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ABSTRACT

The high integration of variable renewable sources in electric systems entails a series
of challenges inherent to their intrinsic variability. One of them is to correctly value the
water aviable in the systems, considering the flexibility that this can give the system. In this
sense, the modeling of greater operational details is essential for the renewable electricity

future.

In this context, this paper proposes a medium-term multistage stochastic programming
model for the hydrothermal coordination problem solved with the SDDP algorithm. This
includes a series of operational constraints and simplified mathematical expressions of
operational effects that allow the correct valorization of the water in the systems by con-
sidering, among other things, the flexibility necessary for the operation of the system. In
addition to this, the hydrological uncertainty is modeled using an vector autoregressive
model, which allows capturing spatio-temporal correlations between the different hydro
inflows. A calibration method for the simplified mathematical expressions of operational
effects is also proposed, which allows a detailed short-term model to be related to the

proposed medium-term linear model.

Through the application with the Chilean power system (Sistema Intectonectado Cen-
tral de Chile, SIC), it was found that the difference between the expected operating costs
of the proposed medium-term, model already calibrated, and the costs obtained through a
detailed weekly model was only 0.1%, in contrast to the 9.3% difference obtained when
the base model is compared. This is reflected in water costs, where there are increases of

34% on average.

Keywords: Hydrothermal scheduling, Water value, SDDP, Renewable energy, Flexibil-
ity.

X



RESUMEN

La alta integracion de fuentes renovables variables en sistemas eléctricos conlleva una
serie de desafios propios de su intrinseca variabilidad. Uno de ellos es valorizar cor-
rectamente el agua presente en los sistemas, considerando la flexibilidad que esta puede
otorgar al sistema. En este sentido, la modelacién de mayores detalles operacionales es

fundamental de cara al futuro eléctrico renovable.

En este contexto, en este trabajo se propone un modelo de programacion estocéstica
multietapa de mediano plazo para el problema de coordinacién hidrotérmica resuelto con
el algoritmo SDDP. Este incluye una serie de restricciones operacionales y expresiones
matematicas simplificadas de efectos operacionales que permiten valorizar correctamente
el agua en los sistemas al considerar, entre otras cosas, la flexibilidad necesaria para la op-
eracion del sistema. Sumado a esto, la incertidumbre hidrolégica es modelada mediante un
modelo vectorial autoregresivo, el cual permite capturar correlaciones espacio-temporales
entre los diferentes afluentes. Se propone también un método de calibracion de las expre-
siones matematicas simplificadas de efectos operacionales, el cual permite relacionar un

modelo de corto plazo detallado con el modelo lineal de mediano plazo propuesto.

Mediante la aplicacion con el Sistema Interconectado Central de Chile, se encontrd
que la diferencia entre los costos esperados de operacion del modelo de mediano plazo
propuesto ya calibrado, y los costos obtenidos mediante un modelo detallado semanal
fueron de s6lo un 0.1%, frente al 9.3% de diferencia que existe al comparar con el modelo
base. Esto se ve reflejado en los costos del agua, donde se ven aumentos de un 34% en

promedio.

Palabras Claves: Coordinacién hidrotérmica, Valor del agua, SDDP, Energias renovables,

Flexibilidad.
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1. INTRODUCCION

La planificacion de generacién de energia hidroeléctrica en sistemas eléctricos que
contienen tanto generadores hidricos como generadores térmicos, también conocido como
hydrothermal scheduling problem (HTSP, o coordinacién hidrotérmica en espafiol), es un
problema bastante estudiado desde hace décadas (de Queiroz, 2016; Gjerden, Helseth,
Mo, & Warland, 2015). Su principal objetivo es decidir cudnta agua se utilizard de cada
embalse de la red hidrica del sistema en cada periodo de tiempo, buscando minimizar los
costos operacionales sobre un cierto horizonte de tiempo. Asi, las decisiones implicadas
en éste se pueden resumir en dos grandes grupos. Por un lado, esta la decision de cuédnto
generan las centrales en cada periodo de tiempo modelado, considerando restricciones
de transmision y la topologia de la red eléctrica. Por otro lado, existen las decisiones
relacionadas con la red hidrica del sistema. Estas ultimas consisten en la cantidad de agua
que se movera a través de los canales y en qué momento hacerlo. En general, con este
problema se busca satisfacer la demanda eléctrica minimizando el valor esperado de los
costos sistémicos, donde la complejidad de estas decisiones radican tanto en la estructura
eléctrica que tenga el sistema como la incertidumbre que hay en torno a los afluentes de la
red hidrica (de Queiroz, 2016). Existe un gran interés en manejar correctamente el recurso
hidrico del sistema, puesto que usar una gran cantidad de agua para generacion eléctrica
hoy puede llevar a elevados costos de operacion en posibles escenarios de escasez hidrica

futuros (Lohmann, Hering, & Rebennack, 2016).

