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Resumen 

Garantizar la operación segura del “Sistema Eléctrico de Potencia” (SEP) es de 

gran importancia para las empresas de transmisión y operación de energía 

eléctrica. Para ello, se diseñan metodologías y criterios con los cuales se busca 

identificar la franja segura de operación del sistema de potencia. Si bien, estos 

procedimientos permiten disponer de una operación más segura, la gran cantidad 

de variables exógenas, como lo son: mantenimientos que exceden al tiempo 

planeado, salida de emergencia de equipos de transmisión importantes, la 

volatilidad de las “Fuentes Renovables No Convencionales” (FRNC), hacen que la 

operación esté en riesgo y nuevas acciones deban tomarse como medidas de 

emergencia. 

Debido a la falta de herramientas con que cuentan los operadores de red para 

obtener un mejor control de la seguridad del SEP en línea, normalmente se 

programa el despacho de la generación con gran cantidad de máquinas que dan 

altos costos, perdiéndose a su vez la flexibilidad del mercado. Por ello, surge la 

necesidad de la implementación de un esquema de re-despacho en línea, con 

restricciones de seguridad y considerando la minimización del costo de generación, 

de tal forma que permita mejorar la seguridad del sistema de potencia y al mismo 

se logre la disminución de los costos de generación. 

En este trabajo de investigación, se contempla el desarrollo de un esquema de 

despacho en línea con restricciones de seguridad y minimización del costo de 

generación, que permita el cumplimiento del criterio determinístico de 

contingencias sencillas disminuyendo y flexibilizando la programación de las 
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centrales de generación en el mercado eléctrico. Para ello, se propone la 

incorporación de los factores de sensibilidad de potencia “Línea Outage Distribution 

Factor” (LODF), “Power Transfer Distribution Factor” (PTDF) y “Outage Transfer 

Distribution Factor” (OTDF) en un modelo de optimización alimentado por las 

variables obtenidas en la operación en línea, considerando la función del costo de 

la generación y sujeto a las restricciones de seguridad de sobrecarga de equipos. 

Mediante los resultados obtenidos, se ha demostrado que algoritmo propuesto 

puede ser empleado para evitar el riesgo operativo por sobrecarga ante 

contingencias N-1, permitiendo la disminución del costo de operación, 

contribuyendo con el mejoramiento de la seguridad y al mismo tiempo reduciendo 

los costos de operación del sistema de potencia. 

Palabras clave: Restricciones de Seguridad, Despacho Económico, seguimiento 

en línea, Sobrecarga Térmica, Análisis de Sensibilidad. 

 

Abstract 

To prevent a secure state of operation of the Power System is the main goal of the 

utilities; hence, there are many off-Line criterias and methodologies oriented to 

identify the security operation region of power system, even applying these off-Line 

methodologies, the uncertainty of several uncontrolled variables may impose critical 

risk over the operation of power system. These uncontrolled variables are related 

to the emergency outages of transmission elements, natural phenomena outages, 

complication during the maintenance of network components, volatility of renewable 

generation resource, among the others. 

The lack of appropriated tools to management the on-Line security, implies that 

power system operators should dispatch expensive generation losing operation 

flexibility of market. Therefore, there is the needed to develop new applications to 

improve the operation security and reduce the operation costs. 

The present research proposes an algorithm to develop an on-line security 
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constrained dispatch to reduce the operation’s costs and allow the management of 

operation security. The proposed algorithm is based on modified security 

constrained economic dispatch (SCED) with Linearization of power flow through an 

operation point of power system with the application of Linear sensitivity factors like 

“Línea Outage Distribution Factors” (LODF), “Power Transfer Distribution Factors” 

(PTDF) and “Outage Transfer Distribution Factor” (OTDF). 

The results show that proposed algorithm can be implemented to be used on real 

time operation to reduce the operation risk due to overload of single contingencies 

and reducing the operation cost of generation. 

 

Keywords: Security Constrains, Economic Dispatch, Thermal Overload, 

Congestion Management, Sensitivity Analysis. 
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1. Introducción 

El continuo incremento de la demanda de energía, sumado al aumento de la 

generación centralizada (convencional y FRNC1) y el ingreso de generación 

distribuida (PCHs2 y micro generación renovable), hacen que se incremente la 

probabilidad de un colapso y pérdida del suministro de energía. Por lo tanto, hay 

grandes desafíos a la hora de realizar la programación y operación de los recursos 

del SEP para su adecuado funcionamiento. Lo anterior, sugiere que se deban 

realizar análisis de seguridad cada vez más restrictivos para lograr una operación 

segura de los sistemas de potencia. 

El punto de operación de un sistema de potencia, es uno de los factores que 

impactan en la seguridad del mismo. Dicha condición se atribuye a los parámetros 

de los equipos3, el papel que estos juegan respecto a una topología específica y 

las variabilidades que puede tomar el despacho y la demanda de energía. Por lo 

tanto, la operación de los sistemas de potencia se ve forzada a situaciones en las 

cuales se deba mantener un despacho de seguridad o generación obligada, lo cual 

hace menos flexible el mercado y por ende más costoso. 

Por ejemplo, en Colombia los criterios adoptados por la “Comisión de Regulación 

de Energía y Gas” (CREG), respecto a los estudios de planeamiento y 

aseguramiento de la operación, acogen el criterio determinístico de contingencias 

N-1. Dicho criterio, se refiere a que la red eléctrica debe estar habilitada para 

transportar potencia de manera estable y segura ante cualquier contingencia 

sencilla, de cada elemento del sistema de transmisión nacional, tal como se planteó 

originalmente en la resolución CREG 025 de 1995 y amplió en la resolución CREG 

131 2012(CREG, 1995)(CREG, 2012). 

El criterio de seguridad N-1 es ampliamente utilizado en diferentes partes del 

mundo, siendo más críticos para la seguridad del sistema los eventos N-K con K>1. 

Esto se debe a que la probabilidad de salida de más de un elemento de la red al 

                                                
1 Fuentes Renovables no Convencionales 
2 Pequeñas Centrales Hidroeléctricas. 
3 Máxima sobrecarga, límites de tensión, etc. 



 

Contenido 12 

 

 

mismo tiempo es baja. Entonces, debido a que la probabilidad de ocurrencia de 

una contingencia N-1 es más alta, debe ser asegurada para la operación del SEP 

para evitar riesgos por salidas en cascada (Kirschen, 2007). A pesar de que el 

análisis de contingencias N-1 requiera de un menor gasto computacional 

comparado a un análisis N-2, la identificación de la región de operación segura de 

un sistema, se torna en una labor bastante compleja, debido a que el resultado 

tiende a variar ante el cambio de los escenarios operativos (Demanda, generación 

y topología). Del mismo modo, mientras más grande sea un SEP y mayor número 

de elementos contenga, mayor es el número de escenarios operativos que tendrá 

lugar y mayor complejidad tendrá la identificación de la región segura de operación.  

Aunque los escenarios operativos sean generados a partir de las variaciones de 

generación, demanda y topología, se puede decir de tres variables mencionadas, 

la generación y la topología presentan los comportamientos más cambiantes y 

difíciles de predecir. Esto se debe a que dependen del mercado y de condiciones 

exógenas a la operación, como lo son los fenómenos naturales, complicaciones en 

los mantenimientos programados, entre otros. Por lo tanto, para un análisis fuera 

de línea pre-operativo, los escenarios de generación deben abarcar un gran 

espectro que dé lugar a todas las posibles variaciones que pueda tener la 

generación en el sistema. De igual forma, deben incluirse las salidas de equipos 

mediante mantenimiento programado para tener una mejor precisión de los 

recursos que el sistema requerirá durante la operación. 

Sin embargo, pese a las consideraciones en los análisis efectuados para la 

programación de los recursos de generación, las desviaciones que se presentan 

en la operación de tiempo real versus lo programado, son inminentes. Estas 

desviaciones vienen dadas por: la diferencia entre el pronóstico de demanda y la 

demanda real, la salida de emergencia de equipos, mantenimientos programados 

que se extienden del tiempo concebido, etc. Adicionalmente, con la penetración de 

las energías renovables y alternativas, como la generación eólica, solar y sistemas 

“Batery Energy Storage System” (BESS), se introduce una nueva incertidumbre a 

la operación en tiempo real, pudiéndose incrementar la desviación de los recursos 
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programados, e incrementándose el riesgo de colapso debido a un posible efecto 

en cascada ante contingencias. 

Por otra parte, al intentar cubrir todos estos escenarios que puedan presentarse 

desde la planificación de corto plazo, normalmente se programan recursos 

adicionales que hacen que el costo de la operación se incremente y en muchas 

ocasiones los eventos para los que fueron programados dichos recursos de 

generación no ocurran. Lo anterior da lugar a que los recursos programados deban 

reajustarse, para lo cual cada vez se contará con menor tiempo para el cálculo 

durante la operación, pero al mismo tiempo los resultados de los algoritmos deben 

ser confiables disminuyendo el riesgo en la operación del SEP. 

 

A partir de las necesidades planteadas anteriormente, nace la herramienta 

conocida como “Congestion Management”, la cual permite al operador realizar un 

control adecuado de los recursos de generación, evitando que se presenten 

sobrecargas en el estado normal de operación o aliviándolas ante una condición 

de post-contingencia. 

 

La metodología más común para la solución del problema se basa en la formulación 

del despacho económico, sujeto a las restricciones clásicas de la primera y 

segunda ley de Kirchhoff utilizando modelos AC o DC. Con esto, se realiza re-

despacho de la generación para el alivio de sobrecargas al menor costo, tal es el 

caso de los modelos implementados en (Sen, Chanda, Sengupta, & Chakrabarti, 

2011) y (Kuruseelan, 2014). En estos se presentan las ecuaciones clásicas 

correspondientes a la primera y segunda ley, implementadas mediante el modelo 

en AC, utilizando un algoritmo conocido como “Particle Swarm Optimization” (PSO) 

para realizar la optimización; dicho algoritmo promete ser muy estable respecto a 

la convergencia del modelamiento no-Lineal de las ecuaciones de flujo. Otros 

autores implementan un modelo similar de despacho económico con las 

restricciones clásicas utilizando máquinas de aprendizaje para la optimización, 

como es el caso de (Verma, Saha, & Mukherjee, 2017). Adicionalmente al modelo 
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clásico de despacho económico, previamente se había propuesto un interesante 

algoritmo en (Maharana, 2009), el cual realiza la selección de la generación que 

debe participar en el despacho económico utilizando la técnica “Direct Acyclic 

Graph” (DAG), éste modelo se ha propuesto como alternativa para las redes de 

gran tamaño y diversas áreas operativas. 

 

En el caso de (Gupta, 2016), se trabaja un interesante modelo que considera la 

apertura de interruptores como solución al alivio de sobrecargas, implementando 

un modelo de programación lineal entera mixta en el cual se declara como función 

objetivo la minimización de la apertura de interruptores. En el trabajo desarrollado 

por (Pandiarajan & Babulal, 2011), se lleva a cabo el alivio de sobrecargas 

mediante el uso de lógica difusa, cuyo modelo intenta recrear las acciones de los 

operadores de red; no obstante, este modelo no tiene en cuenta el costo de la 

generación. 

 

El presente proyecto de investigación propone la implementación de una 

herramienta para la mitigación de sobrecarga de equipos de transmisión, mediante 

la adopción de los factores de sensibilidad de potencia activa para el planteamiento 

del despacho económico simplificado, lo cual permite un modelamiento sencillo y 

de muy bajo costo computacional, ideal para un esquema de alivio de sobrecarga 

en línea. 
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1.1 Planteamiento del problema 

Las soluciones de mediano y largo plazo buscan garantizar condiciones de 

seguridad y confiabilidad de la red. Estas normalmente utilizan análisis de 

contingencias mediante simulaciones para encontrar propuestas de expansión de 

red que mitiguen las restricciones encontradas en el análisis. Por otro lado, las 

soluciones utilizadas en análisis de corto plazo hasta la operación en línea, se 

fundamentan en el control de las restricciones por parte de los operadores del SEP 

o en algoritmos inteligentes que realicen monitoreo y/o control de las variables del 

sistema. Debido a que durante la operación no hay tiempo para propuestas 

relacionadas con la expansión de red, entonces se utilizan técnicas que consideren 

la variación de la topología de red, re-despachos, control de tensiones, deslastre 

de carga, entre otros. 

Por otra parte, los algoritmos de re-despacho económico con restricciones de 

seguridad “Security Constrained Economic Dispatch” (SCED), son de alto costo 

computacional, por lo que no se utilizan normalmente en la operación en línea. Por 

lo tanto, a pesar de tenerse una previa planeación de la operación mediante análisis 

de mediano y corto plazo para llevar a cabo la operación segura del SEP, de igual 

forma se suelen presentar deviaciones de los recursos programados y las variables 

proyectadas que se evidencian en la operación. 

Por lo tanto, se considera pertinente proponer un esquema de mitigación de 

sobrecargas basado en un re-despacho en línea, para evitar eventos en cascada 

ante contingencias N-1 y disminuir el riesgo de colapso del sistema. Sin embargo, 
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surge una pregunta de investigación general que sería muy pertinente buscar su 

solución. ¿Es posible desarrollar un esquema re-despacho simplificado para la 

operación en línea, el cual mitigue sobrecarga en equipos y evite colapso por 

eventos en cascada de la red? 

De acuerdo a la pregunta anterior surgen varias preguntas específicas:  

• ¿Cómo se debería definir el modelo matemático para el re-despacho 

económico, junto con las restricciones de seguridad para ser utilizado para 

la operación en línea?  

• ¿Cómo se puede simplificar los modelos del sistema para encontrar 

soluciones rápidas ante el problema de contingencias?  

• ¿Cómo se puede aplicar el esquema para la operación en línea?  

• ¿De qué forma puede ser verificado el esquema simplificado, de tal forma 

que garantice la operación segura del sistema de potencia? 

Debido a que son tantas las variables que juegan un rol directo en la evaluación de 

la seguridad ante contingencias en la red, se propone implementar un modelo que 

permita la simplificación del análisis de seguridad y despacho económico. Para ello, 

en la literatura se evidencia una importante técnica de análisis, conocida como 

cálculo de factores de sensibilidades. Por ejemplo, con el uso de los factores de 

sensibilidad  PTDF, LODF y OTDF (Chen, Dominguez-Garcia, & Sauer, 2014) (Zhu, 

2009) (PSERC, 2001), se consigue agilidad en el cómputo de flujos de potencia y 

se formula matemáticamente en función del sistema de potencia. Esta técnica tiene 

como ventaja que permite Líneaalizar las ecuaciones del flujo de potencia en torno 

a un punto de operación, debido a que se basa en la teoría de sensibilidad de 

factores de potencia. 

La técnica buscada, contempla la aplicación de un esquema en línea para la 

operación segura y confiable del SEP bajo el criterio de contingencia N-1 y en 

función del despacho económico de los generadores de la red eléctrica, de tal 

forma que se opere en torno a la región de seguridad del sistema evitando la salida 
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en cascada de elementos de la red. 

 

1.2 Objetivos de la investigación 

1.2.1 Objetivo general 

 

Desarrollar un esquema de re-despacho de generación para mitigar sobrecarga 

de equipos ante eventos de contingencia N-1 de la red, evitando la salida de 

líneas y transformadores en cascada. 

1.1.1 Objetivos específicos 

 

De acuerdo a la definición del objetivo general planteado, se proponen los 

siguientes objetivos específicos que ayudan a solucionar el problema propuesto: 
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• Definir un modelo de re-despacho económico con restricciones de 

seguridad que pueda ser implementado para la operación en línea. 

• Seleccionar técnicas para la simplificación de los modelos del sistema que 

permitan una solución rápida al problema con contingencias. 

• Aplicar el esquema de re-despacho económico simplificado para la 

operación en línea ante contingencias N-1. 

• Evaluar el esquema propuesto de re-despacho económico en línea y 

verificar el desempeño en un sistema de potencia de prueba. 

1.3 Organización del documento 

El resto del documento se ha organizado de la siguiente manera: 

En el capítulo 2 se describen diferentes modelos de despacho económico, los 

cuales son el insumo para formulación de la propuesta de re-despacho en línea 

propuesto; en el capítulo 3 se introduce el concepto de factores de sensibilidad y 

se aplican estos factores al modelamiento de contingencias y flujos de potencia 

para la operación en línea; en el capítulo 4 se formula el modelo de despacho 

económico para operación en línea basado en factores de sensibilidad LODF, 

PTDF y OTDF y se propone un esquema lógico de operación en línea con 

integración de las señales del sistema de potencia en tiempo real; en el capítulo 5 

se presentan los resultados al implementar el algoritmo en el sistema de prueba 

IEEE 39 nodos, se simulan salidas de líneas de transmisión y plantas de 

generación, con lo cual se prueban las diferentes lógicas operativas del algoritmo. 

