion adicional, lo cual es coherente con la reduccion del plan de expansion de nueve a seis lineas
candidatas. Esto constituye, en definitiva, un uso mas intensivo y productivo de la infraestructura
de transmision existente.

En la Figura 6.4 se presenta la participacién porcentual por tecnologia, donde destaca el aumento
significativo en el aprovechamiento de la energia solar fotovoltaica. Al aplicar la flexibilidad de carga
de los VEs, la participacion solar fotovoltaica se incrementa hasta un 22,6 % de la matriz total
(frente al 17,6 % del escenario anterior). Este aumento confirma que la energia que anteriormente
era penalizada como vertimiento, ahora es absorbida por las baterias de los VEs.
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Figura 6.4: Porcentaje de generacion por tecnologia - escenario 2.

Los combustibles fosiles siguen representando una fraccién importante en la generacion del sistema,
donde el 34,8 % corresponde a gas natural mientras que la participacion del diésel es de 21,9%. A
partir de esto se puede ver que la participaciéon del diésel se mantiene practicamente igual respecto
al Escenario 1, lo que evidencia que el principal beneficio de la gestiéon de demanda no radica en
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desplazar generacion térmica por generaciéon renovable adicional, sino en mejorar la eficiencia con
que se utiliza la matriz de generacion existente (ver Figura 6.5).

A partir de la Figura 6.5, se puede apreciar que el perfil de la demanda total cambia rotundamente
respecto al Escenario 1. Al incorporar la gestion de carga, el requerimiento energético de los VEs
es desplazado estratégicamente hacia las horas centrales del dfa, aprovechando de manera 6ptima la
alta disponibilidad de radiacién solar.
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Figura 6.5: Resultados de generacién - escenario 2.

Este cambio de forma permite resolver simultaneamente los dos episodios criticos de ENS identifica-
dos en el Escenario 1. El peak matutino asociado a la conexién masiva de VEs privados desaparece
por completo de la curva de demanda, en su lugar, la potencia requerida crece de forma gradual y
sostenida hasta alcanzar su maximo en las horas centrales del dia, coincidiendo exactamente con la
ventana de mayor generacion solar disponible (entre las 12 y las 16 horas).

Resulta importante destacar que esta configuracion no reduce necesariamente la magnitud del peak
instantaneo de demanda del sistema, sino que desplaza el momento en que dicho peak ocurre hacia
un bloque horario en que existe generaciéon renovable suficiente para cubrirlo sin recurrir a ENS.
Por otro lado, el resultado més notable es la desaparicion completa de la ENS, demostrando que la
red, bajo una gestion inteligente de sus nuevos consumos, posee la suficiencia técnica para operar
sin interrupciones durante todo el horizonte de evaluacion.

La Figura 6.6 expone el impacto de la flexibilidad de la demanda de los VEs. La curva punteada re-
presenta el requerimiento original del sistema, mientras que la linea continua ilustra la demanda total
resultante tras la optimizacion. Se evidencia de forma clara donde el modelo reduce drasticamente
los peaks de consumo (areas sombreadas en rojo) en el horario de 08:00 a 11:00 aproximadamente.
Esta energia desplazada es reubicada estratégicamente en periodos de menor estrés operativo (areas
sombreadas en verde). Al concentrar la recuperacion de carga en las horas centrales del dia, el sis-
tema logra absorber integramente la generacion solar fotovoltaica, eliminando el vertimiento masivo
registrado en el Escenario 1.
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Figura 6.6: Impacto de la gestion de VEs - escenario 2.

Ademas se puede observar una segunda ventana de desplazamiento de carga de menor magnitud
durante el bloque vespertino (18:00 a 21:00 horas aproximadamente), la cual atentia el repunte de
demanda asociado al retorno de los usuarios y el fin de la generacion solar fotovoltaica. En conjunto,
ambas ventanas de reduccion coinciden exactamente con los dos episodios de ENS identificados en
el Escenario 1. La recuperaciéon de esta energia desplazada no se concentra tnicamente en las horas
centrales del dia, sino que también se distribuye en un segundo bloque de valle durante la madrugada
(00:00 a 06:00 horas), donde la curva de demanda gestionada se posiciona levemente por sobre la
original, aprovechando la menor congestion de la red y la mayor holgura del sistema en dicho periodo.

La contribucion de la flexibilidad de la demanda a la seguridad operativa del sistema se hace evidente
al analizar el cumplimiento del requerimiento de reserva operativa en este escenario. La Figura 6.7
muestra que la capacidad de gestion de los VEs logra satisfacer el 100 % del requerimiento de reserva
operativa a lo largo de todo el horizonte de evaluacién, contrastando radicalmente con el Escenario 1,
donde el aporte de los VEs a este mismo requerimiento era nulo y la totalidad de la responsabilidad
recafa sobre el parque térmico.
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Figura 6.7: Potencia disponible para reserva operativa - escenario 2.

La forma que adopta dicha curva esté determinada por el requerimiento de reserva operativa SRS,
que se calcula, de acuerdo con la ecuacion (4.27), como la suma cuadrética de los errores de pronéstico
de demanda, generaciéon edlica y generacion solar.
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De manera complementaria, la Figura 6.8 muestra el comportamiento de la provision de respuesta de
frecuencia. Nuevamente, las flotas vehiculares asumen un rol protagénico al cubrir casi la totalidad
del requerimiento dindmico de la red, mientras que la participacién de los generadores térmicos
queda minimizada a un rol de respaldo.
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Figura 6.8: Potencia disponible para respuesta de frecuencia - escenario 2.

Es importante destacar, la gran diferencia de magnitud respecto al Escenario 1 (ver Figura 6.3),
donde el requerimiento se mantenia acotado entre 520 y 660 MW aproximadamente. En este esce-
nario, la potencia disponible para respuesta de frecuencia alcanza valores de hasta 20.000 MW. Esta
diferencia se explica a partir de la restriccion (4.26), la cual impone una cota inferior sobre la suma
de aportes disponibles, sin restringir un limite superior. En consecuencia, la curva no representa el
requerimiento minimo del sistema, sino la magnitud efectiva del término SRF;.

Por ultimo, resulta pertinente aclarar el mecanismo mediante el cual los VEs contribuyen a los
requerimientos de reserva operativa y respuesta de frecuencia en el modelo propuesto. Dado que
se considera un esquema de carga inteligente unidireccional, y no una estrategia de carga V2G,
los VEs no inyectan potencia a la red en ningtn instante. En su lugar, su contribucién se basa en
la capacidad de reducir o interrumpir temporalmente su demanda de carga cuando el sistema lo
requiere, actuando como un recurso flexible del lado de la demanda.