Finalmente, en el capítulo 6 se presentan las conclusiones, recomendaciones y 

trabajo futuro resultado del presente proyecto de investigación. 
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2. Despacho Económico 

El despacho económico, se refiere al problema matemático de optimización, 

mediante el cual se desean calcular los recursos de generación al menor costo, 

conociendo los valores de potencia de salida de las unidades de generación, 

trazando un periodo de tiempo determinado y cumpliendo con las restricciones 

según el enfoqué deseado. En el despacho económico clásico, normalmente las 

restricciones de seguridad son despreciadas (Zhu, 2009), y el modelamiento se 

centra en las características de entrada-salida (consumo-producción) de las 

unidades de generación.  

 

En caso de que el modelamiento de despacho económico incluya las restricciones 

de seguridad, se le conoce como Despacho Económico con Restricciones de 

Seguridad “Security Constrained Economic Dispatch” (SCED)(Zhu, 2009), el cual 

tiene en cuenta el modelo de flujo de carga y las restricciones de seguridad que se 

deseen analizar (e.g. límites físicos de equipos, límites operativos, contingencia de 

equipos, etc.) 

 

En el presente capítulo, se presentan diferentes modelos de despacho económico 

y finalmente una discusión acerca del modelo idóneo para el alivio de sobrecargas 

en línea con el cual se realizarán las pruebas de rendimiento en diferentes sistemas 

de prueba. 
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2.1.1 Características de entrada y salida de los generadores 

De acuerdo con el objetivo del despacho económico, el cual se refiere a la 

minimización del costo de operación de las unidades de generación, la función 

objetivo debe modelar de alguna forma la característica de entrada y salida de las 

unidades de generación.  

La característica de entrada-salida de una central térmica, puede ser fácilmente 

aproximada a una función cuadrática como se presenta en (1), donde la constante 

c equivale al consumo de combustible sin salida de potencia. 

 

𝐹 = 𝑎 ∗ 𝑃𝐺2 + 𝑏 + 𝑃𝐺 + 𝑐 (1) 

 

 

Figura 1. Característica de entrada-salida para un generador térmico. 

En la característica presentada en la Figura 1, es evidente el comportamiento no-

lineal, en el cual el que el generador presenta algunos puntos de operación 

altamente ineficientes; por otra parte, la característica de entrada-salida del 

generador hidráulico, es bastante parecida a la del generador térmico en su 

comportamiento no lineal; sin embargo, la variable de entrada del generador 

hidráulico corresponde al caudal de agua, esta diferencia es obvia; sin embargo, 

se refiere a una diferencia sustancial, ya que la producción del agua no es 

convertida fácilmente a dinero como se puede hacer con los MBTU para el caso de 



 

Contenido 21 

 

 

las plantas térmicas. Por lo anterior, gracias a esta característica y a otras que se 

presentarán más adelante (ver sección 2.3), los sistemas de potencia con centrales 

térmicas e hidráulicas sugieren un cálculo del despacho económico con diferentes 

metodologías (e.g. Despacho Hidro-térmico). 

 

2.2 Despacho térmico mediante Multiplicadores de Lagrange 

Cuando un sistema solamente posee generadores térmicos, el método de 

multiplicadores de Lagrange, se puede utilizar fácilmente; para ello, solo hace falta 

lograr igualar los costos incrementales de los generadores, los cuales 

corresponden a las derivadas de las funciones de entrada-salida de cada unidad 

respecto a la potencia entregada(L.k, 1958). Es importante resaltar que dicho 

método en principio no considera la restricción del límite de potencia máxima del 

generador; sin embargo, si se debe considerar que la potencia generada debe ser 

igual a la potencia demandada, como se aprecia en la ecuación (3). 

Considerando que: 

𝑃𝐺1, 𝑃𝐺2, . . . , 𝑃𝐺𝑛 : Potencia activa por cada generador. 

𝐹1(𝑃𝐺1), 𝐹2(𝑃𝐺2), . . . , 𝐹𝑛(𝑃𝐺𝑛) : Función de costo de los generadores. 

El modelo de optimización del despacho clásico sería el siguiente: 

𝑀𝑖𝑛𝑖𝑚𝑖𝑧𝑎𝑟 𝐹 = 𝐹1(𝑃𝐺1) + 𝐹2(𝑃𝐺2) + ⋯+ 𝐹𝑛(𝑃𝐺𝑛) = ∑𝐹𝑖(𝑃𝐺𝑖)

𝑛

𝑖=1

 (2) 

 

Sujeto a: 

𝑃𝐺1 + 𝑃𝐺2 + ⋯+ 𝑃𝐺𝑛 = 𝑃𝐷  
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∑𝑃𝐺𝑖

𝑛

𝑖=1

= 𝑃𝐷 (3) 

 

Como se aprecia en el anterior modelo de despacho económico, la ecuación (2) 

corresponde a la función objetivo del modelo y consta de la sumatoria de la función 

entrada-salida de todos los generadores, lo cual equivale a la sumatoria del costo 

de generación. La ecuación (3), representa la única restricción del modelo y de no 

plantearse dicha restricción, la potencia resultante para cada generador sería de 

cero, es decir, se llegaría a una solución trivial; por lo tanto, esta restricción obliga 

a obtener un resultado realista. 

Para resolver este problema de optimización mediante el método de Multiplicadores 

de Lagrange, se siguen los siguientes pasos: 

 

A. Se define la función de Lagrange (FL), la cual corresponde a la suma de la 

función objetivo (ecuación (2)), y la función de restricción (ecuación (3)) 

multiplicada por el multiplicador de Lagrange (𝜆), resultando lo siguiente 

fórmula: 

𝐹𝐿 = ∑ 𝐹𝑖(𝑃𝐺𝑖)
𝑛
𝑖=1 + 𝜆(𝑃𝐷 − ∑ 𝑃𝐺𝑖

𝑛
𝑖=1 ) (Función de Lagrange) (4) 

 

B. Dado que las variables a encontrar corresponden a 𝑃𝐺1, 𝑃𝐺2, . . . , 𝑃𝐺𝑛. Se debe 

derivar la función de Lagrange respecto a cada uno de los n generadores, 

obteniéndose n ecuaciones. 

𝜕(𝐹𝐿)

𝜕𝑃𝐺𝑖
 𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1, 2, … , 𝑛 (5) 

Con el paso anterior, se obtienen las siguientes ecuaciones: 
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𝜕(𝐹𝑖(𝑃𝐺𝑖))

𝜕𝑃𝐺𝑖
= 𝜆   𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1, 2, … , 𝑛 (6) 

 

C. Finalmente, para conseguir la solución al problema, el valor de 𝜆 debe ser 

único para todas las ecuaciones, por lo tanto, se deben igualar las derivadas 

de las funciones de costo (o ecuaciones de costo incremental). 

𝜕(𝐹1(𝑃𝐺1))

𝜕𝑃𝐺1
=

𝜕(𝐹2(𝑃𝐺2))

𝜕𝑃𝐺2
= ⋯ =

𝜕(𝐹𝑛(𝑃𝐺𝑛))

𝜕𝑃𝐺𝑛
= 𝜆  (7) 

 

El anterior proceso, no considera en ningún momento la restricción de límites de 

generación, la cual se modelaría de la siguiente manera: 

𝑃𝐺𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑃𝐺𝑖 ≤ 𝑃𝐺𝑚𝑎𝑥 (8) 

 

Si no se considera esta restricción en el planteamiento, los resultados obtenidos 

podrían obligar a la generación a operar por fuera de sus propios límites. Por lo 

tanto, esta restricción debe ser añadida al modelamiento. Otras consideraciones 

del método de multiplicadores de Lagrange aplicado al despacho económico 

pueden ser consultadas en (Wood & Allen J. Wood, Bruce F. Wollenberg. Gerald 

B, 2013). 

Si bien, el modelo de despacho presentado en las ecuaciones (2), (3) y (8), de 

manera clásica son formulados y resueltos utilizando el método de Lagrange, 

debido a la naturaleza de las funciones cuadráticas de entrada-salida de las 

centrales. Sin embargo, también es posible utilizar métodos diferentes, como lo 

son: el método del gradiente, algoritmo de punto interior, meta-heurísticas 

(Algoritmo genético o Enjambre de partículas), entre otros. 
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2.3 Despacho hidro-térmico 

Al considerar las funciones de entrada-salida de las plantas térmicas e hidráulicas, 

estas permiten formular la rata de consumo por unidad de tiempo. Sin embargo, el 

planteamiento del despacho hidráulico es mucho más complejo que uno térmico, 

debido a la gran cantidad de restricciones que puede acarrear una central hidráulica 

(e.g. coordinación de centrales en cadena, caudales mínimos que se deban 

mantener, naturaleza de la caída de agua de cada central, diferentes 

construcciones de embalses, diferencias en elementos de control de flujo de agua, 

entre otras.). Todas estas restricciones hacen que cada sistema hidráulico sea 

diferente de cualquier otro; en consecuencia, el nivel de cada embalse debe ser 

controlado de tal forma que sus ciclos de vaciado y llenado permitan el menor costo 

de operación teniendo en cuenta las demás centrales térmicas, hidráulicas, etc. 

Para ello se utilizan modelos que consideran diferentes periodos de análisis, los 

cuales pueden ir desde 1 día, hasta varios años. 

El modelo de despacho hidro-térmico, puede ser formulado en función de la 

minimización del costo de generación térmica, considerando el gasto de un 

volumen de agua para el sistema hidroeléctrico. El modelo simplificado se muestra 

a continuación, considerando la siguiente nomenclatura: 

𝑚: número total de generadores térmicos. 

𝑛: número total de generadores hidráulicos. 

𝑃𝐺𝑇𝑖(𝑡)  : potencia generada por el generador térmico i en el instante de tiempo t. 

𝑃𝐺𝐻𝑗(𝑡): potencia generada por el generador hidráulico i en el instante de tiempo 

t. 

𝐹[𝑃𝐺𝑇𝑖(𝑡)] Función de costo para el generador térmico i en el instante de tiempo t. 

𝑊[𝑃𝐺𝐻𝑗(𝑡)]: Función de entrada-salida para el generador hidráulico j en el 

instante de tiempo t. 
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𝑊𝑇𝑜𝑡𝑗
: Volumen de agua total para el embalse del generador j. 

𝑇: Periodo de tiempo evaluado. 

𝑃𝐷 (𝑡): Potencia demandada por el sistema en el instante de tiempo t. 

𝑃𝐺𝑇𝑚𝑖𝑛−𝑖: Potencia mínima del generador térmico i. 

𝑃𝐺𝑇𝑚𝑎𝑥−𝑖: Potencia máxima del generador térmico i. 

𝑃𝐺𝐻𝑚𝑖𝑛−𝑗: Potencia mínima del generador térmico j. 

𝑃𝐺𝐻𝑚𝑎𝑥−𝑗: Potencia máxima del generador térmico j. 

El modelo consiste en: 

𝑀𝑖𝑛𝑖𝑚𝑖𝑧𝑎𝑟 = ∑∫ 𝐹[𝑃𝐺𝑇𝑖(𝑡)] 𝑑𝑡
𝑇

0

𝑚

𝑖=1

 (9) 

 

Sujeto a: 

∑𝑃𝐺𝑇𝑖(𝑡)

𝑚

𝑖=1

+ ∑𝑃𝐺𝐻𝑗(𝑡)

𝑛

𝑗=1

= 𝑃𝐷 (𝑡)  (10) 

 

∫ 𝑊[𝑃𝐺𝐻𝑖(𝑡)]𝑑𝑡
𝑇

0

= 𝑊𝑇𝑜𝑡𝑖
  

𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 =  1, 2, … 𝑛.  

(11) 
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𝑃𝐺𝑇𝑚𝑖𝑛−𝑖 ≤ 𝑃𝐺𝑇𝑖(𝑡) ≤  𝑃𝐺𝑇𝑚𝑎𝑥−𝑖 

𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 =  1, 2, …𝑚. 

(12) 

 

𝑃𝐺𝐻𝑚𝑖𝑛−𝑗 ≤ 𝑃𝐺𝐻𝑗(𝑡) ≤  𝑃𝐺𝐻𝑚𝑎𝑥−𝑗 

𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 =  1, 2, … 𝑛. 

(13) 

 

La ecuación (9), representa la función objetivo, la cual solamente tiene en cuenta 

la función de entrada-salida de las centrales térmicas; por su parte, el consumo de 

agua viene definido como una constante; de este modo, se asume un volumen en 

metros cúbicos a consumir en el periodo de análisis considerado en el modelo, el 

cual viene representado por la ecuación (11), en dicha ecuación el volumen 

considerado para cada central, se iguala a la integral de la función de entrada-

salida de la respectiva central, de tal forma que en cada periodo habrá un consumo 

de agua específico que permita la minimización del costo térmico y que al final del 

periodo de análisis el volumen supuesto inicial sea de cero metros cúbicos. Por otra 

parte, la restricción (10), obliga a que se cumpla el balance generación-demanda 

en todo momento y finalmente las restricciones (12) y (13), permiten que los límites 

de los generadores no sean violados en ningún momento. 

Si se considera que el tiempo T, se encuentra dividido en ‘S’ periodos diferentes, 

considerando m generadores térmicos y n generadores hidráulicos, entonces el 

modelo podría expresarse de la siguiente manera: 

∆𝑘𝑃𝐺𝑇𝑖: Despacho del generador térmico i, para el periodo evaluado k. 

∆𝑘𝑃𝐺𝐻𝑖: Despacho del generador hidráulico i, para el periodo evaluado k. 

𝐹(∆𝑘𝑃𝐺𝑇𝑖): Función de entrada-salida del generador térmico i evaluado en el 

periodo k. 
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𝑊(∆𝑘𝑃𝐺𝐻𝑖): Función de entrada-salida del generador hidráulico i evaluado en el 

periodo k. 

𝑊𝑇𝑜𝑡𝑖
: Volumen de agua total para el embalse del generador i. 

∆𝑘𝑃𝐷: Demanda total del sistema para el periodo k. 

𝑀𝑖𝑛𝑖𝑚𝑖𝑧𝑎𝑟 ∑ ∑𝐹(∆𝑘𝑃𝐺𝑇𝑖)

𝑚

𝑖=1

𝑆

𝑘=1

 (14) 

Sujeto a: 

∑∆𝑘𝑃𝐺𝑇𝑖

𝑚

𝑖=1

+ ∑∆𝑘𝑃𝐺𝐻𝑖

𝑛

𝑖=1

= ∆𝑘𝑃𝐷    

𝑝𝑎𝑟𝑎  𝑘 = 1, 2, … , 𝑆 

(15) 

 

∑ 𝑊(∆𝑘𝑃𝐺𝐻𝑖)

𝑆

𝑘=1

= 𝑊𝑇𝑜𝑡𝑖
  

para i =  1, 2, … n.  

(16) 

 

𝑃𝐺𝑇𝑚𝑖𝑛−𝑖 ≤ ∆𝑘𝑃𝐺𝑇𝑖 ≤ 𝑃𝐺𝑇𝑚𝑎𝑥−𝑖   

𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2, …𝑚. 𝑦 𝑝𝑎𝑟𝑎  𝑘 = 1, 2, … , 𝑆 

(17) 

 

𝑃𝐺𝐻𝑚𝑖𝑛−𝑗 ≤ ∆𝑘𝑃𝐺𝐻𝑗 ≤ 𝑃𝐺𝐻𝑚𝑎𝑥−𝑗   

𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑗 = 1,2, …𝑚. 𝑦 𝑝𝑎𝑟𝑎  𝑘 = 1, 2, … , 𝑆 

(18) 

De esta forma, es posible dividir el despacho hidro-térmico en función de los 
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diferentes periodos, para ello, las integrales de las ecuaciones (9) y (11) quedan 

expresadas en términos de una sumatoria de S periodos que sumados 

completarían el tiempo total T, y cada periodo tendrá asociados diferentes valores 

de potencia de los generadores térmicos (∆𝑘𝑃𝐺𝑇𝑖 ) hidráulicos (∆𝑘𝑃𝐺𝐻𝑖) y demanda 

del sistema (∆𝑘𝑃𝐷). 