Este comportamiento se representa en las ecuaciones (4.26) y (4.27), donde el aporte de los VEs estéa
dado por el término ap; - (Zu pEVau, t + LS™b,t — LS’gfgt). Dicho término cuantifica la demanda
de carga que puede reducirse o postergarse de forma inmediata o sostenida para contribuir a los

requerimientos operacionales del sistema, sin que ello implique un flujo bidireccional de energia
entre los vehiculos y la red eléctrica

6.3. Escenario de estudio 3: Dmax + VEs

Este escenario de estudio considera una demanda convencional méxima sin gestiéon de carga de
VEs. Bajo estas exigencias, el modelo de optimizacién define un plan de expansiéon que incluye la
construccion de ocho lineas candidatas, requiriendo un costo total de inversion de 130,04 MUSDS,
tal como se detalla en la Tabla 6.9. La inversion en transmision resulta inferior a la obtenida en el
escenario 1. Esta decision del modelo refleja que, bajo estas condiciones extremas, la expansion de
la red por si sola no logra resolver las restricciones del sistema.
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Tabla 6.9: Decisiones de inversién en transmision - Escenario 3.

Nombre de la Linea Candidata Costo de Inversion (MUSDS)

Kapatur ->Lagunas 8,795
Atacama Mejillones ->Lagunas 25,605
Cumbre 500 ->Cardones 19,000
Diego de Almagro ->Pan de Azicar 23,130
Alto Jahuel ->Ancoa 33,515
Melipilla ->Cerro Navia-Lo Aguirre 2 6,660
Itahue ->Ancoa 2 8,330
Nogales ->Quillota 2 5,000
Costo Total Inversion 130,040

Al comparar directamente esta tabla con la del Escenario 1 (ver Tabla 6.1), se observa que la tnica
linea excluida del plan de expansién es Pichirropulli->Temuco-Cautin, precisamente la inversién de
mayor costo de inversion.

Sin embargo, a diferencia del Escenario 2 en este escenario las dos siguientes inversiones de mayor
costo unitario, Alto Jahuel->Ancoa y Atacama Mejillones->Lagunas, se mantienen en el plan 6ptimo
pese a su bajo rendimiento econémico. Esta decisiéon del modelo evidencia que, bajo condiciones de
demanda méxima, dichas lineas dejan de ser inversiones marginales y pasan a ser necesarias para
sostener la capacidad de transporte exigida por el sistema, independientemente de su costo.

Los costos de operacion alcanza su valor maximo en 65.531,25 MUSD$ (ver Tabla 6.10), lo que
representa un incremento de 7.951,51 MUSDS$ respecto al Escenario 1.

Tabla 6.10: Desglose de costos operativos y de penalizaciéon - Escenario 3.

Item operativo Costo de operacion (MUSDS)
Generacién térmica 17.339,21

Arranque y Parada (UC) 457,53

Costos por Vertimiento Solar 25.301,62

Costos por Vertimiento Edlico 304,64

Costo de Energia No Suministrada 22.131,25

Costo Total Operacion 65.531,25

En contraste con el Escenario 1, el costo por vertimiento solar practicamente no varia pese a que
la demanda convencional pasa de su nivel minimo a su nivel maximo. Esto es consistente con que
la magnitud del vertimiento renovable esté acotada por la disponibilidad del recurso solar, por lo
que no depende del nivel de demanda, esto quiere decir que, un incremento adicional de la demanda
convencional no modifica sustancialmente el volumen de energia vertida.

El costo de la ENS se incrementa en 5.818,94 MUSDS$ reflejando que, a diferencia del vertimiento, la
magnitud de la ENS si es directamente sensible al nivel de demanda, por lo que a mayor exigencia
sobre el parque generador mayor es la cantidad de ENS.

El costo total de la funcion objetivo para este escenario se eleva a 65.664,29 MUSD$ (ver Tabla
6.11), lo que representa un incremento de 7.913,77 MUSDS$ respecto al Escenario 1. Esto se debe
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principalmente al aumento de la ENS, tal como se menciono anteriormente, al elevarse la demanda
convencional, el sistema no logra satisfacer completamente el incremento de carga, generando costos
adicionales asociados a la falta de cobertura y al vertimiento de energia.

Tabla 6.11: Resumen de la Funcién Objetivo - Escenario 3.

Inversion (MUSD$) Operacion (MUSD$) Costo Total (MUSDS)
130,04 65.531,25 65.664,29

La Tabla 6.12 presenta las cinco lineas mas exigidas, correspondientes al mismo conjunto de corre-
dores criticos identificado en los Escenarios 1 y 2

Tabla 6.12: Lineas existentes con mayores niveles de cargabilidad - Escenario 3.

Nombre Nuamero de linea Cargabilidad max. (%) Cargabilidad media (%) Horas saturada
Los Changos 220->Los Changos 500 11 100,0 96,9 58
Diego de Almagro->Cardones 500 26 100,0 93,1 59
Nogales->Quillota 41 100,0 84,4 65
Crucero-Encuentro->Atacama-Mejillones 16 100,0 75,2 31
Crucero-Encuentro->Los Changos 500 8 100,0 72,2 26

Al comparar estos resultados con la Tabla 6.4 del Escenario 1, se observa un patréon distinto al
identificado entre los Escenarios 1 y 2, mientras que la gestiéon de demanda incrementaba de forma
sustancial tanto la cargabilidad media como el nimero de horas saturadas de las lineas criticas, el
incremento de demanda convencional afecta principalmente la duracién de la exigencia, méas que
su intensidad, es decir, la cargabilidad media es similar a las del Escenario 1 presentando un leve
aumento, pero las lineas se encuentras muchas mas horas saturadas.

En la Figura 6.9 se presenta la composiciéon porcentual de la matriz energética. Bajo este escenario de
demanda méxima, la dependencia de los combustibles fésiles se incrementa, alcanzando en conjunto
més del 61 % de participacion (37,5 % de Gas Natural y 23,8 % de Diésel). Resulta relevante el papel
de la generacion a diésel, la cual, a pesar de presentar el mayor costo variable, desplaza parcialmente
a las fuentes renovables y supera de manera significativa el aporte individual de la energia solar
fotovoltaica (16,4 %) y de la generacion hidroeléctrica (12,6 %).

Hidroeléctricas
Biomasa
Geotérmica
Diésel

Gas Natural
Edlica

Solar PV

Solar PV Edlica

16,4%

Hidroeléctricas

Biomasa
Geotérmica

Gas Natural

Diésel

Figura 6.9: Porcentaje de generacion por tecnologia - escenario 3.

Al contrastar esta matriz contra la del Escenario 1 (ver Figura 6.1), se observa que el incremento de
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demanda convencional no afecta de manera uniforme a todas las tecnologias. El diésel es la tnica
fuente que aumenta su participacion de forma apreciable (de 21,7 % a 23,8 %), mientras que el gas
natural se mantiene practicamente constante. Por otro lado, la generaciéon de las ERV y las centrales
hidroeléctricas presentan una pequenia disminucién en su porcentaje de generacion, esto quiere decir,
que el incremento de demanda debe ser cubierto casi en su totalidad por generacién térmica.

En la Figura 6.10 se observa cémo se distribuye la potencia generada por cada tipo de tecnologia
a lo largo del horizonte de simulacién. En dicho grafico se puede observar que la ENS aparece
durante las horas punta de demanda, lo que indica que el sistema no logra cubrir completamente la
demanda en esos periodos. Esto ocurre principalmente porque la demanda méaxima residual supera
la capacidad combinada de generacién disponible, especialmente en horas en que la generacién
renovable es limitada.
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Figura 6.10: Resultados de generacion - escenario 3.

Al igual que en el Escenario 1 se identifican dos episodios de ENS por cada dia representativo, uno
matutino, entre aproximadamente las 7 y las 9 horas, y otro de menor magnitud durante el atardecer,
entre las 18 y las 21 horas. El origen de ambos episodios es el mismo que se explico para el Escenario
1, pero en este escenario su severidad se ve agravada por el mayor nivel de demanda convencional,
alcanzando peaks de hasta 34.500 MW.

Al tratarse de un escenario sin gestion de demanda, el aporte de flexibilidad por parte de los VEs
al requerimiento de reserva operativa es nulo. Como los VEs se comportan como cargas puramente
pasivas, el sistema se ve obligado a delegar el 100 % de esta responsabilidad a las unidades conven-
cionales, replicando la rigidez operativa ya identificada en el Escenario 1

Esta limitacion fisica se confirma y agudiza en la provisién de respuesta de frecuencia, cuyo com-
portamiento se presenta en la Figura 6.11. El requerimiento dinamico del sistema es cubierto en su
absoluta totalidad por los generadores térmicos.
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Figura 6.11: Potencia disponible para respuesta de frecuencia - escenario 3.

Al igual que en el Escenario 1, la forma escalonada de esta curva responde a la definicién del
parametro SRP, (Ecuacion 4.26), determinado por la capacidad del generador térmico de mayor
tamafnio comprometido en cada hora. Dado que el parque de generacién térmica es idéntico entre
ambos escenarios, el rango de valores que puede alcanzar esta curva esta acotado por la misma cota
fisica identificada en el Escenario 1

6.4. Escenario de estudio 4: Dmax + VEs + GD

Este escenario considera una demanda convencional maxima con gestion de carga de VEs. El impacto
sobre la infraestructura de transmision se presenta en la Tabla 6.13: la solucién del modelo selecciona
un plan de expansion optimizado de seis lineas candidatas, con un costo total de inversion de 70,92
MUSDS.

Tabla 6.13: Decisiones de inversién en transmision - Escenario 4.

Nombre de la Linea Candidata Costo de Inversion (MUSDS$)

Kapatur ->Lagunas 8,795
Cumbre 500 ->Cardones 19,000
Diego de Almagro ->Pan de Azicar 23,130
Melipilla ->Cerro Navia-Lo Aguirre 2 6,660
Itahue ->Ancoa 2 8,330
Nogales ->Quillota 2 5,000
Costo Total Inversiéon 70,920

El plan de inversiéon es idéntico en presupuesto, cantidad y composicién al obtenido en el Escenario
2 (ver Tabla 6.5). Este resultado adquiere especial relevancia al contrastarlo con el comportamiento
observado entre los Escenarios 1 y 3, donde el incremento de demanda convencional si modificaba
el plan 6ptimo de inversiéon, reduciéndolo de nueve a ocho lineas. En cambio, cuando se utiliza la
gestion de carga de los VEs, el sistema requiere exactamente la misma infraestructura de transmi-
sion adicional. Esto demuestra que la flexibilidad de los VEs, operada de manera inteligente, no solo
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es capaz de absorber el crecimiento de la demanda convencional sin requerir adiciones de infraes-
tructura secundarias, sino que estabiliza la necesidad de inversién en un nivel minimo estructural,
independiente de las condiciones de demanda del sistema.

El costo operativo total es de 22.309,97 MUSD$ (ver Tabla 6.14). Al comparar este valor con los
65.531,25 MUSD$ obtenidos en el Escenario 3, se constata una reduccion de 43.221,28 MUSDS,
equivalente a un 65,96 % en los costos operativos de la funcion objetivo. El principal motor de este
ahorro es la drastica disminucion de la ENS, la cual baja desde 22.131,25 MUSD$ a tan solo 821,40
MUSDS$ (una reduccion del 96,29 %). Si bien las condiciones extremas de demanda maxima impiden
alcanzar un valor de cero de ENS como en el Escenario 2, el modelo logra mitigar casi la totalidad
de las penalizaciones mediante el desplazamiento de la carga de los VEs.

Tabla 6.14: Desglose de costos operativos y de penalizacion - Escenario 4.

Item operativo Costo de operacion (MUSDS$)
Generacién térmica 21.279,51

Arranque y Parada (UC) 209,06

Costos por Vertimiento Solar 0,00

Costos por Vertimiento Edlico 0,00

Costo de Energia No Suministrada 821,40

Costo Total Operacion 22.309,97

Asimismo, la flexibilidad de los VEs consigue erradicar por completo las penalizaciones por verti-
miento solar y edlico, replicando en condiciones de demanda méxima el mismo resultado ya observado
en el Escenario 2. A diferencia del Escenario 2, en este caso persiste un remanente de ENS (3,68 %
del costo operativo) debido a las limitaciones de disponibilidad de la flota de VEs. Sin embargo, este
valor representa solo un 3,7 % del ENS del Escenario 3, lo que confirma que la estrategia de gestion
de demanda resulta altamente efectiva incluso bajo las condiciones més exigentes del estudio.