2.4 Despacho económico con restricciones de seguridad 

El despacho económico con restricciones de seguridad “Security Constrained 

Economic Dispatch” (SCED), es una integración entre el modelo de despacho 

económico con los modelos de flujo optimo con restricciones de seguridad “Security 

Constrained Optimal Power Flow” (SCOPF), los cuales son utilizados para un 

análisis completo del sistema de potencia respecto a las restricciones de seguridad, 

en el que la función objetivo puede ser la de minimización de pérdidas, 

minimización de racionamiento de demanda, minimización del costo de operación, 

entre otros. Cuando la función objetivo se refiere a la minimización del costo de 

operación, se habla de un despacho económico con restricciones de seguridad. 

En los numerales 2.2 y 2.3, se han presentado diferentes modelos de despacho 

económico, sin embargo, estos no contemplan restricciones de seguridad. Las 

restricciones de seguridad implican el modelamiento de la red eléctrica, lo cual 

conlleva a un importante costo computacional (Zhang, Lu, Chung, Men, & Tu, 

2015); por lo tanto, los modelos de despacho económico con estricciones de 

seguridad, son implementados normalmente mediante métodos meta-heurísticos 

que implican alto tiempo de ejecución o mediante modelos exactos como el 

algoritmo de punto interior; que en ocasiones presenta dificultades con la 

convergencia (del Valle, Kumar, & Mohagheghi, 2008). 

El modelo básico de un despacho económico con restricciones de seguridad se 

presenta a continuación. 

Considerando la siguiente nomenclatura: 
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𝑚: número total de barras 

𝑛𝑖: número de líneas conectadas a la barra i.  

𝐹𝑖(𝑃𝐺𝑖): Función de costo del generador i. 

𝑃𝐺𝑖, 𝑃𝐷𝑖: Potencia activa generada y potencia activa demandada en la barra i. 

𝑄𝐺𝑖, 𝑄𝐷𝑖: Potencia reactiva generada y potencia reactiva demandada en la barra i. 

𝑉𝑖, 𝑉𝑗: Tensión en las barras i y j. 

𝑉𝑚𝑖𝑛𝑖 , 𝑉𝑚𝑎𝑥𝑖: Tensión mínima y máxima en barra i. 

𝜃𝑖 , 𝜃𝑗: Ángulos en las barras i y j respectivamente. 

𝑔𝑖𝑗, 𝑏𝑖𝑗: Conductancia y susceptancia de la línea ij  

𝑃𝐺𝑚𝑖𝑛𝑖 , 𝑃𝐺𝑚𝑎𝑥𝑖 : Potencia mínima y máxima en el generador i. 

𝑃𝑖𝑗: Potencia por la línea ij 

𝑃𝑚𝑎𝑥𝑖𝑗: Potencia máxima en la línea i-j. 

El modelo consiste en: 

𝑀𝑖𝑛𝑖𝑚𝑖𝑧𝑎𝑟 𝐹 = ∑𝐹𝑖(𝑃𝐺𝑖)

𝑚

𝑖=1

 (19) 

 

Sujeto a: 

𝑃𝐺𝑖 − 𝑃𝐷𝑖 = |𝑉𝑖|∑|𝑉𝑗|(𝑔𝑖𝑗 cos(𝜃𝑗 − 𝜃𝑖) + 𝑏𝑖𝑗 sen(𝜃𝑗 − 𝜃𝑖))

𝑛𝑖

𝑗=1

  

𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2…𝑚 

(20) 



 

Contenido 30 

 

 

 

𝑄𝐺𝑖 − 𝑄𝐷𝑖 = |𝑉𝑖|∑|𝑉𝑗|(𝑔𝑖𝑗 sen(𝜃𝑗 − 𝜃𝑖) − 𝑏𝑖𝑗 cos(𝜃𝑗 − 𝜃𝑖))

𝑛𝑖

𝑗=1

 (21) 

 

𝑃𝑖𝑗 = |𝑉𝑖|
2𝑔𝑖𝑗 − |𝑉𝑖||𝑉𝑗|𝑔𝑖𝑗 cos(𝜃𝑖𝑗) − |𝑉𝑖||𝑉𝑗|𝑏𝑖𝑗 sen(𝜃𝑖𝑗)  

𝑃𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2…𝑚 𝑦 𝑗 = 1,2, …𝑚 𝑐𝑜𝑛 𝑖 ≠ 𝑗   

(22) 

 

−𝑃𝑚𝑎𝑥𝑖𝑗 ≤ 𝑃𝑖𝑗 ≤ 𝑃𝑚𝑎𝑥𝑖𝑗    

𝑃𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2…𝑚 𝑦 𝑗 = 1,2, …𝑚 𝑐𝑜𝑛 𝑖 ≠ 𝑗   

(23) 

 

𝑃𝐺𝑚𝑖𝑛𝑖 ≤ 𝑃𝐺𝑖 ≤ 𝑃𝐺𝑚𝑎𝑥𝑖   

𝑃𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2…𝑚 

(24) 

 

𝑄𝐺𝑚𝑖𝑛𝑖 ≤ 𝑄𝐺𝑖 ≤ 𝑄𝐺𝑚𝑎𝑥𝑖 

𝑃𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2…𝑚 

(25) 

 

𝑉𝑚𝑖𝑛𝑖 ≤ 𝑉𝑖 ≤  𝑉𝑚𝑎𝑥𝑖 

𝑃𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2…𝑚 

(26) 

Donde la ecuación (19), corresponde a la función objetivo, la cual como hemos 

visto utiliza la función de entrada y salida de los generadores. Las restricciones (20) 

y (21), representan la Primera Ley de Kirchhoff, la cual cumple que la sumatoria de 
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inyecciones de corriente entrando a un nodo deben ser iguales a la sumatoria de 

corrientes que salen de este. En la restricción (23), se limita la potencia activa de 

la línea a sus valores máximos permitidos. Las ecuaciones (24) y (25) corresponde 

a los límites de salida de la generación asumiendo una característica cuadrada del 

diagrama P-Q del generador. Finalmente, la restricción (26) correspondería a los 

límites operativos o límites de estabilidad de tensión en las barras del sistema de 

potencia. 

Como puede observarse el modelo SCED definido mediante las ecuaciones (19) a 

(26), contempla las ecuaciones no lineales de flujo de potencia activa y reactiva de 

los ramales de la red, lo cual hace que sea un modelo bastante complejo, 

considerando sistemas de potencia de gran escala, nótese que no se han incluido 

modelos que representen las contingencias, lo cual haría bastante complejo la 

búsqueda de solución al problema. Por lo tanto, este modelamiento no es muy 

atractivo para emplear en un despacho en línea; adicionalmente, las técnicas de 

solución exactas como el punto interior, pueden presentar problemas de 

convergencia y las técnicas meta-heurísticas a pesar presentar una buena 

convergencia, su tiempo de computo no es el ideal para una aplicación en línea 

cuando se consideran sistemas de gran escala. 

Como se mencionó anteriormente, el seguimiento del criterio de seguridad 

determinístico N-1 en línea, requiere de un alto nivel de simplificación de modelos 

y eficiencia computacional. Para cumplir este propósito, se propone un modelo 

basado en dos fases; la primera fase, corresponde a los resultados de un modelo 

lineal, los cuales alimentarían el modelo no- lineal de la segunda fase, con la 

combinación de estos modelos, se obtienen salidas de control tanto de voltaje, 

potencia activa y reactiva, las cuales el operador puede encargarse de seguir en la 

operación misma. En el modelamiento lineal, se incluye la solución a los despachos 

de potencia activa de los generadores4, para cumplir con la seguridad N-1 de la 

                                                
4 Así como el racionamiento en cargas, solo cuando sea la única solución segura 
económicamente viable. 
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red, considerando sobrecargas térmicas de equipos, lo cual implica una buena 

aproximación del modelamiento lineal, para identificar las variaciones de potencia 

activa en líneas y transformadores, respecto a cambio de potencia activa en 

generadores, cargas y salidas de elementos. 
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3. Modelado de Contingencias Basado en 

Sensibilidades 

 

3.1 Linealización del flujo de potencia 

Al considerar las redes de transmisión, en las cuales la relación X/R es grande y R 

es pequeña, la potencia activa se puede aproximar a una función lineal, la cual 

dependerá de la matriz susceptancias nodales [B], la ecuación del flujo de potencia 

para una línea entre los nodos r y s es: 

𝑃𝑟𝑠 = 𝑉𝑟
2 ∗ 𝐺𝑟𝑠 − 𝐺𝑟𝑠 ∗ 𝑉𝑟 ∗ 𝑉𝑠 ∗ cos(𝜃𝑟 − 𝜃𝑠) − 𝐵𝑟𝑠 ∗ 𝑉𝑟 ∗ 𝑉𝑠 ∗ sin(𝜃𝑟 − 𝜃𝑠) (27) 

Con: 

𝑉𝑟 y 𝑉𝑠: voltajes en los nodos extremos de la línea 

𝐺𝑟𝑠: Conductancia de la línea 

𝐵𝑟𝑠: Susceptancia de la línea 

𝜃𝑟y 𝜃𝑠: ángulos de los nodos r y s respectivamente 

 

 



 

Contenido 34 

 

 

Dado que R es pequeña, se tiene que: 

𝐺 =
𝑅

𝑅2 + 𝑋2 
≈ 0 (28) 

𝐵 =
𝑋

𝑅2 + 𝑋2 
≈

1

𝑋 
 (29) 

 

Considerando esta aproximación, el flujo por la línea sería: 

𝑃𝑟𝑠 =
𝑉𝑟 ∗ 𝑉𝑠 ∗ sin(𝜃𝑟 − 𝜃𝑠)

𝑋𝑟𝑠
 (30) 

Considerando que los voltajes son aproximadamente 1.0 p.u. y que el seno del 

ángulo para ángulos pequeños5 es aproximadamente igual al mismo ángulo, se 

tiene que: 

𝑃𝑟𝑠 =
𝜃𝑟𝑠

𝑋𝑟𝑠
= 𝐵𝑟𝑠 ∗ (𝜃𝑟 − 𝜃𝑠) (31) 

 

De forma matricial se puede relacionar la potencia nodal en función de la Matriz de 

susceptancias nodales [𝐵𝑛] multiplicado al vector de ángulos de nodos como se 

muestra en la siguiente ecuación: 

[𝑃𝑛] = [𝐵𝑛][𝜃𝑛] (32) 

 

  

                                                
5 Normalmente en la operación, partiendo de un sistema de potencia en condiciones de 
estabilidad, los ángulos de las líneas son pequeños. 
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3.2 Factores de sensibilidad aplicados en modelamiento de contingencias 

A partir de la Linealización del flujo de potencia, en el cual la distribución de 

potencia está dada en función de la susceptancias nodales, se puede obtener el 

factor de cambio de potencia a través una línea o transformador i conectada entre 

los nodos r y s transferida desde un nodo k. 

[𝑋𝑛][𝑃𝑛] = [𝜃𝑛] (33) 

 

Derivando la ecuación (31) respecto a la potencia inyectada en el nodo k, tenemos 

lo siguiente: 

𝜕𝑃𝑖

𝜕𝑃𝑘
=

𝜕𝑃𝑟𝑠

𝜕𝑃𝑘
=

𝜕(𝐵𝑟𝑠(𝜃𝑟 − 𝜃𝑠))

𝜕𝑃𝑘
= 𝐵𝑟𝑠 ∗ (

𝜕𝜃𝑟

𝜕𝑃𝑘
−

𝜕𝜃𝑠

𝜕𝑃𝑘
) (34) 

 

La anterior ecuación se conoce como factor de cambio “Shift Factor” o factor de 

cambio de generación “Generation Shift Factor” (GSF), el cual representa la 

derivada de la potencia entre los nodos r y s (lo que es igual a la potencia a través 

del elemento i) ante un cambio en la potencia inyectada en el nodo k. Sin embargo, 

cuando se inyecta potencia en un nodo del sistema, se sabe que para cumplirse la 

primera ley de Kirchhoff, debe existir uno o más nodos que absorban esta potencia; 

por lo tanto, si se considera una barra de referencia que llamaremos nodo x, el 

Factor de Transferencia de Potencia, conocido como “Power Transfer Distribution 

Factor” PTDF (PSERC, 2001)(Ronellenfitsch, Timme, & Witthaut, 2016), desde el 

nodo k hasta el elemento i, podría calcularse a partir del siguiente modelo: 
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𝑃𝑇𝐷𝐹𝑖𝑘 =
𝜕𝑃𝑟𝑠

𝜕𝑃𝑘
−

𝜕𝑃𝑟𝑠

𝜕𝑃𝑥
=

𝜕(𝐵𝑟𝑠(𝜃𝑟 − 𝜃𝑠))

𝜕𝑃𝑘
−

𝜕(𝐵𝑟𝑠(𝜃𝑟 − 𝜃𝑠))

𝜕𝑃𝑥
 (35) 

= 𝐵𝑟𝑠 ∗ (
𝜕𝜃𝑟

𝜕𝑃𝑘
−

𝜕𝜃𝑠

𝜕𝑃𝑘
−

𝜕𝜃𝑟

𝜕𝑃𝑥
+

𝜕𝜃𝑠

𝜕𝑃𝑥
)  

 

A partir de la ecuación (33), se puede obtener lo siguiente: 

 

[𝜃𝑛] = [𝑋𝑛][𝑃𝑛] (36) 

[

𝜃1

𝜃2

⋮
𝜃𝑛

] = [

𝑋11 …𝑋1𝑛

𝑋21 …𝑋2𝑛

⋮
𝑋𝑛1 …𝑋𝑛𝑛

] [

𝑃1

𝑃2

⋮
𝑃𝑛

]  

 

Por ejemplo, si se deriva la ecuación matricial con respecto a P2, se tendrían las 

siguientes ecuaciones: 

[
 
 
 
 
 
 
 
𝜕𝜃1

𝜕𝑃2

𝜃2

𝜕𝑃2

⋮
𝜃𝑛

𝜕𝑃2]
 
 
 
 
 
 
 

= [

𝑋11 …𝑋1𝑛

𝑋21 …𝑋2𝑛

⋮
𝑋𝑛1 …𝑋𝑛𝑛

] [

0
1
⋮
0

] (37) 

𝜕𝜃1

𝜕𝑃2
= 𝑋12;  

𝜕𝜃2

𝜕𝑃2
= 𝑋22; 

𝜕𝜃𝑛

𝜕𝑃2
= 𝑋𝑛2  

 

Por lo tanto, la ecuación (35) podrá escribirse de la siguiente manera, a partir de la 

matriz de seudo-admitancias nodales [𝑋𝑛]: 



 

Contenido 37 

 

 

𝑃𝑇𝐷𝐹𝑖𝑘 = 𝑏𝑟𝑠(𝑋𝑟𝑘 − 𝑋𝑠𝑘 − 𝑋𝑟𝑥 + 𝑋𝑠𝑥) (38) 

 

Por otra parte, también es posible obtener los factores de sensibilidad PTDF, 

mediante un método experimental, a partir de cálculos de flujos de potencia en los 

diferentes estados utilizando software de simulación. 

Considerando el flujo de potencia de una línea o transformador monitoreado (el 

cual llamaremos elemento i), partiendo de un estado inicial de flujo por dicho 

elemento (𝑃𝑖) y luego de realizar una inyección de potencia activa en la barra k, se 

tendría una nueva magnitud de flujo de potencia (𝑃𝑖
(𝑘)); por lo tanto, la ecuación 

experimental que expresa dicha condición sería la siguiente: 

𝑃𝑖
(𝑘) = 𝑃𝑖 + 𝜆𝑖𝑘 ∗ 𝑃𝑘 (39) 

 

El factor 𝜆𝑖𝑘 será el PTDF, el cual relaciona el cambio de flujo de potencia a través 

del elemento i partir de una inyección de potencia en el nodo k con magnitud 𝑃𝑘. 

Donde: 

𝑃𝑖: Potencia del elemento monitoreado en el estado inicial. 

𝑃𝑘: Potencia inyectada en el nodo k. 

𝑃𝑖
(𝑘): Potencia del elemento monitoreado i, después de la inyección de potencia 

en el nodo k. 

𝜆𝑖𝑘: Factor de distribución de la transferencia de potencia entre el nodo k y la 

línea i (PTDF) 

 

Al despajar la 𝜆𝑖𝑘 tenemos lo siguiente: 
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𝜆𝑖𝑘 =
𝑃𝑖

(𝑘) − 𝑃𝑖

𝑃𝑘
 (40) 

 

Tal y como se ha presentado anteriormente, es posible definir un factor de 

sensibilidad similar a este, pero que relacione el cambio de potencia en la línea i 

tras la salida o contingencia de la línea j. Este factor (𝛾𝑖𝑗 ) se le conoce 

convencionalmente como “Línea Outage Distribution Factor” LODF (Guo, Li, & 

Shahidehpour, 2009) (Ronellenfitsch et al., 2016). 