Por otra parte, el costo de generacion térmica (21.279,51 MUSDS) es el mas alto de los cuatro
escenarios evaluados, lo cual es consistente con el mayor nivel de demanda convencional que debe
ser abastecido.

El costo total de la funcién objetivo para este escenario se consolida en 22.380,89 MUSDS, tal como
se presenta en la Tabla 6.15, lo que representa una reducciéon de 43.283,40 MUSDS$ respecto al
Escenario 3.

Tabla 6.15: Resumen de la Funcién Objetivo - Escenario 4.

Inversion (MUSDS$) Operacion (MUSDS$) Costo Total (MUSDS)
70,92 22.309,97 22.380,89

Esta cifra demuestra cuantitativamente que la introduccion de estrategias de carga inteligente permi-
te disminuir tanto la inversiéon en la expansion de redes de transmisiéon como los costos de operacion,
incluso cuando se aumenta la demanda convencional.

Con el objetivo de complementar el andlisis econémico previo con una perspectiva de la operaciéon
fisica de la red, se examina la cargabilidad horaria de las lineas de transmisién existentes en este
escenario. La Tabla 6.16 presenta las cinco lineas més exigidas, correspondientes nuevamente al
mismo conjunto de corredores criticos identificado en los tres escenarios anteriores.
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Tabla 6.16: Lineas existentes con mayores niveles de cargabilidad - Escenario 4.

Nombre Numero de linea Cargabilidad max. (%) Cargabilidad media (%) Horas saturada
Nogales->Quillota 41 100,0 100,0 96
Diego de Almagro->Cardones 500 26 100,0 100,0 96
Los Changos 220->Los Changos 500 11 100,0 99,9 94
Crucero-Encuentro-> Atacama-Mejillones 16 100,0 91,3 69
Paposo->Etaltal 18 100,0 83,9 15

Este escenario presenta, con diferencia, el nivel de exigencia méas severo de todo el estudio. Las
lineas Nogales->Quillota y Diego de Almagro->Cardones 500 alcanzan una cargabilidad media del
100,0 %, saturadas durante la totalidad de las 96 horas simuladas en los cuatro dias representativos,
la linea Los Changos 220->Los Changos 500 presenta un comportamiento practicamente idéntico,
con 99,9% de cargabilidad media y saturacion en 94 de las 96 horas. En otras palabras, bajo la
combinaciéon de demanda convencional méxima y gestion inteligente de VEs, estos tres corredores
dejan de operar como cuellos de botella intermitentes para convertirse en restricciones permanentes
del sistema.

Este resultado, sin embargo, no es contradictorio con la reducciéon de costos y de ENS documentada
en la seccién anterior, sino que constituye su contraparte, la misma gestiéon de demanda que per-
mite absorber integramente la generacion solar y aliviar la presién sobre el parque térmico exige, a
cambio, una utilizacién extrema y sostenida de los corredores de evacuacién renovable. Esto queda
de manifiesto al notar que el plan de expansién de este escenario es idéntico al del Escenario 2, pese
a que la red existente opera aqui en un régimen de saturacién considerablemente mas severo. Esto
confirma que la gestion de demanda acttia como un sustituto directo de la expansién fisica de la red,
permitiendo intensificar el uso de la capacidad de transporte ya construida en lugar de requerir su
ampliacién.

En la Figura 6.12 se expone la matriz de generacién porcentual, donde resalta la notable recuperacion
en la participacion de la energia solar fotovoltaica. Gracias a la flexibilidad de los VEs, la inyeccion
solar asciende a un 20,9 % del total del sistema, frente al 16,4 % del Escenario 3.

Solar PV EEE Hidroeléctricas
BN Biomasa
Edlica Bl Geotérmica
o
i B Térmica (Diésel)
Hmm Gas Natural
B Edlica
Hidroeléctricas Solar PV
Biomasa
Geotérmica
Gas Natural

Térmica (Diésel)

Figura 6.12: Porcentaje de generaciéon por tecnologia - escenario 4.

Cabe destacar que, a diferencia de la generacién solar fotovoltaica, la generacion a diésel también
incrementa su participacion respecto al Escenario 3, reflejando el mayor requerimiento de generacion
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térmica de punta necesario para cubrir el remanente de ENS.

Como se observa en la Figura 6.13, la aplicacion de la gestion de carga de los VEs transforma
radicalmente el perfil de la demanda total respecto al caso de estudio anterior. La flexibilizacién de
este consumo permite maximizar el aprovechamiento de la generacién solar fotovoltaica, desplazando
estratégicamente la carga hacia los bloques horarios con excedentes de radiaciéon. Esta dinamica
operativa resulta fundamental para erradicar el vertimiento renovable y reducir drasticamente la

ENS.
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Figura 6.13: Resultados de generacion - escenario 4.

Es importante identificar en que instantes del horizonte temporal se genera la ENS, a partir de
la Figura 6.13 se puede observar que a diferencia de los Escenarios 1 y 3, donde este déficit se
concentraba en peaks agudos y aislados coincidentes con la conexiéon matutina de VEs, en este
escenario la ENS se manifiesta inicamente durante el dia representativo de Otono, en los bloques
de transiciéon inmediatamente anteriores y posteriores al peak de generacion solar fotovoltaica. Este
resultado es coherente con lo establecido en la seccion (ver Figura 5.5) donde el otono corresponde
a la estacién con menor disponibilidad de recurso solar de las cuatro evaluadas.

La Figura 6.14 expone el impacto de la flexibilidad de la demanda de los VEs bajo condiciones de
méxima exigencia. La curva punteada representa el requerimiento original del sistema, mientras que
la linea continua ilustra la demanda total resultante tras la optimizaciéon. Se evidencia de forma
clara donde el modelo reduce drasticamente los pronunciados peaks de consumo (areas sombreadas
en rojo), especialmente en el horario diurno y nocturno. Esta energia desplazada es reubicada es-
tratégicamente en periodos de menor estrés operativo (4reas sombreadas en verde). Al concentrar
la recuperacion de carga principalmente en las horas centrales del dia y durante la madrugada, el
sistema logra absorber integramente la generacién solar fotovoltaica, eliminando el vertimiento y
mitigando casi por completo la masiva ENS registrada en el Escenario 3.
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Figura 6.14: Impacto de la gestion de VEs - escenario 4.

Al igual que en el Escenario 2, se distinguen dos ventanas de reduccién de punta por cada dia
representativo, una principal en el bloque matutino (07:00 a 10:00 horas aproximadamente), donde
se suprime el pronunciado peak asociado a la conexién de VEs privados, y una segunda de menor
magnitud en el bloque vespertino (18:00 a 21:00 horas). Sin embargo, bajo este escenario de demanda
convencional méxima, la magnitud absoluta de ambas reducciones es considerablemente mayor que
en el Escenario 2. En Otonio, por ejemplo, el peak original de aproximadamente 34.500 MW se reduce
hasta cerca de 29.000 MW, una diferencia superior a 5.000 MW en un solo bloque horario.

La Figura 6.15 muestra que la flexibilidad de los VEs es capaz de satisfacer el 100 % del requerimiento
sistémico de reserva operativa a lo largo de todo el horizonte de evaluacién. Esto libera por completo
a las unidades térmicas de esta obligacién, permitiéndoles destinar toda su capacidad disponible
exclusivamente al despacho de energfa.
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Figura 6.15: Potencia disponible para reserva operativa - escenario 4.

Se observa ademéas que los peaks de la curva son notoriamente més altos que en el Escenario 2,
alcanzando hasta 1.150 MW frente a los 1.100 MW previos, consistente con el mayor nivel de
demanda convencional propio de este escenario.
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Por su parte, la Figura 6.16 muestra que la potencia disponible para respuesta de frecuencia esta
dominada por el aporte de los VEs. La participaciéon de los generadores térmicos queda relegada a
un rol de respaldo durante los bloques de menor disponibilidad de VEs (aproximadamente entre las
00:00 y las 08:00 horas de cada estacién), replicando el mismo comportamiento ya explicado para el
Escenario 2.
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Figura 6.16: Potencia disponible para respuesta de frecuencia - escenario 4.

6.5. Resumen de resultados

En esta seccién se presenta un resumen de los resultados de los escenarios detallados en las secciones
anteriores. A partir de la Tabla 6.17, los resultados demuestran que, cuando se gestiona la carga de
los VEs, se reducen los costos totales en un 69,27 % al comparar los Escenarios 1 y 2. Por otra parte,
entre los Escenarios 3 y 4 la reduccion de costos totales es de un 65,92 %, debido principalmente a
la erradicacion de los costos por vertimiento renovable y a la disminucién de la ENS.

Tabla 6.17: Resumen de los resultados de los costos de operacién e inversion.

Costos (MUSDS) Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3 Escenario 4
Costos de Inversiéon 170,78 70,920 130,040 70,920
Costos de Generacion 15.370,94 17.488,61 17.339,21 21.279,51
Arranque y Parada (UC) 507,47 185,53 457,53 209,06
Costos de Vertimiento 25.389,02 0 25.606,26 0
Costos de Energia No Suministrada 16.312,31 0 22.131,25 821,40
Costo Total 57.750,52  17.745,06  65.664,29  22.380,89

Si bien la disminuciéon del costo total es notoria, resulta especialmente revelador observar cémo
cambia la composiciéon del costo de operacién entre escenarios, tal como se presenta en la Tabla
6.18. En los escenarios sin gestion de carga, la generacion térmica representa entre un 26 % y un
27 % del costo operativo total, mientras que el resto corresponde a penalizaciones por vertimiento
o ENS. Al incorporar gestiéon de demanda, esta proporcioén se invierte casi por completo, con la
generacion térmica concentrando entre un 95 % y un 99 % del costo operativo. En otras palabras, la
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gestion de VEs no solo reduce el costo total del sistema, sino que transforma su naturaleza, de un
sistema que gasta mayoritariamente en ineficiencia, a uno que gasta casi en su totalidad en energia
efectivamente entregada.

Tabla 6.18: Composicién porcentual del costo operativo por escenario.

Item operativo Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3 Escenario 4
Generacion térmica 26,70 % 98,95 % 26,46 % 95,38 %
Arranque y Parada (UC) 0,88 % 1,05 % 0,70% 0,94 %
Vertimiento 44,10 % 0,00 % 39,07 % 0,00 %
Energia No Suministrada 28,33 % 0,00 % 33,77 % 3,68 %

En la Tabla 6.19 se detalla la cantidad de potencia asociada a la gestiéon de carga de los vehiculos
eléctricos. Como es esperable, los Escenarios 1 y 3 presentan valores nulos, ya que corresponden a
los casos base donde no se implementan estrategias de flexibilidad.

Por otro lado, al evaluar los casos con gestion activa, se observa que en el Escenario 4 se desplazan
183.358,70 MW y se recuperan 326.452,87 MW, lo que representa un incremento del 15,19% y del
8,52 %, respectivamente, en comparacion con los volumenes gestionados en el escenario 2. Este au-
mento en los niveles de intervencién se explica directamente por las condiciones de estrés del sistema,
al enfrentar un perfil de demanda convencional maxima, el modelo debe remover una cantidad sig-
nificativamente mayor de carga de las horas punta vespertinas para reubicarla en los valles diurnos
y de madrugada, garantizando asi la seguridad operativa y el aprovechamiento de los recursos sin
requerir expansion adicional de la red.

Cabe destacar que, en ambos escenarios con gestion, la magnitud de la carga recuperada es mayor
a la carga desplazada. Esta asimetria se justifica por dos factores del modelo. En primer lugar, por
la eficiencia de las baterias (ngy = 0,93), la cual exige fisicamente inyectar mas energia de la que se
desplaz6 para compensar las pérdidas del proceso de carga. Fn segundo lugar, al formularse el balance
energético de los VEs como una desigualdad (ecuacion 4.25), el modelo aprovecha la flexibilidad de
los VEs para aumentar la carga durante las horas de alta generacion solar fotovoltaica, disminuyendo
asi el vertimiento de energfa.

Tabla 6.19: Resumen carga desplazada y recuperada VEs.

Potencia (MW) Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3 Escenario 4
Carga Desplazada 0 159.184,18 0 183.358,70
Carga Recuperada 0 300.826,93 0 326.452,87

En la Tabla 6.20 se presentan los resultados de ENS y vertimiento para cada caso. Al comparar
los Escenarios 1 y 3, se confirma en términos de energia el mismo comportamiento asimétrico ya
identificado en términos de costos, mientras que el vertimiento renovable practicamente no varia con
el incremento de demanda convencional, la ENS se incrementa de forma sustancial. Esto confirma,
que el vertimiento esté limitado por la disponibilidad del recurso renovable, mientras que la ENS
depende directamente de la capacidad del parque térmico para seguir la exigencia del sistema.
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Tabla 6.20: Resultados ENS y vertimiento.