𝑃𝑖
(𝑗) = 𝑃𝑖 + 𝛾𝑖𝑗 ∗ 𝑃𝑗 (41) 

𝛾𝑖𝑗 =
𝑃𝑖

(𝑗) − 𝑃𝑖

𝑃𝑗
 (42) 

 

Adicionalmente al cálculo de los PTDF y LODF, también resulta útil el cálculo de 

los “Outage Transfer Distribution Factor” OTDF, los cuales se obtienen al 

considerar la potencia resultante en el elemento i, luego de realizar una 

contingencia en el elemento j considerando simultáneamente la inyección de 

potencia en el nodo k, lo anterior puede expresarse mediante la ecuación: 

𝑃𝑖
(𝑗𝑘) = 𝑃𝑖

(𝑘) + 𝛾𝑖,𝑗 ∗ 𝑃𝑗
(𝑘) (43) 

 



 

Contenido 39 

 

 

 

Figura 2. Inyección de potencia en el nodo k, considerando la salida de la línea j. 

 

La Figura 2, corresponde a un fenómeno de superposición de dos efectos: La 

inyección de potencia en el nodo k y la contingencia en el elemento j, como 

resultado de estos dos efectos, se obtendría la potencia Pi
(jk) 

Dado que Pi
(j) es el flujo de potencia del elemento i a partir de la contingencia del 

elemento j; Pi
(jk) es el flujo de potencia del elemento i a partir de la contingencia del 

elemento j y una inyección de potencia en la barra k de magnitud Pk; se puede 

entonces plantear el cálculo de Pi
(jk) de la siguiente manera: 

𝑃𝑖
(𝑗,𝑘) = 𝑃𝑖

(𝑗) + 𝜓𝑖,𝑗,𝑘 ∗ 𝑃𝑘  (44) 

Donde el factor 𝜓, corresponde al factor de sensibilidad OTDF (Zhu, 2009) (Chen, 

Member, Domínguez-garcía, Sauer, & Fellow, 2014) para la contingencia j al 

monitorear el elemento i a partir de la inyección de potencia en el nodo k. 

Al despajar 𝜓 conseguimos la siguiente expresión: 
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𝜓𝑖,𝑗,𝑘 =
𝑃𝑖

(𝑗,𝑘) − 𝑃𝑖
(𝑗)

𝑃𝑘
 (45) 

 

Al reemplazar en (41) y (43) en (45), obtenemos: 

 

𝜓𝑖,𝑗,𝑘 =
𝑃𝑖

(𝑘) + 𝛾𝑖,𝑗 ∗ 𝑃𝑗
(𝑘) − (𝑃𝑖 + 𝛾𝑖,𝑗 ∗ 𝑃𝑗)

𝑃𝑘
 (46) 

 

Ahora reemplazando (39) en (46), tenemos: 

 

𝜓𝑖,𝑗,𝑘 =
𝑃𝑖 + 𝛾𝑖,𝑘 ∗ 𝑃𝑘 + 𝛾𝑖,𝑗 ∗ (𝑃𝑗 + 𝛾𝑗,𝑘 ∗ 𝑃𝑘) − (𝑃𝑖 + 𝛾𝑖,𝑗 ∗ 𝑃𝑗)

𝑃𝑘
  

 

𝜓𝑖,𝑗,𝑘 =
𝑃𝑖 + 𝛾𝑖,𝑘 ∗ 𝑃𝑘 + 𝛾𝑖,𝑗 ∗ 𝑃𝑗 + 𝛾𝑖,𝑗 ∗ 𝛾𝑗,𝑘 ∗ 𝑃𝑘 − 𝑃𝑖 − 𝛾𝑖,𝑗 ∗ 𝑃𝑗

𝑃𝑘
  

 

Luego: 

𝜓𝑖,𝑗,𝑘 = 𝛾𝑖,𝑗 ∗  𝛾𝑗,𝑘 + 𝛾𝑖,𝑘 (47) 

 

El resultado de 𝜓 (OTDF) se puede entender como: la relación existente entre el 

cambio de potencia en el elemento i ante el cambio de potencia en el noto k 

considerando la salida del elemento j. 
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Cabe mencionar, que otra posible aplicación para los factores de sensibilidad 

OTDF, corresponde al cálculo de las restricciones de la red ante sobrecargas por 

contingencias N-1, debido a que dichos factores de sensibilidad, vienen 

relacionados con los parámetros del sistema, los cuales, influye directamente en la 

transferencia de potencia activa; además, la relación entre los elementos 

sobrecargados, frente a los elementos en contingencia son fuertes al entre 

elementos cercanos eléctricamente y débiles entre elementos lejanos 

eléctricamente, es decir, los factores de sensibilidad, indican que tanto impacto 

tiene una contingencia en cada uno de los elementos de la red. 
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4. Modelamiento del Despacho Económico 

en Línea con alivio de Sobrecargas 

Como premisa inicial, el modelo de despacho económico en línea, debe estar 

sincronizado con los parámetros operativos del sistema de potencia en estado 

estacionario, los cuales en principio podrían considerarse como escenarios 

seguros, debido a que en la operación se mantienen los perfiles de tensión y 

sobrecargas para cumplir con los criterios de seguridad. Sin embargo, cuando se 

presenta una salida permanente6 inesperada de generación, de carga o de 

elementos de transmisión del sistema de potencia, o desviaciones importantes en 

la demanda de potencia, el modelo parte de este nuevo estado para corregir los 

parámetros operativos de manera económica y actualizar el punto de operación del 

sistema de potencia a un nuevo punto seguro en el cual no se presenten 

sobrecargas ante contingencias N-1. 

Para darnos una idea de esta condición operativa, supongamos que durante la 

operación de un sistema de potencia, se presenta la salida temporal imprevista de 

una línea de transmisión, ya sea por ocurrencia de un re-cierre no exitoso, una 

solicitud de apertura de emergencia debido a una falla en un interruptor, entre otros. 

Debido a que previo a la operación no se había considerado la degradación de la 

red por la salida de esta línea, entonces la seguridad concebida solo debería cubrir 

hasta la condición previa a la salida de la línea. Una vez se abra la línea, la 

                                                
6 Según la regulación vigente colombiana, una salida permanente, se refiere al caso en que el activo requiere 
intervención en sitio para poderse declarar disponible, mientras que las salidas transitorias se refieren recierres 
exitosos de activos y las salidas temporales se refieren a disparos de activos que son reestablecidos sin 
requerir intervención en sitio. 
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distribución de los flujos de potencia se verán alterados de tal forma que el sistema 

podría estar en riesgo si no se modifica el despacho de generación que mejor 

responda a esta nueva distribución de los flujos de potencia. 

El modelo SCED presentado en las ecuaciones (19) a (26), obedece a un 

planteamiento genérico para la solución al problema de despacho de generación, 

el cual no incluye contingencias como se explicó anteriormente (ver numeral 2.4). 

Sin embargo, si se quisiera implementar un modelo que satisfaga la ocurrencia 

determinística de las contingencias N-1, dicho modelo incrementaría la complejidad 

y su tiempo de computo enormemente. 

De acuerdo con lo anterior, el interés del presente proyecto de investigación, se 

centra en la formulación de un modelo viable para la operación en línea, el cual 

permita obtener una solución de despacho económico de los generadores, que a 

su vez respondan a acciones preventivas para para eliminar el riesgo de 

sobrecargas ante contingencias N-1 en línea. Este modelo, en principio no 

considera acciones correctivas post-contingencia, ya que el sistema de potencia 

siempre estará operando en una zona segura (respecto a las sobrecargas de 

equipos). Sin embargo, si el sistema entra en un estado de operación crítica en el 

cual no exista ningún despacho elimine el riesgo por sobrecarga de todas las 

contingencias, se propone un algoritmo para operación en estado de emergencia, 

el cual se desarrolla en la 4.3. 

Respecto a la formulación del modelo de optimización deseado, se observa que las 

características de entrada-salida no son requeridas, partiendo de que en la 

operación en línea se conocen los precios ofertados de cada agente generador 

correspondientes a un periodo de operación determinado. Por otra parte, un 

modelo de despacho como el hidro-térmico tampoco es necesario, ya que este tipo 

de modelamiento comprende un periodo de al menos un día de análisis y dados 

los requerimientos para la operación en línea, se requiere un modelo más cercano 

al tiempo real de operación. 
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4.1 Formulación del modelo de optimización 

Para la formulación del modelo de optimización, se propone llevar a cabo el 

modelamiento de flujo de carga aplicando la teoría de factores de sensibilidad 

presentada en la sección 3, utilizando un modelamiento linealizado a partir del 

punto operativo real del sistema de potencia, lo cual permite obtener resultados 

ágiles y confiables, eliminando la complejidad del modelamiento no lineal completo 

y permitiendo simplicidad y agilidad para efectuar un análisis enfocado a las 

sobrecargas considerando contingencias en la operación en línea. Los resultados 

de este modelo lineal serán la semilla de arranque para un algoritmo que considere 

un simulador AC7, el cual terminará por refinar las desviaciones del comportamiento 

no-lineal del sistema de potencia no consideradas por el modelo linealizado. 

Para el modelamiento del flujo de cargas en DC, normalmente se modela la primera 

y segunda ley de Kirchhoff como restricciones del modelo de la siguiente manera: 

Primera ley de Kirchhoff: 

𝑃𝐺𝑖 − 𝑃𝐷𝑖 = ∑𝑃𝑖𝑗

𝑛𝑖

𝑗=1

   

 𝑝𝑎𝑟𝑎  𝑖 = 1,2, … ,𝑚(#𝑏𝑎𝑟𝑟𝑎𝑠) 𝑐𝑜𝑛 𝑗 = 1,2… , 𝑛𝑖 (#𝑙í𝑛𝑒𝑎𝑠 𝑒𝑛 𝑙𝑎 𝑏𝑎𝑟𝑟𝑎 𝑖) 

(48) 

Con: 

𝑃𝐺𝑖: Potencia generada en la barra i. 

𝑃𝐷𝑖: Potencia demandada en la barra i. 

𝑃𝑖𝑗: Flujo de potencia entre los nodos i-j. 

                                                
7 El simulador AC podría estar representado en la práctica, mediante una estimador de estados o mediante 
una interfaz con un “Real Time Digital Simulator” (RTDS). 
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La primera ley de Kirchhof determina que la sumatoria de potencias que entran a 

un nodo i son iguales a la sumatoria de potencias que salen de este. 

Segunda ley de Kirchhoff: 

𝑃𝑖𝑗 = 𝐵𝑖𝑗 ∗ (𝜃𝑗 − 𝜃𝑖)   (49) 

Con: 

𝐵𝑖𝑗: Susceptancia serie entre los nodos i-j. 

𝜃𝑖 , 𝜃𝑗: Angulos de los nodos i-j. 

La segunda ley de Kirchhof, determina que el flujo de potencia de la línea es 

proporcional su susceptancia serie y la apretura angular entre sus extremos. 

Las ecuaciones (48) y (49), normalmente son utilizadas como restricciones en los 

modelos de optimización para modelar el flujo de potencia a través de los 

elementos de transmisión: sin embargo, es posible formular el flujo a través de los 

elementos de transmisión utilizando factores de sensibilidad como se ha 

presentado en la sección 3.2. De esta forma, se consigue un modelo linealizado a 

partir de un punto real del sistema de potencia, con lo cual por una parte no es 

necesario el modelamiento de pérdidas debido a que se considera el flujo de 

potencia del sistema real y los resultados para sistemas de transmisión de alta 

tensión resultan ser bastante cercanos al comportamiento real. 

Considerando la siguiente nomenclatura para el modelo propuesto: 

𝑚: Número de barras consideradas 

𝑛: Número de líneas o elementos de transmisión considerados 

𝐶𝐺𝑖 , 𝐶𝑅𝑖: Costo de generación y costo de racionamiento en la barra i. 

Δ𝑃𝑅𝑖, Δ𝑃𝐺𝑖: Delta de potencia racionada y delta de potencia generada en la barra i. 
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𝑅𝑒𝑠𝐴𝐺𝐶: Reserva de potencia activa considerada en el AGC para permitir los re-

despachos de generación. 

𝑃𝐷𝑖: Demanda de potencia en la barra i. 

𝑃𝐺𝑚𝑖𝑛𝑖, 𝑃𝐺𝑚𝑎𝑥𝑖: potencia mínima y máxima del generador de la barra i. 

𝑃𝐺𝑖
0: Despacho inicial del generador en la barra i. 

𝑃𝑖, 𝑃𝑗: Flujo de potencia a través de los elementos de transmisión i y j. 

𝑃𝑖
0: Flujo de potencia inicial a través del elemento de transmisión i. 

𝑃𝑛𝑜𝑚𝑖: Flujo de potencia nominal permitido para el elemento de transmisión i sin 

considerar contingencias. 

𝑃𝑚𝑎𝑥𝑖: Flujo de potencia máximo permitido para el elemento de transmisión i ante 

la ocurrencia de contingencias. 

𝜆𝑖𝑘: Factor de sensibilidad PTDF, entre el generador k y el elemento de transmisión 

i. 

𝛾𝑖𝑗: Factor de sensibilidad LODF, entre los elementos de transmisión i y j. 

El modelo de despacho económico en línea para el alivio de sobrecargas ante 

contingencias N-1, se presenta a continuación: 

 

𝑀𝑖𝑛𝑖𝑚𝑖𝑧𝑎𝑟 𝐹 = ∑(Δ𝑃𝐺𝑖 ∗ 𝐶𝐺𝑖 + Δ𝑃𝑅𝑖 ∗ 𝐶𝑅𝑖)

𝑚

𝑖=1

 (50) 

 

Sujeto a: 
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0 ≤  Δ𝑃𝑅𝑖 ≤ 𝑃𝐷𝑖   𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2… ,𝑚  (51) 

 

−𝑅𝑒𝑠𝐴𝐺𝐶 ≤ ∑ Δ𝑃𝐺𝑖
𝑚
𝑘=1  ≤  𝑅𝑒𝑠𝐴𝐺𝐶  𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2… ,𝑚  (52) 

 

𝑃𝐺𝑚𝑖𝑛𝑖 ≤ 𝑃𝐺𝑖
0 + Δ𝑃𝐺𝑖 ≤ 𝑃𝐺𝑚𝑎𝑥𝑖  𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2… ,𝑚  (53) 

 

𝑃𝑖 = 𝑃𝑖
0 + ∑ 𝜆𝑖𝑘

𝑚

𝑘=1

∗ Δ𝑃𝐺𝑘 + ∑ 𝜆𝑖𝑘

𝑚

𝑘=1

∗ Δ𝑃𝑅𝑘  𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2… , 𝑛 (54) 

 

−𝑃𝑛𝑜𝑚𝑖 ≤ 𝑃𝑖 ≤ 𝑃𝑛𝑜𝑚𝑖   𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2… , 𝑛 (55) 

 

−𝑃𝑚𝑎𝑥𝑖 ≤ 𝑃𝑖 + 𝑃𝑗 ∗ 𝛾𝑖𝑗 ≤ 𝑃𝑚𝑎𝑥𝑖   

𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2… , 𝑛.   𝑦 𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑗 = 1,2… , 𝑛  𝑐𝑜𝑛 𝑖 ≠ 𝑗 

(56) 

 

La ecuación (50) corresponde a la función objetivo, en esta se pretende minimizar 

el costo operativo, el cual viene dado por la suma del costo de generación más el 

costo de racionamiento. Cabe anotar que el costo de generación se asume como 

una constante 𝐶𝐺𝑖 que se encuentra en términos de costo por energía suministrada 

($/MWh), al igual que el costo de racionamiento. Sin embargo, este último es 

mucho mayor que el costo de generación e incluso puede asumirse como una 

constante de gran magnitud, ya que solo se requiere para ayudar a converger el 

modelo. 
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Como puede observarse, el modelo inicia desde una condición inicial del sistema 

de potencia, correspondiente al despacho de las centrales de generación (𝑃𝐺𝑖
0), los 

flujos de potencia a través de los elementos de transmisión (𝑃𝑖
0) y la potencia 

demandada en las barras del sistema (𝑃𝐷𝑖). En el del presente proyecto de 

investigación se asume que todos estos parámetros iniciales son obtenidos 

mediante unidades de medición en línea como el caso del sistema “Supervisory 

Control And Data Acquisition” (SCADA), debido a que dicha información puede 

gestionarse desde este tipo de aplicativos en la operación en línea. 