Potencia Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3 Escenario 4
Energia No Suministrada (MWh)  119.176,72 0 161.689,49 6.001,12
Vertimiento (MW) 139.117,94 0 140.308,25 0

El efecto de la gestion de demanda, en cambio, es uniforme sobre ambos indicadores, en el Escenario
2, tanto la ENS como el vertimiento se reducen a cero, erradicando por completo ambas ineficiencias.
Bajo demanda méaxima, el vertimiento también se elimina en su totalidad, mientras que la ENS se
reduce en un 96,29 % respecto al Escenario 3. Este remanente, se concentra especificamente en el
dia representativo de otono, la estaciéon de menor disponibilidad solar del ano ( ver Figura 5.5),
evidenciando que el tinico limite que la gestiéon de demanda no logra superar es la disponibilidad
fisica del recurso renovable en el peor caso estacional.

Cabe destacar que esta eliminacion del vertimiento y de la ENS no implica una menor exigencia
fisica sobre la red de transmisiéon existente, sino todo lo contrario. Como se estableci6 en el analisis
de cargabilidad, la energia que en los Escenarios 1 y 3 era desperdiciada como vertimiento es, en los
Escenarios 2 y 4, efectivamente transportada hacia los centros de consumo, incrementando de forma
sostenida la cargabilidad de los corredores criticos de transporte de generacion renovable (lineas 11,
26y 41). La gestion de demanda, por tanto, no reduce la exigencia sobre la infraestructura existente,
sino que la convierte en un uso mas intensivo y productivo.

La Tabla 6.21 presenta el niimero de lineas candidatas seleccionadas para cada uno de los escenarios
analizados. Los escenarios sin gestion de demanda (1 y 3) requieren una mayor expansion de la
red para aliviar la congestion durante las horas de mayor demanda. Por otro lado, al incorporar la
gestion de carga de los VEs (Escenarios 2 y 4), el namero de lineas a construir se reduce a solo seis,
evidenciando el efecto de la flexibilidad de la demanda sobre las decisiones de inversion.

Resulta interesante observar que los Escenarios 2 y 4 presentan la misma cantidad de lineas cons-
truidas, a pesar de corresponder a condiciones de demanda convencional minima y maxima, respec-
tivamente. Esto se debe a que, en el Escenario 4, la mayor demanda genera niveles de congestion
que no pueden ser mitigados de forma econémicamente eficiente mediante las lineas candidatas dis-
ponibles (ver Tablas 6.8 y 6.16). En consecuencia, el modelo determina que la construccion de lineas
adicionales no resulta 6ptima y opta por penalizar la demanda no abastecida mediante la variable
de ENS, en lugar de incrementar la inversién en transmision.

Tabla 6.21: Resultados de cantidad de lineas a invertir.

Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3 Escenario 4
Cantidad de lineas 9 6 8 6
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CAPITULO 7

Conclusiones y trabajo futuro

7.1. Conclusiones

El objetivo principal de esta memoria de titulacién fue desarrollar un modelo de planificacién 6ptima
de redes de transmision considerando la alta penetraciéon de VEs y la flexibilidad de la demanda.
El modelo desarrollado permite cuantificar el impacto de una carga no coordinada de VEs sobre la
TEP, asi como el valor técnico-econémico de su flexibilidad operativa. En conjunto, estos resultados
demuestran que el paradigma de integracién adoptado es lo que determina si la electromovilidad
constituye un riesgo estructural para el sistema eléctrico o una herramienta efectiva de flexibilidad.

Para sustentar este resultado, la revision bibliografica desarrollada en el Capitulo 2 permiti6é iden-
tificar los principales enfoques utilizados en la literatura para representar la TEP, los esquemas de
carga de VEs (no inteligente, inteligente y V2G), las formulaciones del problema de UC, y los reque-
rimientos de reserva operativa y respuesta de frecuencia. Esta revision sent6 las bases conceptuales
que permitieron identificar en [1] el modelo de planificacion de referencia sobre el cual se construyo
y extendié la presente memoria, incorporando restricciones de UC y de seguridad operativa ausentes
en dicho trabajo, ademéas de una reformulaciéon de la flexibilidad de los VEs. De este mismo trabajo
se adoptd la metodologia y base de datos utilizada para construir los perfiles horarios diferenciados
de VEs privados, taxis y buses, enfoque que resulté adecuado para los fines del estudio al permitir
representar de forma realista el patron de conexiéon caracteristico de los VEs.

Los resultados evidencian que la carga no inteligente de los VEs (Escenarios 1 y 3) genera una
ineficiencia estructural en el sistema. La simultaneidad de conexiéon de VEs durante las horas de la
mafiana genera peaks de demanda que los generadores térmicos son incapaces de seguir, provocando
niveles de ENS de 119.176,72 MWh bajo demanda minima y de hasta 161.689,49 MWh bajo demanda
méaxima, por otro lado, el vertimiento se mantiene en una magnitud practicamente constante entre
ambos niveles de demanda 139.117,94 y 140.308,25 MWh respectivamente, confirmando que dicho
vertimiento esté limitado por la disponibilidad del recurso renovable y no por el nivel de consumo.
Esta ineficiencia se traduce en que, bajo carga no inteligente, la generacién térmica efectivamente
despachada representa apenas entre un 26,5 % y un 27 % del costo operativo total, mientras que el
resto corresponde integramente a penalizaciones por vertimiento y ENS, elevando el costo total de la
funcion objetivo a 57.750,52 MUSDS$ y 65.664,29 MUSDS$ en los Escenarios 1 y 3, respectivamente.

La incorporaciéon de la gestiéon de demanda corrigié este comportamiento de manera notable. El
modelo logré mitigar por completo el vertimiento y la ENS en el Escenario 2 y reducir la ENS en
un 96,29 % en el Escenario 4. Como consecuencia, la composicion del costo operativo se invirtio casi
por completo, con la generacion térmica efectiva pasando a representar entre un 95% y un 99 %
del costo de operacion total, evidenciando una transformacion del sistema desde uno que gastaba
mayoritariamente en ineficiencia hacia uno que gasta casi en su totalidad en energia productiva. Esto
permitio reducir el costo total de la optimizacion a 17.745,06 MUSDS$ y 22.380,89 MUSDS$ en los
Escenarios 2 y 4, equivalente a una disminucion del 69,27 % y del 65,92 % respecto a los escenarios
sin gestion de carga.

Desde la perspectiva de inversion, se determiné que las decisiones de expansién no responden de
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manera arbitraria, sino que priorizan sistematicamente los refuerzos de menor costo. La gestion de
demanda permitié, en consecuencia, prescindir especificamente de las inversiones menos eficientes
del plan de expansion, reduciendo el plan 6ptimo de nueve y ocho lineas candidatas en los Escenarios
1 v 3 a seis lineas candidatas en los Escenarios 2 y 4, demostrando que dicho nicleo de inversién
resulta independiente del nivel de demanda convencional cuando existe flexibilidad operativa.

Este beneficio econémico, sin embargo, posee una contraparte fisica que no debe subestimarse. El
analisis de cargabilidad de lineas revel6 que la energia renovable que bajo carga no inteligente era
vertida es, en los escenarios con gestion de demanda, efectivamente transportada hacia los centros de
consumo, incrementando de forma sostenida la cargabilidad de los corredores criticos de transporte de
energia renovable. En el Escenario 4, donde se presenta la mayor exigencia combinada del estudio, este
efecto se agudizo hasta el punto de que las lineas Nogales->Quillota y Diego de Almagro->Cardones
alcanzaron una cargabilidad media del 100 %, encontrandose saturadas durante la totalidad del
horizonte simulado. Este resultado matiza la conclusiéon anterior, la gestién de demanda sustituye
la inversién en transmision, pero a costa de una utilizacién considerablemente més intensiva de la
infraestructura existente.

Finalmente, la aplicacién del modelo sobre este caso de estudio permitié también verificar la con-
tribucién de la flexibilidad de los VEs a los requerimientos de seguridad operativa del sistema. Los
resultados muestran que, bajo gestion de carga, la flota de VEs es capaz de satisfacer el 100 % del re-
querimiento de reserva operativa y de respuesta de frecuencia del sistema en la totalidad del horizonte
evaluado, liberando al parque generador térmico de estas obligaciones de seguridad y reduciendo sus
costos de arranque y parada en méas de un 60 % respecto a los escenarios sin gestion, evidenciando
una estabilizacion del compromiso de las unidades térmicas y una consecuente disminucién de su
desgaste operativo.

En conclusién, este trabajo demuestra que la integracion de VEs con gestion de carga inteligente,
transforma de manera significativa las decisiones de expansién y operacién del sistema eléctrico.
Los resultados muestran beneficios tanto técnicos como econémicos, siempre que se gestione ade-
cuadamente el incremento en la cargabilidad de la infraestructura de transmision existente que esta
flexibilidad genera.
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7.2.

Trabajos futuros

A partir de los hallazgos identificados en el presente trabajo, se proponen las siguientes lineas de
desarrollo para estudios posteriores.

Incorporar a la funcién objetivo los costos asociados a la degradacién de las baterias de los
VEs, asi como modelar esquemas de incentivos econémicos que aseguren la participaciéon de
los usuarios en la gestiéon de la demanda.

Integrar Sistemas de Almacenamiento de Energia en Baterias (BESS) en nodos estratégicos
del modelo reducido del SEN, con el objetivo de erradicar definitivamente el remanente de
ENS observado en el Escenario 4.

Expandir la formulaciéon matematica hacia la tecnologia V2@G, habilitando a las flotas vehicula-
res para inyectar potencia directamente a la red durante periodos criticos, en lugar de limitarse
a la reduccion o desplazamiento de su consumo.

Incorporar la incertidumbre asociada a la proyeccién de adopcién de VEs y a los perfiles de
generacion renovable mediante un enfoque de optimizacion estocastica o robusta, en lugar del
enfoque determinista adoptado en este trabajo, con el fin de evaluar la robustez del plan de
expansion ante desviaciones respecto a los escenarios proyectados.

Incorporar lineas de transmisiéon HVDC como alternativas de expansion dentro del conjunto de
lineas candidatas, desarrollando una formulacién que represente sus caracteristicas operativas
y de control, con el fin de evaluar su impacto sobre las decisiones de inversion y la operacién
del sistema.
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CAPITULO 8

Anexo
Tabla 8.1: Lineas de transmision.

Barra Barra Capacidad ]
Nombre . .

origen destino (MW) (p.u.)
Tarapacé ->Lagunas 1 2 368 0,01125
Lagunas ->Crucero-Encuentro 2 4 656 0,03545
Lagunas ->Los Changos 500 2 7 1500 0,2
Kapatur ->Los Changos 220 3 5 1500 0,001
Los Changos-Kapatur ->Laberinto-Domeyko 3 6 1920 0,0228
Kapatur ->Tarapaca 3 1 1500 0,2
Crucero-Encuentro ->Laberinto-Domeyko 4 6 568 0,0323
Crucero-Encuentro ->Los Changos 500 4 7 1500 0,0036
HVDC Crucero-Encuentro ->Cerro Navia-Lo Aguirre 4 29 3000 0,0149
Crucero-Encuentro ->Alto Jahuel 4 30 1500 0,055
Los Changos 220 ->Los Changos 500 5 900 0,0065
Los Changos 220 ->Atacama Mejillones 5 8 1500 0,2
Laberinto-Domeyko ->Atacama-Mejillones 6 8 1741 0,0494
Los Changos 500 ->Cumbre 500 7 10 1500 0,045
Los Changos 500 ->Paposo 7 9 1500 0,02
Crucero-Encuentro ->Atacama-Mejillones 8 4 1077 0,0374
Paposo ->Lalackama 9 11 285 0,0162
Paposo ->Etaltal 9 12 285 0,0162
Paposo ->Atacama Mejillones 9 8 1500 0,2
Paposo ->Cumbre 500 9 10 1500 0,2
Cumbre 500 ->Cumbre 220 10 13 750 0,01335
Cumbre 500 ->Cardones 500 10 7 1500 0,0223
Lalackama ->Diego de Almagro 11 14 285 0,0128
Etaltal ->Diego de Almagro 12 14 285 0,0128
Diego de Almagro ->Cumbre 220 14 13 750 0,0095
Diego de Almagro ->Cardones 500 14 15 197 0,06
Cardones ->Maitencillo 15 16 51,3 0,523
Cardones ->Maitencillo 500 15 19 600 0,0369
Cardones ->Cardones 500 15 17 430 0,00975
Maitencillo ->Punta Colorada 220 16 18 275 0,032
Maitencillo ->Maitencillo 500 16 19 430 0,00975
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Tabla 8.2: Lineas de transmision (continuacion).