En caso de presentarse un racionamiento, debido a no existir un despacho seguro 

factible, suponiendo que el racionamiento se presente en la barra i del sistema de 

potencia, el modelo reflejaría dicha situación obteniendo un valor de Δ𝑃𝑅𝑖 mayor a 

cero para esta barra, en este caso, la potencia final demandada en la barra i, 

quedaría reducida a un valor 𝑃𝐷𝑖
′: 

 

𝑃𝐷𝑖
′ = 𝑃𝐷𝑖 − Δ𝑃𝑅𝑖    (57) 

 

Por lo tanto, la variable de decisión del delta de racionamiento (Δ𝑃𝑅𝑖) es modelada 

como un generador en cada barra del sistema cuyos límites vienen dados por la 

potencia demandada en cada barra como se expresa en la ecuación (51). 

Por otra parte, la generación activa o generación sincronizada al sistema, es la 

única que se debe considerar en el modelo de optimización, debido a que es la 

única que puede manipularse en tiempo real. Dicha generación podría considerar 

de igual forma las fuentes de generación renovables como la solar, eólica, e incluso 

bancos de baterías (BESS). 

Partiendo del estado inicial (𝑃𝐺𝑖
0, 𝑃𝑖

0𝑦 𝑃𝐷𝑖), el modelo calcula los deltas de 

generación requeridos (Δ𝑃𝐺𝑖) para mantener una condición preventiva en la cual 

las contingencias N-1 no generen sobrecarga. Una vez el modelo converge, la 
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nueva potencia para cada generador tendría un valor Δ𝑃𝐺𝑖′ 

Δ𝑃𝐺𝑖′ =  𝑃𝐺𝑖
0 + Δ𝑃𝐺𝑖    (58) 

La ecuación (52) evita que la desviación total de generación supere el nivel 

permitido de AGC destinado al algoritmo de re-despacho en línea, este valor 

permisivo de AGC puede manipularse mediante el parámetro 𝑅𝑒𝑠𝐴𝐺𝐶, el cual 

incluso podría ser de 0 MW; por otra parte, la ecuación (53) no permite que se 

violen los límites operativos de cada generador. 

Por otra parte, la potencia que fluye por cada elemento de transmisión se calcula a 

partir de la potencia en el estado inicial 𝑃𝑖
0, cuyo valor corresponde a la potencia 

leída en línea para cada elemento de transmisión, como lo son las líneas y 

transformadores en el sistema de potencia; a este valor, se le suma el delta de flujo 

calculado a partir de los deltas de potencia generada (Δ𝑃𝐺𝑘) y racionada (Δ𝑃𝑅𝑘), 

multiplicados por los factores de sensibilidad que relacionan el aporte de la 

inyección de potencia en las barras con respecto al elemento de transmisión (𝜆𝑖𝑘), 

como se presenta en la ecuación (54). 

La ecuación (55), corresponde a la restricción de seguridad que evita que los 

elementos de transmisión se sobrecarguen por encima de sus valores permitidos 

ante los cambios en los despachos de generación. 

Finalmente, la restricción de la ecuación (56), evita que ninguna contingencia N-1 

sobrecargue algún otro elemento de transmisión, mediante la aplicación del factor 

de sensibilidad LODF entre dos pares de líneas, representado con el símbolo 𝛾𝑖𝑗, 

en la ecuación. 

En caso de requerirse una solución de despacho económico sin consideración de 

racionamiento, el modelo representado por las ecuaciones (50) a (56) puede 

modificarse mediante la siguiente formulación: 

Las ecuaciones (50) y (54), son modificadas por las siguientes ecuaciones 

respectivamente: 
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𝑀𝑖𝑛𝑖𝑚𝑖𝑧𝑎𝑟 𝐹 = ∑(Δ𝑃𝐺𝑖 ∗ 𝐶𝐺𝑖 + 𝛼 ∗ 𝑃𝐴𝑑𝑖)

𝑚

𝑖=1

 (59) 

 

𝑃𝑖 = 𝑃𝑖
0 + ∑ 𝜆𝑖𝑘

𝑚

𝑘=1

∗ Δ𝑃𝐺𝑘  𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2… , 𝑛 (60) 

 

Donde, 𝛼 corresponde a un factor multiplicador (constante de gran magnitud) y 

𝑃𝐴𝑑𝑖 corresponde una variable que modela el incremento de la capacidad del 

elemento de transmisión i. 

 

Adicionalmente, la ecuación (51) es eliminada y la ecuación (56) modificada por lo 

siguiente: 

 

−(𝑃𝑚𝑎𝑥𝑖 + 𝑃𝐴𝑑𝑖) ≤  𝑃𝑖 + 𝑃𝑗 ∗ 𝛾𝑖𝑗 ≤ 𝑃𝑚𝑎𝑥𝑖 + 𝑃𝐴𝑑𝑖   

𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2… , 𝑛.   𝑦 𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑗 = 1,2… , 𝑛  𝑐𝑜𝑛 𝑖 ≠ 𝑗 

(61) 

 

Con esta modificación se elimina el modelamiento de racionamiento y en lugar de 

considerar la minimización del racionamiento, se minimiza el incremento en la 

capacidad de los elementos de transmisión ante contingencia. 

Como puede apreciarse la variable 𝑃𝐴𝑑𝑖, permite la convergencia del modelo, aun 

cuando el sistema sea inseguro ante las contingencias críticas8, permitiendo a su 

vez maximizar la seguridad; por lo tanto, el resultado de este modelo corresponde 

a el re-despacho de generación más seguro posible sin consideración del 

racionamiento, a partir de la minimización del incremento de capacidad en los 

elementos de transmisión ante contingencia.  

                                                
8 Las contingencias críticas, corresponden a todas aquellas contingencias que generan sobrecarga y que 

dicha sobrecarga no permite ser aliviada mediante ningún re-despacho factible en la operación en línea. 



 

Contenido 51 

 

 

 

4.2 Algoritmo para operación en estado normal 

A partir del modelo de optimización presentado en la sección 4.1, podemos apreciar 

que una vez se conoce el estado actual de operación del sistema de potencia9, es 

posible obtener el re-despacho de generación necesario para mantener la 

operación segura sin el riesgo de colapso por sobrecargas ante contingencias N-1. 

Por lo tanto, podemos decir que cada condición operativa requiere de un despacho 

de generación específico para dar cumplimiento al criterio de seguridad N-1, por lo 

que el modelo de optimización permitiría realizar el seguimiento del despacho ante 

cada estado particular del sistema de potencia. 

No obstante, los resultados del modelo de optimización vienen sujetos al 

modelamiento linealizado del flujo de carga, el cual a pesar de presentar resultados 

bastante cercanos a la realidad10, debido a que viene linealizado alrededor de la 

condición de flujos de potencia obtenidos del sistema real, pueden presentarse 

algunas desviaciones que hagan que el resultado no satisfaga al 100% la condición 

no-lineal del sistema de potencia. 

Debido a lo anterior, se hace necesario afinar los resultados del modelo de 

optimización lineal, mediante una validación con un simulador de flujo de carga en 

AC. Por lo tanto, el presente trabajo, propone utilizar los resultados del modelo 

linealizado en torno al punto operativo real, cuyos resultados se utilizarán como 

una semilla inicial del modelo AC, lo cual permite separar los comportamiento de la 

potencia activa y reactiva, trabajando la complejidad de las contingencias a partir 

de técnicas exactas como el método Dual Simplex, el cual integrado al simulador 

en AC permitirá afinar el comportamiento no lineal y obtener el resultado de los 

                                                
9 Dicho estado se refiere a: condiciones de líneas y elementos de transmisión (fuera de servicio / en servicio), 
generación sincronizada en el sistema y sus límites operativos, demanda de potencia en las barras del 
sistema, etc. 
10 En la sección 3, se presenta en mayor detalle la simplificación y Líneaalización del flujo de potencia en 
sistemas enmallados y de alta tensión. 
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despachos requeridos de manera bastante ágil para realizar el seguimiento de las 

acciones correctivas en línea y permitiendo evitar sobrecargas ante contingencias 

N-1 y minimizando el costo de la operación. 

Este algoritmo, contrario a los algoritmos encontrados en la actualidad, no requiere 

de técnicas meta-heurísticas, por lo que la minimización del costo de generación 

se realiza mediante un método exacto y simple, lo cual lo hace atractivo para llevar 

a cabo un algoritmo de despacho de generación en línea, dado los cortos tiempo 

de simulación disponibles en la operación en línea, de esta forma se cumple el 

objetivo de minimización del costo de generación y el seguimiento en línea de la 

seguridad ante sobrecargas ocasionada por contingencias N-1. 

El modelo general del algoritmo se presenta en la Figura 3, en el cual se observa 

la interacción entre el sistema de información del sistema de potencia (SCADA), 

con el simulador AC y modelo de optimización lineal. 

El modelo se encuentra dividido en tres principales etapas, la primera (entradas) 

corresponde a captura de información correspondiente al sistema físico. La 

segunda (proceso) corresponde a la evaluación de esta información e integración 

de los modelos de optimización y simulador AC. Finalmente, la tercera y última 

(salida) corresponde a la solución del despacho en cada estado de operación, la 

cual podría implementarse en un sistema automatizado o por medio de consignas 

operativas entre agentes operadores. 

 

En la primera etapa, correspondiente a las entradas del sistema, encontramos las 

siguientes variables: 

 

• E1: El estado de las líneas de transmisión y transformadores, corresponde 

a la condición del elemento en servicio o fuera de servicio, si el elemento se 

encuentra fuera de servicio, el flujo de potencia por este será de 0 MW. 

• E2: Es la diferencia entre el pronóstico de la demanda frente a la demanda 
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real presentada en la operación, también se calcula para cada barra de 

demanda, en Colombia correspondería a cada “Unidad de Control de 

Pronósticos” (UCP) del Sistema de Transmisión Nacional. 

• E3: Corresponde a la diferencia entre el despacho programado frente al 

despacho presentado en la operación en línea. En este punto es importante 

anotar que dicha diferencia es necesaria analizarla respecto a cada central 

generador, es decir, cada generador a monitorear correspondería a una 

variable de desviación. 

• E4: Corresponde al precio de cada generador para el periodo de operación 

en línea. 

• E5: Se refiere a los límites mínimos y máximos de las centrales de 

generación, los cuales, en la operación en línea se consideran variables, 

principalmente en plantas térmicas y dependerán de factores tales como: 

temperatura del generador, configuración de generadores (central de ciclo 

combinado), rampas de arranque, etc. Para lo cual el operador de la central 

conoce sus límites en cada periodo de operación. 

• E6: Como vimos en la sección 4.1, el modelo es Linealizado a partir de la 

condición del sistema de potencia real, en ese caso la entrada E6, se refiere 

a los valores de potencia activa que fluye a través de los diferentes 

elementos de transmisión que se deseen monitorear, ya que no es necesario 

monitorear el sistema de potencia completo para emplear en el algoritmo de 

seguimiento y alivio de sobrecargas ante contingencias N-1. 
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Figura 3. Algoritmo de re-despacho en línea propuesto.  

 

La segunda etapa, corresponde a las lógicas y subrutinas del proceso general: 

 

• L1: Corresponde a la lógica, mediante la cual se detecta el estado de una 

línea o transformador (en servicio/fuera de servicio). Esta lógica, puede 

implementarse a partir de la medida de potencia de cada elemento o de las 

posiciones de interruptores (e.g. “Sequense of Events” (SOE) de cada 

subestación). 

• L2: Corresponde a la lógica en la cual se evalúa la presencia de una 

desviación de generación (E1) o demanda (E2), para que el algoritmo 

reconozca la presencia de una desviación, se debe cumplir que dicha 

desviación sea mayor a un valor de arranque llamado ArP, de esta forma la 

lógica L1 puede ser expresada como la inecuación: ∆Pi > ArrP. 

• P1: Este proceso hace referencia al modelo de optimización de despacho 



 

Contenido 55 

 

 

económico con restricciones y contingencias N-1, el cual se ha presentado 

en detalle en la sección 4.1, cabe anotar que el modelo de optimización debe 

ser adaptativo y para el proceso P1 en particular no debe considerar el 

cálculo de racionamiento. Por lo tanto, el modelo de optimización empleado 

en P1 utiliza la función objetivo de la ecuación (59); además, elimina la 

restricción de la ecuación (51) y considera las restricciones de las 

ecuaciones (60) y (61) en lugar de las restricciones (54) y (56). P1 

corresponde también al subproceso principal del algoritmo, debido a que 

este proceso obtiene la solución del despacho económico, la cual es 

refinada mediante las iteraciones con el simulador AC. 

• P2: En este proceso se calculan los factores de sensibilidad PTDF y LODF 

con los cuales se linealiza el modelo de optimización P1 a partir de un punto 

de operación real. Este proceso, se debe realizar toda vez que sea 

modificada la topología de la red, debido a las desviaciones en la distribución 

de los flujos de potencia, el cálculo de estos factores se explica en detalle 

en la sección 3.2. 

• P3: En este proceso se debe coordinar el estado operativo del simulador 

AC, lo cual implica que el estado de líneas y transformadores en el simulador 

deben ser los mismos que en el sistema de potencia real, así como la 

demanda de potencia en las barras del sistema; no obstante, el despacho 

de potencia a implementar en el simulador debe ser el obtenido mediante el 

modelo de optimización del proceso P1. Una vez coordinado el simulador, 

se ejecutan contingencias N-1 con flujo de carga AC. 

• L3: A partir del resultado de contingencias N-1 obtenido del proceso P3, se 

verifica que en ningún caso se presente alguna sobrecarga por encima del 

valor permitido de cada elemento, si se presenta algún caso de sobrecarga, 

se ejecuta el proceso P4, en caso contrario, el modelo converge en una 

solución factible para ser implementada en la operación en línea. 

• P4: En caso de presentarse al menos una sobrecarga al evaluar el simulador 

AC del proceso P3 con el despacho obtenido de P1, se realiza entonces una 



 

Contenido 56 

 

 

corrección del valor de potencia máxima para el elemento que presenta 

sobrecarga11; con este cambio en el parámetro del modelo de optimización, 

se ejecuta nuevamente el proceso P1, con lo cual se obtiene un nuevo 

resultado de re-despacho económico, a partir de la nueva iteración, si la 

lógica L3, emite un valor negativo, el modelo converge en una solución 

factible para ser implementada en la operación en línea. 

 

A partir de lo anterior y sintetizando la operación del algoritmo, se puede decir que 

éste recibe las señales de E1 a la E6 y en caso de que las lógicas L1 y L2 presenten 

una salida negativa, el algoritmo permanecerá inactivo hasta presentarse una 

salida positiva, en cuyo caso L1 y L2 podrán presentarse de manera simultánea o 

individual, una vez el algoritmo se activa, se procede con el cálculo del despacho 

para las centrales de generación a partir de los procesos P1 a P4, de esta forma, 

puede ser concebido el seguimiento en línea de la disminución del riesgo de 

colapso por sobrecargas ante contingencias N-1. 

El modelamiento del racionamiento, a partir de la variable Δ𝑃𝑅𝑘 en la ecuación (54), 

corresponde a una forma para ayudar a la convergencia del modelo obligándolo a 

obtener una solución factible; sin embargo, para el proceso P1, presentado 

anteriormente en el algoritmo base (Figura 3), si se implementara dicho 

racionamiento en la operación hasta que el sistema retorne a un punto de operación 

que no requiera de este racionamiento, podría implicar un tiempo prolongado 

debido a las circunstancias operativas o limitaciones de cada sistema. Este tipo de 

esquema de racionamiento, a pesar de ser factible técnicamente, no parece ser 

una salida económicamente viable al problema; por lo tanto, en lugar de un 

racionamiento programado, el modelo utiliza una predicción de un deslastre de 

carga y re-despacho de emergencia, el cual se implementaría solo para las 

contingencias que no permitan ser aliviadas mediante un único re-despacho de 

generación obtenido del proceso P1, a este tipo de contingencias las hemos 

                                                
11 Se reduce el límite de capacidad del elemento, con lo cual se consigue un re-despacho más seguro al 

considerar el modelo AC del simulador. 
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llamado contingencias críticas. 

 

4.3 Algoritmo para operación en estado de emergencia 

De acuerdo con el algoritmo de la sección 4.2, el modelo de optimización del 

proceso P1 en la Figura 3, no debe generar un racionamiento como solución al 

problema. En lugar de esto, es necesario que el modelo de optimización sea 

adaptable, de tal forma que en su estado inicial (proceso P1) se obtenga el cálculo 

del despacho más seguro posible y de menor costo sin sacrificio de la demanda y 

minimizando la sobrecarga de los elementos de transmisión ante contingencias N-

1, encontrándose el re-despacho más seguro posible. 