Barra Barra Capacidad x;
Nombre . .

origen destino (MW) (p.u.)
Maitencillo ->Pan de Azucar 110 16 20 78 0,62
Cardones 500 ->Maitencillo 500 17 19 1700 0,00368
Punta Colorada ->Pan de Aztcar 220 18 20 275 0,0263
Maitencillo 500 ->Pan de Azucar 500 19 22 1700 0,0054
Pan de Azucar ->Las Palmas 20 21 260 0,0318
Pan de Azucar ->Pan de Azicar 500 20 22 430 0,00975
Las Palmas ->Los Vilos 21 23 260 0,28
Pan de Aztcar 500 ->Polpaico 22 26 1700 0,0112
Los Vilos ->Nogales 23 24 260 0,368
Nogales ->Quillota 24 25 448 0,0121
Nogales ->Polpaico 24 26 1500 0,0147
Quillota ->Polpaico 25 26 1500 0,2
Polpaico ->Cerro Navia-Lo Aguirre 26 29 2365 0,0019
Polpaico ->Alto Jahuel 26 30 1500 0,2
Rapel 220 ->Melipilla 27 28 320 0,0462
Rapel 220 ->Cerro Navia-Lo Aguirre 27 29 386 0,08
Melipilla ->Cerro Navia-Lo Aguirre 28 29 386 0,03435
Cerro Navia-Lo Aguirre ->Alto Jahuel 29 30 2362 0,0021
Alto Jahuel ->Tinguiririca 30 31 396 0,05255
Alto Jahuel ->Ancoa 30 33 2500 0,033
Tinguiririca ->Itahue 31 32 396 0,05255
Itahue ->Ancoa 32 33 400 0,058
Ancoa ->Charrua 33 34 1500 0,1228
Charrua ->Cautin 500 34 36 750 0,0345
Charrua ->Temuco-Cautin 34 39 761 0,0442
Colbun ->Alto Jahuel 35 30 900 0,043
Colbuin ->Ancoa 220 35 33 600 0,0001
Cautin 500 ->Ciruelos 500 36 38 750 0,63
Cautin 500 ->Temuco-Cautin 36 39 750 0,00021
Puerto Montt ->Rahue 37 40 145 0,045
Puerto Montt ->Pichirropulli 37 41 660 0,0225
Ciruelos 500 ->Pichirropulli 38 41 750 0,02
Ciruelos 500 ->Valdivia-Ciruelos 38 42 145 0,00021
Temuco-Cautin ->Valdivia-Ciruelos 39 42 390 0,0192
Rahue ->Pichirropulli 40 41 1500 0,2
Pichirropulli ->Valdivia-Ciruelos 41 42 580 0,0251
Pichirropulli ->Temuco-Cautin 42 39 660 0,2
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Tabla 8.3: Generadores térmicos.

Tecnologia Barra Costo (USD$/MW) Capacidad (MW)

DIESEL 1 260,48 28,7
DIESEL 2 260,48 23,8
DIESEL 2 260,48 86,7
GNL 3 87,95 207,4
GNL 3 87,95 273,1
GNL 3 87,95 279.,2
DIESEL 4 260,48 28,9
DIESEL 4 260,48 28,9
DIESEL 4 260,48 47,2
DIESEL 4 260,48 100
DIESEL 4 260,48 402
GNL 4 87,95 47,2
GNL 4 87,95 402
GNL 5 87,95 2542
DIESEL 6 260,48 29,9
COM 8 100 17,5
DIESEL 8 260,48 12,6
DIESEL 8 260,48 205,6
DIESEL 8 260,48 205,6
DIESEL 8 260,48 209,7
DIESEL 8 260,48 209,7
DIESEL 8 260,48 254,2
DIESEL 8 260,48 415,2
DIESEL 8 260,48 425.3
GNL 8 87,95 196,9
GNL 8 87,95 199,4
GNL 8 87,95 2073
GNL 8 87,95 2073
GNL 8 87,95 254.,2
GNL 8 87,95 411,6
GNL 8 87,95 421,6
DIESEL 9 291,14 121,3
DIESEL 9 219,14 1232
GNL 9 147,45 121,2
GNL 9 147,45 123,2
DIESEL 14 219,14 208,6
DIESEL 15 219,14 100
DIESEL 16 219,14 154,2
DIESEL 18 219,14 57,7
DIESEL 20 219,14 16,6

USM



Tabla 8.4: Generadores térmicos (continuacion).

Tecnologia Barra Costo (USD$/MW) Capacidad (MW)

DIESEL 25 219,14 127,1
DIESEL 25 219,14 128,1
DIESEL 25 219,14 300,7
DIESEL 25 219,14 310
DIESEL 25 219,14 345,1
DIESEL 25 219,14 391
GNL 25 147,45 20
GNL 25 147 45 21,4
GNL 25 147,45 42
GNL 25 147,45 127,1
GNL 25 147,45 128,1
GNL 25 147,45 340
GNL 25 147,45 347.6
GNL 25 147,45 393.4
GNL 25 147 45 404,2
BIOMASA 26 40,55 20,2
DIESEL 26 219,14 131,9
BIOMASA 28 40,55 8,2
DIESEL 29 219,14 95,1
DIESEL 29 219,14 312,3
GNL 29 147,45 29,3
GNL 29 147,45 321,1
BIOMASA 30 40,55 14,4
DIESEL 30 219,14 3
DIESEL 30 219,14 124,7
DIESEL 30 219,14 128
GNL 30 147,45 124,7
GNL 30 147,45 128
BIOMASA 32 40,55 3
BIOMASA 32 40,55 17,3
BIOMASA 32 40,55 30
DIESEL 32 219,14 134,3
BIOMASA 34 40,55 35,3
BIOMASA 34 40,55 53,5
BIOMASA 34 40,55 220,2
DIESEL 34 219,14 63
DIESEL 34 219,14 102,8
DIESEL 34 219,14 137,6
DIESEL 34 219,14 299,2
DIESEL 37 219,14 152,7

USM
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Tabla 8.5: Generadores térmicos (continuacion).

Tecnologia Barra Costo (USD$/MW) Capacidad (MW)

DIESEL 23 219,14 80,8
DIESEL 23 219,14 66,5
DIESEL 25 219,14 257,2
DIESEL 25 219,14 57,7
DIESEL 25 219,14 92
DIESEL 39 219,14 15,2
DIESEL 40 219,14 12,1
BIOMASA 42 40,55 23
BIOMASA 42 40,55 38

USM
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