No obstante, si al aplicar el algoritmo presentado en la Figura 3, se detectan 

contingencias críticas, se ejecuta entonces el algoritmo complementario 

presentado en la Figura 4, el cual realiza el cálculo del nuevo re-despacho y 

deslastre de carga de emergencia, para cada una de las contingencias críticas 

halladas en el proceso P1. Es decir, en esta segunda fase del algoritmo, se calcula 

un re-despacho con posible deslastre de carga para cada contingencia crítica. Por 

lo tanto, en caso de que alguna de las contingencias críticas se materialice, se 

podría recurrir a una condición operativa de emergencia, por medio de un nuevo 

re-despacho y/o deslastre de emergencia hasta el restablecimiento de la red. Este 

sub-algoritmo complementario para contingencias críticas, corresponde a un 

algoritmo opcional y útil en casos en que la red no quede totalmente cubierta ante 

todas las posibles contingencias N-1 y la única solución para evitar colapso sea el 

deslastre de carga o un re-despacho de emergencia12. 

 

                                                
12 El re-despacho de emergencia, se entiende como un re-despacho que no cubre todas las contingencias N-
1 de manera preventiva, sino que elimina la sobrecarga presentada por una contingencia particular de manera 
correctiva. 
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De acuerdo con lo anterior, se considera entonces el cálculo de un estado operativo 

de emergencia, el cual aplicaría solo en los casos en que se detecten contingencias 

críticas y que su control solo sea posible mediante un nuevo re-despacho diferente 

al optimo global encontrado en el proceso P1; en los casos más severos será 

necesario una combinación de re-despacho de emergencia y deslastre de carga. 

El anterior algoritmo podría tener un funcionamiento similar al de un Esquema 

Suplementario de Protección Sistémica “Systemic Protection Scheme” (SPS) en el 

cual ante una condición de emergencia, puede ejecutar un deslastre de carga 

correctivo; sin embargo en este caso, el algoritmo propuesto considera la 

minimización del costo de generación y minimización del deslastre de carga, en 

función de los diferentes puntos de operación y topología presentada en la 

operación en línea. 

El racionamiento siempre deberá ser el mínimo posible, para ello se ha planteado 

el algoritmo complementario de la Figura 4, el cual dado el re-despacho inicial 

calculado en P1, obtiene el valor del nuevo re-despacho y deslastre de emergencia 

para cada contingencia critica en caso de llegarse a necesitar. 
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Figura 4. Algoritmo de despacho en línea con deslastré ante contingencias 

críticas. 

 

• L4: Mediante esta lógica, se detecta la presencia de contingencias críticas 

mediante la evaluación de la variable (𝑃𝐴𝑑𝑖), en caso de que no se presente 

riesgo por contingencias críticas, el algoritmo se comporta como se presentó 

en la Figura 3; en caso contrario, se ejecuta el algoritmo complementario, 

compuesto por P5 y P613. 

• P5: Con este proceso se obtiene el re-despachos de generación más seguro 

posible a pesar de existir contingencias criticas; adicionalmente, se acude al 

sub-algoritmo de la Figura 3, representado por la lógica L3 y los procesos 

P3 y P4, con lo cual se afina el re-despacho obtenido de P1 mediante la 

                                                
13 Se entiende por contingencia crítica, como todas aquellas contingencias que no pueden ser controladas 
mediante los despachos factibles de generación en la operación en línea. 
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iteración con el simulador AC. 

• P6: El modelo de optimización, es adaptado, esta vez, con el objetivo de 

brindar una solución de un nuevo re-despacho combinado con deslastre de 

carga para cada una de las contingencias crítica a evaluar; por lo tanto, se 

utiliza la función objetivo formulada mediante la ecuación (50), considerando 

las restricciones del modelo presentadas a partir de las ecuaciones (51) a 

(55). Adicionalmente, la restricción (56) no se considera, debido a que el 

cálculo del nuevo re-despacho y deslastre de carga solo se realiza en 

función de las contingencias críticas, de esta forma, se aplica el modelo de 

optimización a la red degradada ante la salida de la correspondiente 

contingencia crítica; por lo tanto, a partir de cada contingencia crítica, se 

obtiene un resultado del nuevo re-despacho y deslastre de carga diferente. 

Finalmente, la restricción presentada en la ecuación (61) no es requerida 

para el proceso P6. 

 

Debido a que el proceso P6 es iterativo de acuerdo al número total de continencias 

críticas detectadas, esto implica que el modelo deba Líneaalizarse en torno al punto 

de operación real correspondiente con la topología del sistema modificada a partir 

de cada contingencia crítica. Lo anterior, implica que la matriz de factores de 

sensibilidad PTDF, debe actualizare para cada topología; sin embargo, existe otra 

posibilidad de actualizar la matriz de factores sensibilidad PTDF, al reemplazar 

dicha matriz por el cálculo de las sensibilidades conocidas como OTDF, explicada 

en detalle en la sección 3.2. 

De acuerdo con lo anterior, la restricción (54) puede ser modificada por: 

𝑃𝑖 = 𝑃𝑖
0 + ∑ 𝜓𝑖𝑘

𝑚

𝑘=1

∗ Δ𝑃𝐺𝑘 + ∑ 𝜓𝑖𝑘

𝑚

𝑘=1

∗ Δ𝑃𝑅𝑘  𝑝𝑎𝑟𝑎 𝑖 = 1,2… , 𝑛 (62) 

Donde 𝜓𝑖𝑘, representa el factor de sensibilidades OTDF, que modela la distribución 

del flujo de potencia inyectado/eyectado en una barra k hacia un elemento 
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monitoreado i, considerando la salida de un elemento j (para nuestro caso la 

contingencia crítica evaluada). Por lo tanto, considerando la operación del proceso 

P6, el cálculo de las sensibilidades para el modelamiento de las variaciones de flujo 

de potencia considerando diferentes cambios topológicos, se hace más sencillo, si 

se formula a partir de la matriz de sensibilidades OTDF en lugar de PTDF.  

De acuerdo con lo anterior, la matriz de factores de sensibilidad OTDF puede 

actualizarse para cada contingencia crítica, de acuerdo con el cálculo de la 

ecuación (47) de la sección 4.3, con lo cual no es necesario realizar ningún flujo de 

carga adicional. 
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5. Resultados sistema IEEE 39 Barras 

 

5.1 Parámetros de entrada del modelo  

 

En el anexo-A se han detallado los parámetros utilizados para el modelamiento del 

sistema de potencia IEEE 39 Barras. Cabe anotar que el generador 1 de la barra 

39, no es considerado para las entradas del modelo de optimización, esto se debe 

a que este generador corresponde al modelo equivalente del resto del sistema de 

potencia; por lo tanto, se modela como nodo de referencia y el despacho de este 

quedará sujeto a la desviación de potencia de la generación respecto al despacho 

original de los generadores 2 al 9. 

En la Tabla 1, se presenta el valor de demanda y despacho inicial considerado. 

Este despacho se ha calculado mediante el modelo optimización del despacho 

económico visto en la sección 4, con el objetivo de partir de un estado inicial seguro, 

el cual será alterado ante cambios de topologías y pérdida de generadores.  

En la Tabla 1, también se relacionan los costos de generación y racionamiento, 

para ese caso se asumen costos ficticios en la moneda local colombiana ($-COP). 
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Tabla 1. Parámetros de entrada al modelo de optimización. 

Nombre 

Barra 

Despacho 

inicial 

generación 

Demanda 

inicial 

Generación 

mínima 

Generación 

máxima 

Costo 

Generación 

Costo 

racionamiento  

  [MW] [MW] [MW] [MW] [$/MWh] [$/MWh] 

Bus 03 0 327 0 0 0 99999999 

Bus 04 0 336 0 0 0 99999999 

Bus 07 0 233 0 0 0 99999999 

Bus 08 0 499 0 0 0 99999999 

Bus 12 0 7 0 0 0 99999999 

Bus 15 0 320 0 0 0 99999999 

Bus 16 0 333 0 0 0 99999999 

Bus 18 0 160 0 0 0 99999999 

Bus 20 0 620 0 0 0 99999999 

Bus 21 0 275 0 0 0 99999999 

Bus 23 0 248 0 0 0 99999999 

Bus 24 0 313 0 0 0 99999999 

Bus 26 0 143 0 0 0 99999999 

Bus 27 0 285 0 0 0 99999999 

Bus 28 0 211 0 0 0 99999999 

Bus 29 0 291 0 0 0 99999999 

Bus 30 G10 570 0 0 850 250000 99999999 

Bus 31 G2 571 9 0 595 300000 99999999 

Bus 32 G3 254 0 0 680 450000 99999999 

Bus 33 G4 680 0 0 680 250000 99999999 

Bus 34 G5 510 0 0 510 160000 99999999 

Bus 35 G6 221 0 0 680 600000 99999999 

Bus 36 G7 595 0 0 595 350000 99999999 

Bus 37 G8 249 0 0 595 650000 99999999 

Bus 38 G9 652 0 0 850 560000 99999999 
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En la Tabla 1, se observa que el costo de racionamiento tiende a un valor infinito, 

esto se hace con el objetivo de minimizar el valor del racionamiento; sin embargo, 

este valor puede ser modificado para cada barra del sistema. En Colombia los 

costos del racionamiento operativo oscilan según el estrato entre $ 1.218.020 hasta 

$7.668.340 COP por cada MWh (UPME, 2017). 

A partir del despacho de generación y la demanda presentadas en la Tabla 1, se 

obtiene el estado operativo inicial del sistema de potencia como se evidencia en la 

Figura 5, en la cual cada línea y transformador obtiene un color de acuerdo al nivel 

de sobrecarga presentado entre el 0% y 100% de su máxima cargabilidad, en este 

caso se simula el flujo de carga y se representa el sistema de potencia en 

condiciones normales de operación y considerando todos los elementos en 

servicio. 

Al representar la máxima cargabilidad de los elementos de transmisión, 

considerando contingencias N-1 y utilizando el mismo método de coloreo de 

elementos utilizado en la Figura 5, se consigue el diagrama de calor de la Figura 6, 

en el cual pueden observarse los corredores con mayor riesgo de presentar 

sobrecarga ante contingencias N-1; adicionalmente, al comparar el diagrama de 

calor de la Figura 5 y Figura 6, puede observarse el aumento en el nivel de criticidad 

cuando se considera la evaluación de la seguridad del sistema de potencia al 

considerando contingencias N-1; por ejemplo, la línea 23-24 ante condiciones 

normales de operación, presenta una sobrecarga inferior al 50%, por lo cual podría 

soportar un aumento de flujo de potencia de aproximadamente el valor actual; sin 

embargo, al considerar contingencias N-1, se observa que la cargabilidad, alcanza 

valores superiores al 90% implicando que se encuentre en estado crítico, con lo 

cual no podría incrementar mucho más su flujo de potencia sin que se esté 

sobrepasando el límite de seguridad para esta línea. 
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Figura 5. Simulación máxima cargablidad de elementos sin considerar contingencias N-1. 

 

 

Figura 6. Simulación máxima cargablidad de elementos considerando contingencias N-1. 
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5.2 Salida permanente de líneas 

Como se ha presentado en la Figura 3 de la sección 4.2, el algoritmo debe realizar 

un cálculo de re-despacho de generación a partir de la activación de las lógicas L1 

o L2. Para el caso de la salida temporal de una línea, la lógica L1 activará el 

algoritmo, con lo cual se obtendrá un nuevo re-despacho. El algoritmo presentado 

a partir de la Figura 3, corresponde a la fase inicial del algoritmo general, en la cual 

se desea obtener un nuevo re-despacho sin la necesidad de considerar deslastre 

de carga y a partir de la minimización de las sobrecargas ante la salida de un 

elemento de transmisión y evaluando contingencias N-1. 

De acuerdo con lo anterior, se ha seleccionado un conjunto de líneas, 

correspondientes a eventos de salidas de líneas que no generan contingencias 

críticas; a partir de estas salidas de líneas es posible calcular un re-despacho que 

permite la seguridad ante contingencias N-1, estos eventos de salidas de líneas 

son los siguientes: 

 

1. Salida de la línea 3 - 18 

2. Salida de la línea 16 - 21 

3. Salida de la línea 17 -18 

 

A partir de cada uno de los eventos a, b y c, descritos anteriormente, el algoritmo 

calcula el re-despacho económico para cada uno de estos casos. Los resultados 

obtenidos se ilustran en la Figura 7, en la cual se observa que el despacho ante la 

salida de la línea 16 – 21, es aproximadamente igual al despacho del caso base. 

Por lo tanto, no es necesario implementar un re-despacho de generación para este 

caso; por otra parte, la salida de las líneas 3 – 18 y 17 – 18, originan un cambio 

más relevante en el despacho de la generación; Adicionalmente, las centrales de 

generación G4, G5, G6 y G7 permanecen casi invariantes ante las salidas de estas 
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tres líneas; a pasar de que los generadores G4, G5 y G6 sean los más económicos; 

por lo tanto, estos generadores no son re-despachados, debido a las restricciones 

de seguridad del sistema de potencia. 

 

 

Figura 7. Re-despacho de la generación ante la salida de las líneas 3 – 18, 16 – 21 y 17 – 18. 

 

Los valores en MW resultantes para el despacho de cada uno de los tres eventos 

evaluados, se encuentran detallados en la Tabla 2. 

 

Tabla 2. Valores de re-despacho de generación ante la salida de las líneas 3 – 18, 16 – 21 y 17 – 18. 

Generador Caso Base Salida: Línea 03 - 18 Salida: Línea 16 - 21 Salida: Línea 17 - 18 

G 02 571.216 595 572.959 593.792 

G 03 253.564 252.937 250.292 203.264 

G 04 680 680 680 680 
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0

100

200

300

400

500

600

700

800

900

G 02

G 03

G 04

G 05

G 06G 07

G 08

G 09

G 10

Caso Base Salida: Línea 03 - 18 Salida: Línea 16 - 21 Salida: Línea 17 - 18



 

Contenido 68 

 

 

Generador Caso Base Salida: Línea 03 - 18 Salida: Línea 16 - 21 Salida: Línea 17 - 18 

G 05 510 510 510 510 

G 06 221.431 199.869 222.199 221.431 

G 07 595 595 595 595 

G 08 248.729 47.946 248.729 26.604 

G 09 651.835 850 651.835 850 

G 10 569.838 566.004 571.287 619.125 

 

Es importante aclarar, que ninguna de las tres salidas de las líneas (3-16, 16-21 y 

17-18) generan riesgo por sobrecarga al evaluar contingencias N-1; sin embargo, 

el re-despacho resultante ante la salida de estas líneas, corresponde a una 

oportunidad de ahorro del costo de la generación. Lo anterior se debe a que la 

salida de cada una de estas líneas provoca una topología diferente, por lo que la 

generación de seguridad correspondiente a cada una de estas tres topologías 

resultantes será diferente; de esta forma, el algoritmo realiza seguimiento en línea 

de la disminución del costo de operación evitando el riesgo de sobrecarga ante 

contingencias N-1 en línea, contribuyendo al mejoramiento de la seguridad en la 

operación y al mismo tiempo reduciendo los costos de operación.  

La reducción del costo de la generación para los 3 casos, pueden verificarse a partir 

de la Figura 8. Como puede observarse, si se considera un periodo de operación 

de una hora, la salida de la línea 17 -18, permitiría un ahorro de $ 36.949.300 COP 

considerando los costos de generación presentados en el Tabla 1; por otra parte, 

la salida de la línea 16-21, resulta en un despacho aproximadamente igual con un 

pequeño ahorro del costo de generación de $126.450 COP 

De acuerdo con los anteriores resultados, podemos decir que ante la salida 

imprevista de las líneas 03-18 y 17-18, no es necesario un llevar a cabo un re-

despacho si solo se desea cumplir con la seguridad ante contingencias N-1. Sin 

embargo, los re-despachos resultantes corresponden a una oportunidad de ahorro 

del costo de operación. 
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Figura 8. Desviación del costo de generación, para re-despacho calculado ante la salida de las líneas 03-18, 

16-21 y 17-18. 

 

Finalmente, es importante verificar el valor de desviación de cada uno de los 

nuevos re-despachos, debido a que el delta de potencia perdido o ganado en cada 

re-despacho, podría afectar la operación del control secundario de frecuencia 

conocido como “Automatic Generation Control” (AGC); además, dicho delta de 

generación no debería ser muy grande, puesto que el AGC, debe tener disponible 

una reserva de potencia para responder ante eventos de frecuencia, para nuestro 

caso se ha asumido una disponibilidad permisiva de AGC de +-10 MW, con lo cual 

vemos que para los tres casos la desviación de potencia activa ocasionada por el 

re-despacho es menor a los 10 MW, tal y como se aprecia en la Figura 9. 
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Figura 9. Desviación de la generación para suplir con AGC. 
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5.3 Operación algoritmo ante contingencias críticas 

 

Para involucrar la operación del algoritmo presentado en la Figura 4, se han 

seleccionado dos líneas, las cuales corresponden a las salidas de las líneas 5 – 8 

y 13 – 14, las cuales ocasionan contingencias críticas N-1; por lo tanto, el algoritmo 

presentará dos fases de operación, en la primera fase (Figura 3), el algoritmo debe 

calcular el re-despacho más seguro y económico sin consideración de deslastres 

de carga y minimizando la sobrecarga ante contingencias N-1; en la segunda fase 

(Figura 4), el algoritmo debe calcular el nuevo re-despacho y deslastre de carga 

correspondiente a cada una de las contingencias críticas que quedan 

desprotegidas en la primera fase. 

 

De acuerdo con lo anterior, en la Figura 10 se presentan los resultados de los re-

despachos de la primera fase, los cuales permiten la menor sobrecarga posible 

ante contingencias N-1 al menor costo de generación; sin embargo, como se dijo 

anteriormente, las salidas de líneas evaluadas generan contingencias críticas N-1. 

Debido a esto, ante la salida de alguna de estas dos líneas (05 - 8 y 13 -14), no 

existe ningún re-despacho totalmente seguro, es decir, bajo esta condición existirá 

al menos una contingencia N-1 que ocasione una sobrecarga por encima del límite 

máximo del elemento sobrecargado. 
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Figura 10. Re-despacho de la generación ante la salida de las líneas 05 – 08 y 13 – 14. 

En la Tabla 3, se presenta en detalle, los valores del re-despacho para considerar, 

ante la salida de las líneas 05-8 o 13-14. 

 

Tabla 3. Valores de re-despacho de generación ante la salida de las líneas 05-08 y 13-14. 

Generador Caso Base Salida: Línea 05 - 08 Salida: Línea 13 - 14 

G 02 571.216 595 586.299 

G 03 253.564 416.762 0 

G 04 680 680 680 

G 05 510 510 510 

G 06 221.431 97.853 377.327 

G 07 595 595 595 

G 08 248.729 47.575 115.68 

G 09 651.835 850 850 
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Generador Caso Base Salida: Línea 05 - 08 Salida: Línea 13 - 14 

G 10 569.838 499.423 577.307 

 

Con relación a las desviaciones del costo de generación, vemos para la salida de 

la línea 13-14, el costo se incrementa en $10.316.500 COP (Figura 11); por lo tanto, 

en este caso, el algoritmo detecta la necesidad de incrementar la generación de 

seguridad más costosa para disminuir el riesgo ante contingencias N-1. Por otro 

lado, el resultado del costo de generación ante la salida de la línea 05-8, conlleva 

a una reducción del mismo en $30.954.950 COP, lo cual representa un beneficio 

operativo, que al mismo tiempo conlleva a reducción del riesgo por sobrecarga ente 

las contingencias N-1. 

 

 

Figura 11. Costo/beneficio del re-despacho ante la salida de las líneas 05-08 y 13-14. 

 

Al evaluar las contingencias N-1 ante la salida de la línea 05 – 08 considerando el 

re-despacho presentado en la Tabla 3, se observa que las líneas 09-39, 08-09 y 

06-07 presentan sobrecarga de por encima de sus valores máximos, como se 

observa en la Figura 12. 
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Figura 12. Simulación máxima cargablidad de elementos al considerar contingencias N-1 ante la salida de la 

línea 05-18. 

 

Ante la salida de la línea 05-08, el modelo de optimización del proceso P1 Figura 

3, calcula un incremento ficticio de la capacidad de las líneas 09-39, 08-09 y 06-07, 

resultando en 42.3 MW, 28.2 MW y 142.5 MW, respectivamente, tal y como se 

presenta en el cuadro de dialogo del modelo de optimización. El incremento ficticio 

en la capacidad de líneas de transmisión, es calculado mediante la evaluación del 

resultado final de la variable 𝑃𝐴𝑑𝑖, de las ecuaciones (59) y (61) presentadas en la 

sección 4.1. 
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Figura 13. Resultado del incremento ficticio de capacidad de líneas, ante la salida de la línea 05-18 

A partir del proceso P5 de la Figura 4 (sección 4.3), se obtienen las continencias 

críticas al considerar la salida de la línea 05-08. Para este caso, las contingencias 

críticas corresponden a las líneas: 08-09, 06-07, 09-39 y 01.39. 

 

 

 

 

Figura 14. Re-despacho de emergencia ante las contingencias críticas derivadas de la salida de la línea 05-

08. 

En la Tabla 4, se presentan los resultados obtenidos al simular las contingencias 

críticas N-1, considerando la salida de la línea 05-08. Para cada una de ellas, se 

presentan los elementos sobrecargados. En cada contingencia crítica, se requiere 

llevar a cabo el re-despacho de la Figura 14, así como el deslastre de carga 

G 2 G 3 G 4 G 5 G 6 G 7 G 8 G 9 G 1 0

R
E-

D
ES

P
A

C
H

O
 D

E 
G

EN
ER

A
C

IÓ
N

 =
 [

M
W

]

Contingencia: línea 08 - 09 Contingencia: línea 09 - 39

Contingencia: línea 06 - 07 Contingencia: línea 01 - 39



 

Contenido 76 

 

 

correspondiente tal como se muestra en la Tabla 4. 

 

Tabla 4. Resultados para contingencias críticas ante la salida de la línea 05-08. 

Resultados Línea 08 - 09 Línea 09 - 39 Línea 06 - 07 Línea 01 - 39 

Elementos 

sobrecargados 
Línea 06 - 07 Línea 06 - 07 

Línea 08 - 09; 

Línea 09 - 39 
Línea 09 - 39 

Deslastre de carga 

requerido 

136.7 MW en 

Barra 07 

142.8 MW en 

Barra 07 

25.9 MW en 

Barra 08 
0 MW 

Costo del re-

despacho de 

generación más 

deslastre requeridos 

[$-COP] 

 $ 1,133,097,850   $ 1,164,004,160   $ 371,463,430  -$ 174,601,530  

Desviación de la 

generación [MW] 
10.0 10.0 -10.0 7.6 

 

Según se observa en la Tabla 4, la contingencia de la línea 01-39, sería la única 

contingencia crítica que no incrementaría el costo de operación, en lugar de ello, 

significaría una reducción de este; las demás contingencias provocan un aumento 

considerable en el costo de operación, debido a que requieren de deslastre de 

carga. 

 

5.4 Operación algoritmo ante deslastre de generación 

Para este caso, se realiza un evento de perdida de generación, lo cual activaría el 

algoritmo de re-despacho en línea mediante la lógica L2, presentada en la Figura 

3, de la sección 4.2, para este caso se supone una salida completa del generador 

G8 ubicado en la barra 37. 
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En la Figura 15, se observa el estado de cargabilidad de los elementos de 

transmisión ante la salida del generador G8 y considerando contingencias N-1 de 

la red. Se aprecia alta congestión en las líneas 01- 39, 01-02, 02-25, 09-39 y 08-

09; esto se debe a que la barra de referencia Barra 39, en la cual se ubica el 

generador con control AGC (G1) del sistema de potencia, responde a la pérdida de 

la generación G8 con un aumento en su potencia activa, lo cual genera congestión 

en las líneas de transmisión mencionadas. 

Ante un evento que genere desbalance de generación-demanda como el caso de 

la salida del generador G8, es probable, que se requiera un re-despacho del 

generador AGC, mayor al valor considerado en el parámetro “𝑅𝑒𝑠𝐴𝐺𝐶 “ de 

±  10MW (ecuación (52)).  

Po otro lado, la salida de una línea de transmisión no radial, no se presentaría 

desbalance de generación-demanda; por lo tanto, el valor de ajuste del permisivo 

de AGC (𝑅𝑒𝑠𝐴𝐺𝐶), puede ser menor que ante un evento que si genere un 

desbalance de generación-demanda. 

Para el evento de la salida del generador G8, se ha modificado el valor 𝑅𝑒𝑠𝐴𝐺𝐶 por 

248.729 MW, el cual corresponde al valor del despacho del generador G8 antes de 

la salida de este. 
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Figura 15. Simulación máxima cargablidad de elementos al considerar contingencias N-1 ante la salida de la 

del generador G8. 

 

En la Figura 16, se observa la variación del re-despacho calculado a partir del 

deslastre de la salida del generador G8, con el cual el sistema volverá a estar 

seguro ante contingencia N-1 (valores detallados en la Tabla 5).  

A partir del re-despacho calculado ante la salida del generador G8, se presenta una 

desviación de generación de -19.58 MW (Tabla 6), lo cual quiere decir que se 

requiere de un incremento de en el parámetro 𝑅𝑒𝑠𝐴𝐺𝐶, dado que la solución más 

económica re-despacha los generadores G2 y G3 por encima de su valor inicial, 

generando un desbalance mayor a 10 MW.  

Cabe anotar, por simplicidad del presente modelo, se ha asumido un costo de 0 $-

COP/MWh para el generador AGC, debido a que este generador (generador G1), 

representa no solo el modelo AGC, sino también el resto del sistema equivalente. 
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Figura 16. Re-despacho de la generación ante la salida del generador G8 

 

Tabla 5. Valores de re-despacho de generación ante la salida del generador G8. 

Generador Caso Base Salida: G8 

G 02 571.216 450.93 

G 03 253.564 424.237 

G 04 680 680 

G 05 510 510 

G 06 221.431 221.431 

G 07 595 595 

G 08 248.729 0 

G 09 651.835 850 

221.431
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Generador Caso Base Salida: G8 

G 10 569.838 550.435 

 

Tabla 6. Desviación y costo de la generación ante la salida del G8 considerado el re-despacho resultante 

ante el evento. 

Desviación generación total [MW] Desviación costo de generación [$-COP] 

-19.58 -$14,835,150.00 

 

 

 

Figura 17. Simulación máxima cargablidad de elementos al considerar contingencias N-1 ante la salida de la 

del generador G8, con nuevo re-despacho calculado por el algoritmo. 
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6. Conclusiones y recomendaciones 

6.1 Conclusiones 

 

El algoritmo propuesto para el re-despacho de generación en línea, realiza el 

seguimiento de la disminución del costo de operación, evitando el riesgo de 

sobrecarga ante contingencias N-1 en línea, contribuyendo al mejoramiento de la 

seguridad en la operación y al mismo tiempo reduciendo los costos de operación 

del sistema de potencia. Además, corresponde a una propuesta útil, en casos en 

que se tenga presencia de centrales altamente variables en su salida de potencia 

activa, como lo son las centrales de generación por medio de fuentes renovables, 

como la solar o eólica. Este esquema operativo, también podría resultar muy útil en 

sistemas de potencia, en los cuales se presenta normalmente diferencias 

apreciables de demanda, despacho o topología, entre la operación programada 

versus la operación real. 

 

El algoritmo complementario para tratar contingencias críticas N-1, corresponde a 

una propuesta útil en casos en que la red no quede totalmente cubierta ante todas 

las posibles contingencias N-1, también se considera un esquema de operación 

necesario, en casos en los cuales la única solución para evitar colapso sea el 

deslastre de carga; por lo tanto, en lugar de ejecutarse un racionamiento 

programado, el modelo utiliza una predicción del deslastre de carga requerido y re-

despacho de emergencia, el cual se implementaría solo en caso de la ocurrencia 
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de la contingencia crítica. 

 

El modelamiento a partir de factores de sensibilidad permite trabajar sobre una 

porción reducida del sistema de potencia, sin la necesidad de tener que modelar 

equivalentes de red, lo cual es una enorme ventaja cuando se consideran sistema 

de gran escala divididos en muchas áreas operativas. 

 

El re-despacho de generación en línea propuesto en el presente trabajo, contrario 

a los algoritmos encontrados en la actualidad, no requiere de técnicas meta-

heurísticas, por lo que la minimización del costo de generación se realiza mediante 

un método exacto y simple, lo cual lo hace atractivo para llevar a cabo en un 

esquema de re-despacho de generación en línea, dado los cortos tiempo de 

simulación disponibles en la operación en línea, de esta forma se cumple el objetivo 

de minimización del costo de generación y el seguimiento en línea de la seguridad 

ante sobrecargas ocasionada por contingencias N-1. 

 

Gracias al modelamiento de la función objetivo mediante la variable 𝑃𝐴𝑑𝑖, es 

posible lograr la convergencia del modelo, aun cuando el sistema sea inseguro ante 

las contingencias críticas; por lo tanto, el resultado de este modelo corresponde al 

re-despacho de generación más seguro posible sin consideración sin la necesidad 

del cálculo del racionamiento. 

6.2 Recomendaciones y trabajo futuro 

La presenta propuesta de investigación, abre las posibilidades para el 

mejoramiento y aplicación del modelo de re-despacho económico en línea, con lo 

cual se observan diferentes temas relacionados para trabajo futuro: 

 

• Adquisición de los datos en tiempo real a partir de la integración con 

sistemas SCADA, Estimadores de estado, y SOE de las subestaciones 
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• Propuestas para el modelamiento de los costos operativos, al incluir 

generación por fuentes renovables. 

• Modelamiento de los valores operativos de límites de la generación, en 

función de las restricciones de las diferentes centrales (e.g. rampas de 

arranque y parada en centrales térmicas). 

• Diferentes soluciones para operación automática del algoritmo mediante 

controladores dinámicos que interactúen con la regulación primaria y 

secundaria de frecuencia.  

• Evaluación del impacto al considerar demanda des-conectable y re-

conectable e integrada al algoritmo de re-despacho de generación-demanda 

en línea. 
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A. Anexo: Base de datos sistema IEEE 

39 nodos 

Tabla 7. Parámetros de las líneas de transmisión 

Nombre Corriente nominal longitud R1 X1 B1 Vnom 

  kA km Ohm Ohm μS kV 

Línea 01 - 

02 
1 163.0643 4.165876 48.91928 587.0192 345 

Línea 01 - 

39 
1 99.1875 1.19025 29.75625 630.1212 345 

Línea 02 - 

03 
1.5 59.90925 1.547325 17.97277 216.089 345 

Línea 02 - 

25 
1 34.1205 8.33175 10.23615 122.6628 345 

Línea 03 - 

04 
1 84.50775 1.547325 25.35233 186.01 345 

Línea 03 - 

18 
1 52.76775 1.309275 15.83033 179.6256 345 

Línea 04 - 

05 
1 50.784 0.9522001 15.2352 112.7494 345 

Línea 04 - 

14 
1 51.18075 0.9521999 15.35423 116.1096 345 
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Nombre Corriente nominal longitud R1 X1 B1 Vnom 

  kA km Ohm Ohm μS kV 

Línea 05 - 

06 
1 10.3155 0.23805 3.09465 36.46304 345 

Línea 05 - 

08 
1 44.436 0.9521999 13.3308 124.0082 345 

Línea 06 - 

07 
1 36.501 0.7141501 10.9503 94.93818 345 

Línea 06 - 

11 
1 32.5335 0.8331751 9.760051 116.6987 345 

Línea 07 - 

08 
1 18.2505 0.4761001 5.47515 65.53257 345 

Línea 08 - 

09 
1 144.0202 2.737574 43.20608 319.5983 345 

Línea 09 - 

39 
1 99.1875 1.19025 29.75625 1008.192 345 

Línea 10 - 

11 
1 17.06025 0.4761001 5.118075 61.24776 345 

Línea 10 - 

13 
1 17.06025 0.4761001 5.118075 61.24776 345 

Línea 13 - 

14 
1 40.07175 1.071225 12.02153 144.7599 345 

Línea 14 - 

15 
1 86.09475 2.14245 25.82843 307.4972 345 

Línea 15 - 

16 
1 37.2945 1.071225 11.18835 143.6676 345 

Línea 16 - 

17 
1 35.31075 0.8331751 10.59323 112.7499 345 

Línea 16 - 

19 
1 77.36625 1.9044 23.20988 255.4072 345 
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Nombre Corriente nominal longitud R1 X1 B1 Vnom 

  kA km Ohm Ohm μS kV 

Línea 16 - 

21 
1 53.56125 0.9522001 16.06837 214.0728 345 

Línea 16 - 

24 
1 23.40825 0.3570751 7.022476 57.13112 345 

Línea 17 - 

18 
1 32.5335 0.8331751 9.760051 110.8165 345 

Línea 17 - 

27 
1 68.63775 1.547325 20.59133 270.1953 345 

Línea 21 - 

22 
1.3 55.545 0.9522001 16.6635 215.5016 345 

Línea 22 - 

23 
1 38.088 0.7141501 11.4264 155.0941 345 

Línea 23 - 

24 
1 138.8625 2.61855 41.65875 303.2998 345 

Línea 25 - 

26 
1 128.1503 3.8088 38.44508 431.0015 345 

Línea 26 - 

27 
1 58.32225 1.66635 17.49668 201.3017 345 

Línea 26 - 

28 
1 188.0595 5.118075 56.41785 655.4902 345 

Línea 26 - 

29 
1 247.9688 6.784425 74.39063 864.5217 345 

Línea 28 - 

29 
1 59.90925 1.66635 17.97277 209.2004 345 

 

Tabla 8. Parámetros de líneas de transformadores 

Nombre S nom Xt Voltaje en alta Voltaje en baja 

  MVA % kV kV 
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Trf 02 - 30 1000 18.1 345 16.5 

Trf 06 - 31 700 17.5 345 16.5 

Trf 10 - 32 800 16 345 16.5 

Trf 11 - 12 300 13.05882 345 138 

Trf 13 - 12 300 13.05882 345 138 

Trf 19 - 20 1000 13.81774 345 230 

Trf 19 - 33 800 11.37379 345 16.5 

Trf 20 - 34 300 10.81349 230 16.5 

Trf 22 - 35 800 11.44 345 16.5 

Trf 23 - 36 700 19.04322 345 16.5 

Trf 25 - 37 700 16.24543 345 16.5 

Trf 29 - 38 1000 15.6205 345 16.5 

 

Tabla 9. Valores de demanda en barras. 

Nombre P Q 

Barra MW Mvar 

 Bus 03 322 2.4 

 Bus 04 337.175 184 

 Bus 07 233.8 84 

 Bus 08 501.9 176 

 Bus 12 7.5 88 

 Bus 15 320 153 

 Bus 16 329 32.3 

 Bus 18 158 30 

 Bus 20 628 103 

 Bus 21 274 115 

 Bus 23 247.5 84.6 

 Bus 24 308.6 -92.2 

 Bus 25 224 47.2 
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Nombre P Q 

Barra MW Mvar 

 Bus 26 139 17 

 Bus 27 281 75.5 

 Bus 28 206 27.6 

 Bus 29 283.5 26.9 

 Bus 31 G2 9.2 4.6 

 Bus 39 G1 1104 250 

 

Tabla 10. Parámetros de la generación 

Nombre Gmin Gmax Despacho inicial 

Barra MW MW MW 

 Bus 39 G1 0 8500 0 

 Bus 31 G2 0 595 571.216 

 Bus 32 G3 0 680 253.564 

 Bus 33 G4 0 680 680 

 Bus 34 G5 0 510 510 

 Bus 35 G6 0 680 221.431 

 Bus 36 G7 0 595 595 

 Bus 37 G8 0 595 248.729 

 Bus 38 G9 0 850 651.835 

 Bus 30 G10 0 850 569.838 
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Tabla 11. Matriz de sensibilidades 𝛾𝑖𝑗 (LODF) 

Contingenci

a\Elemento 

Línea 

01 - 

02 

Línea 

01 - 

39 

Línea 

02 - 

03 

Línea 

02 - 

25 

Línea 

03 - 

04 

Línea 

03 - 

18 

Línea 

04 - 

05 

Línea 

04 - 

14 

Línea 

05 - 

06 

Línea 

05 - 

08 

Línea 

06 - 

07 

Línea 

06 - 

11 

Línea 

07 - 

08 

Línea 

08 - 

09 

Línea 

09 - 

39 

Línea 

10 - 

11 

Línea 

10 - 

13 

Línea 01 - 02 -1.00 1.00 -0.80 -0.20 -0.69 -0.11 -0.67 -0.02 -0.11 -0.56 -0.44 0.33 -0.44 -1.00 -1.00 -0.30 0.30 

Línea 01 - 39 1.00 -1.00 0.80 0.20 0.69 0.11 0.67 0.02 0.11 0.56 0.44 -0.33 0.44 1.00 1.00 0.30 -0.30 

Línea 02 - 03 -0.35 0.35 -1.00 0.65 -0.41 -0.59 -0.28 -0.13 -0.07 -0.20 -0.15 0.08 -0.15 -0.35 -0.35 -0.07 0.07 

Línea 02 - 25 -0.12 0.12 0.88 -1.00 0.14 0.74 -0.03 0.17 0.04 -0.06 -0.06 0.09 -0.06 -0.12 -0.12 -0.09 0.09 

Línea 03 - 04 -0.29 0.29 -0.39 0.10 -1.00 0.61 -0.38 -0.62 -0.20 -0.18 -0.11 -0.10 -0.11 -0.29 -0.29 0.09 -0.09 

Línea 03 - 18 -0.04 0.04 -0.48 0.44 0.52 -1.00 0.10 0.42 0.11 -0.01 -0.03 0.14 -0.03 -0.04 -0.04 -0.13 0.13 

Línea 04 - 05 -0.18 0.18 -0.17 -0.01 -0.25 0.08 -1.00 0.75 -0.81 -0.19 0.00 -0.82 0.00 -0.18 -0.18 0.74 -0.74 

Línea 04 - 14 0.00 0.00 -0.07 0.07 -0.35 0.28 0.65 -1.00 0.59 0.06 -0.06 0.66 -0.06 0.00 0.00 -0.60 0.60 

Línea 05 - 06 -0.01 0.01 -0.02 0.01 -0.06 0.04 -0.34 0.29 -1.00 0.66 -0.67 -0.33 -0.67 -0.01 -0.01 0.30 -0.30 

Línea 05 - 08 -0.09 0.09 -0.07 -0.02 -0.07 0.00 -0.11 0.04 0.89 -1.00 0.91 -0.02 0.91 -0.09 -0.09 0.02 -0.02 

Línea 06 - 07 -0.07 0.07 -0.05 -0.02 -0.04 -0.01 0.00 -0.04 -0.93 0.93 -1.00 0.07 -1.00 -0.07 -0.07 -0.06 0.06 

Línea 06 - 11 0.10 -0.10 0.05 0.05 -0.07 0.12 -0.90 0.83 -0.87 -0.04 0.13 -1.00 0.13 0.10 0.10 0.91 -0.91 

Línea 07 - 08 -0.07 0.07 -0.05 -0.02 -0.04 -0.01 0.00 -0.04 -0.93 0.93 -1.00 0.07 -1.00 -0.07 -0.07 -0.06 0.06 

Línea 08 - 09 -1.00 1.00 -0.80 -0.20 -0.69 -0.11 -0.67 -0.02 -0.11 -0.56 -0.44 0.33 -0.44 -1.00 -1.00 -0.30 0.30 

Línea 09 - 39 -1.00 1.00 -0.80 -0.20 -0.69 -0.11 -0.67 -0.02 -0.11 -0.56 -0.44 0.33 -0.44 -1.00 -1.00 -0.30 0.30 

Línea 10 - 11 -0.07 0.07 -0.04 -0.03 0.05 -0.08 0.60 -0.56 0.58 0.02 -0.09 0.67 -0.09 -0.07 -0.07 -1.00 1.00 

Línea 10 - 13 0.07 -0.07 0.04 0.03 -0.05 0.08 -0.60 0.56 -0.58 -0.02 0.09 -0.67 0.09 0.07 0.07 1.00 -1.00 

Línea 13 - 14 0.10 -0.10 0.05 0.05 -0.07 0.12 -0.90 0.83 -0.87 -0.04 0.13 -1.00 0.13 0.10 0.10 0.91 -0.91 
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Contingenci

a\Elemento 

Línea 

01 - 

02 

Línea 

01 - 

39 

Línea 

02 - 

03 

Línea 

02 - 

25 

Línea 

03 - 

04 

Línea 

03 - 

18 

Línea 

04 - 

05 

Línea 

04 - 

14 

Línea 

05 - 

06 

Línea 

05 - 

08 

Línea 

06 - 

07 

Línea 

06 - 

11 

Línea 

07 - 

08 

Línea 

08 - 

09 

Línea 

09 - 

39 

Línea 

10 - 

11 

Línea 

10 - 

13 

Línea 14 - 15 0.16 -0.16 -0.06 0.22 -0.84 0.78 -0.12 -0.72 -0.19 0.07 0.09 -0.28 0.09 0.16 0.16 0.25 -0.25 

Línea 15 - 16 0.16 -0.16 -0.06 0.22 -0.84 0.78 -0.12 -0.72 -0.19 0.07 0.09 -0.28 0.09 0.16 0.16 0.25 -0.25 

Línea 16 - 17 0.16 -0.16 -0.06 0.22 -0.84 0.78 -0.12 -0.72 -0.19 0.07 0.09 -0.28 0.09 0.16 0.16 0.25 -0.25 

Línea 16 - 21 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Línea 16 - 24 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Línea 17 - 18 0.04 -0.04 0.48 -0.44 -0.52 1.00 -0.10 -0.42 -0.11 0.01 0.03 -0.14 0.03 0.04 0.04 0.13 -0.13 

Línea 17 - 27 0.12 -0.12 -0.88 1.00 -0.14 -0.74 0.03 -0.17 -0.04 0.06 0.06 -0.09 0.06 0.12 0.12 0.09 -0.09 

Línea 21 - 22 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Línea 22 - 23 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Línea 23 - 24 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Línea 25 - 26 -0.12 0.12 0.88 -1.00 0.14 0.74 -0.03 0.17 0.04 -0.06 -0.06 0.09 -0.06 -0.12 -0.12 -0.09 0.09 

Línea 26 - 27 -0.12 0.12 0.88 -1.00 0.14 0.74 -0.03 0.17 0.04 -0.06 -0.06 0.09 -0.06 -0.12 -0.12 -0.09 0.09 

Línea 26 - 28 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Línea 26 - 29 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Línea 28 - 29 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Trf 11 - 12 0.02 -0.02 0.01 0.01 -0.01 0.02 -0.15 0.14 -0.14 -0.01 0.02 -0.17 0.02 0.02 0.02 -0.83 0.83 

Trf 13 - 12 -0.02 0.02 -0.01 -0.01 0.01 -0.02 0.15 -0.14 0.14 0.01 -0.02 0.17 -0.02 -0.02 -0.02 0.83 -0.83 
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Tabla 12. Matriz de sensibilidades 𝜆𝑖𝑗 (PTDF) 

Contingenci

a\Elemento 

Línea 

01 - 

02 

Línea 

01 - 

39 

Línea 

02 - 

03 

Línea 

02 - 

25 

Línea 

03 - 

04 

Línea 

03 - 

18 

Línea 

04 - 

05 

Línea 

04 - 

14 

Línea 

05 - 

06 

Línea 

05 - 

08 

Línea 

06 - 

07 

Línea 

06 - 

11 

Línea 

07 - 

08 

Línea 

08 - 

09 

Línea 

09 - 

39 

Línea 

10 - 

11 

Línea 

10 - 

13 

S_Bus 03 -0.54 0.54 -0.49 -0.05 0.35 0.16 0.32 0.03 0.06 0.26 0.20 -0.14 0.20 0.46 0.46 0.13 -0.13 

S_Bus 04 -0.45 0.45 -0.37 -0.08 -0.35 -0.02 0.43 0.22 0.12 0.32 0.23 -0.12 0.23 0.55 0.55 0.11 -0.11 

S_Bus 07 -0.37 0.37 -0.30 -0.07 -0.26 -0.04 -0.24 -0.01 -0.20 -0.04 -0.33 0.13 0.67 0.63 0.63 -0.12 0.12 

S_Bus 08 -0.36 0.36 -0.29 -0.07 -0.25 -0.04 -0.24 -0.01 -0.04 -0.20 -0.16 0.12 -0.16 0.64 0.64 -0.11 0.11 

S_Bus 12 -0.42 0.42 -0.33 -0.09 -0.25 -0.08 -0.03 -0.23 -0.31 0.29 0.29 -0.60 0.29 0.58 0.58 0.10 -0.10 

S_Bus 15 -0.49 0.49 -0.33 -0.16 -0.02 -0.31 0.25 -0.27 -0.03 0.28 0.23 -0.26 0.23 0.51 0.51 0.23 -0.23 

S_Bus 16 -0.51 0.51 -0.32 -0.18 0.08 -0.40 0.27 -0.19 0.00 0.27 0.22 -0.23 0.22 0.49 0.49 0.21 -0.21 

S_Bus 18 -0.53 0.53 -0.38 -0.15 0.24 -0.62 0.30 -0.06 0.03 0.26 0.21 -0.18 0.21 0.47 0.47 0.16 -0.16 

S_Bus 20 -0.51 0.51 -0.32 -0.18 0.08 -0.40 0.27 -0.19 0.00 0.27 0.22 -0.23 0.22 0.49 0.49 0.21 -0.21 
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Contingenci

a\Elemento 

Línea 

01 - 

02 

Línea 

01 - 

39 

Línea 

02 - 

03 

Línea 

02 - 

25 

Línea 

03 - 

04 

Línea 

03 - 

18 

Línea 

04 - 

05 

Línea 

04 - 

14 

Línea 

05 - 

06 

Línea 

05 - 

08 

Línea 

06 - 

07 

Línea 

06 - 

11 

Línea 

07 - 

08 

Línea 

08 - 

09 

Línea 

09 - 

39 

Línea 

10 - 

11 

Línea 

10 - 

13 

S_Bus 21 -0.51 0.51 -0.32 -0.18 0.08 -0.40 0.27 -0.19 0.00 0.27 0.22 -0.23 0.22 0.49 0.49 0.21 -0.21 

S_Bus 23 -0.51 0.51 -0.32 -0.18 0.08 -0.40 0.27 -0.19 0.00 0.27 0.22 -0.23 0.22 0.49 0.49 0.21 -0.21 

S_Bus 24 -0.51 0.51 -0.32 -0.18 0.08 -0.40 0.27 -0.19 0.00 0.27 0.22 -0.23 0.22 0.49 0.49 0.21 -0.21 

S_Bus 26 -0.56 0.56 -0.04 -0.52 0.21 -0.25 0.27 -0.06 0.03 0.25 0.19 -0.17 0.19 0.44 0.44 0.15 -0.15 

S_Bus 27 -0.54 0.54 -0.17 -0.38 0.19 -0.36 0.28 -0.09 0.02 0.25 0.20 -0.18 0.20 0.46 0.46 0.16 -0.16 

S_Bus 28 -0.56 0.56 -0.04 -0.52 0.21 -0.25 0.27 -0.06 0.03 0.25 0.19 -0.17 0.19 0.44 0.44 0.15 -0.15 

S_Bus 29 -0.56 0.56 -0.04 -0.52 0.21 -0.25 0.27 -0.06 0.03 0.25 0.19 -0.17 0.19 0.44 0.44 0.15 -0.15 

S_Bus 30 

G10 -0.61 0.61 0.31 0.08 0.27 0.04 0.26 0.01 0.04 0.22 0.17 -0.13 0.17 0.39 0.39 0.12 -0.12 

S_Bus 31 G2 -0.40 0.40 -0.32 -0.08 -0.27 -0.05 -0.24 -0.03 -0.52 0.28 0.32 0.16 0.32 0.60 0.60 -0.14 0.14 

S_Bus 32 G3 -0.42 0.42 -0.33 -0.09 -0.25 -0.08 -0.03 -0.23 -0.31 0.29 0.29 -0.60 0.29 0.58 0.58 0.60 0.40 

S_Bus 33 G4 -0.51 0.51 -0.32 -0.18 0.08 -0.40 0.27 -0.19 0.00 0.27 0.22 -0.23 0.22 0.49 0.49 0.21 -0.21 

S_Bus 34 G5 -0.51 0.51 -0.32 -0.18 0.08 -0.40 0.27 -0.19 0.00 0.27 0.22 -0.23 0.22 0.49 0.49 0.21 -0.21 

S_Bus 35 G6 -0.51 0.51 -0.32 -0.18 0.08 -0.40 0.27 -0.19 0.00 0.27 0.22 -0.23 0.22 0.49 0.49 0.21 -0.21 

S_Bus 36 G7 -0.51 0.51 -0.32 -0.18 0.08 -0.40 0.27 -0.19 0.00 0.27 0.22 -0.23 0.22 0.49 0.49 0.21 -0.21 

S_Bus 37 G8 -0.60 0.60 0.24 -0.84 0.26 -0.02 0.26 -0.01 0.04 0.23 0.18 -0.14 0.18 0.40 0.40 0.12 -0.12 

S_Bus 38 G9 -0.56 0.56 -0.04 -0.52 0.21 -0.25 0.27 -0.06 0.03 0.25 0.19 -0.17 0.19 0.44 0.44 0.15 -0.15 
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