El principal resultado de este tipo de problemas es el valor futuro del agua, el cual se
define como el incremento en el valor esperado de los costos futuros producto de un uso
marginal adicional de este recurso. Este es un insumo esencial para los modelos de corto
plazo (como el problema de Unit Commitment, también conocido como modelo de pre

despacho), puesto que permite valorizar el agua almacenada en el sistema.



Por lo general, el HTSP se modela como un problema de optimizacion y se resuelve
con algoritmos especialmente enfocados en este tipo de problemas. En Hossain y Shi-
blee (2017) se hace una revision general de diferentes algoritmos y técnicas utilizadas
para la resolucién del problema, destacando que la coordinacion de las plantas térmicas
e hidroeléctricas es un problema que es altamente dificil de resolver y que tiene cada vez
mas relevancia en los sistemas eléctricos modernos. Pese a que la solucion de este prob-
lema es bastante compleja, esta puede traer grandes beneficios para la sociedad (Zeynal
& Eidiani, 2014), tales como disminuir los costos de produccién eléctrica, aumento en
la confiabilidad del sistema y maximizacion de la capacidad energética de los reservorios
(Kumar & Naresh, 2007). En este sentido, un gran ndimero de técnicas de modelacién
y de métodos de solucién se han desarrollado y perfeccionando a lo largo del tiempo.
En particular, un método altamente utilizado es el stochastic dual dynamic programming,
conocido como SDDP (Pereira & Pinto, 1991), el cual fue creado inicialmente para la res-
olucidn de la formulacidn estocdstica de este problema. Este se basa en desarrollar iterati-
vamente un algoritmo con cortes de Benders (Benders, 1962), donde se busca cuantificar
el valor futuro del agua en los reservorios a medida de que se avanza en su resolucion,
considerando, por lo general, los afluentes de la red hidrica como su fuente de incertidum-
bre. Este valor futuro, o costo marginal del agua, es analizado en detalle en Tilmant, Pinte,
y Goor (2008); Guan, Shawwash, y Abdalla (2018), donde destacan la importancia que
tiene la modelacion de la incertidumbre hidrolégica para manejar correctamente el recurso

hidrico.

Hay un gran numero de articulos que han estudiado la resolucién del problema de co-
ordinacion hidrotérmica, con diferentes enfoques y finalidades. En Gjerden et al. (2015)
los autores modelan la incertidumbre hidrolégica mediante un modelo vectorial autoregre-
sivo, aplicando el algoritmo SDDP en un modelo de Noruega, pero no consideran aspectos
como la transmision ni los cuellos de botella que puedan existir en torno a ella. Destacan
que este tipo de modelacion de incertidumbre genera un manejo més eficiente del recurso
hidrico, pero que ello depende del nimero de muestras que se consideren por etapa o pe-
riodo de tiempo modelado, por lo que el tiempo requerido para su resolucién puede ser

2



sumamente alto si no se aplican correctamente agregaciones temporales y espaciales. En
Machado, Diniz, Borges, y Branddo (2021) se propone una variacion del algoritmo SDDP
que emplea algoritmos de computacion paralela, la cual permiti6 a los autores disminuir
los tiempos de ejecucion para ciertos casos. En Brigatto, Street, y Valladao (2017) anal-
izan el efecto de diferentes simplificaciones en la modelacion del sistema, necesarias para
aplicaciones practicas del algoritmo SDDP. Destacan que simplificaciones mal estudiadas

pueden llevar a un uso excesivo del recurso hidrico y a picos en el precio spot de la energia.

A diferencia de los medios de generacion eléctrica convencionales no renovables, la
disponibilidad del recurso hidroeléctrico depende tanto de los caudales afluentes de la
red hidrica, como de las decisiones asociadas al movimiento de agua entre los distintos
puntos de la red, tanto en el presente como en el pasado. Dado esto, es particularmente
desafiante lograr buenas proyecciones de la incertidumbre del sistema, donde existe una
alta correlacion temporal y espacial entre los diferentes puntos de la red hidrica dada la
propia naturaleza de los afluentes (Lohmann et al., 2016). Este problema se complejiza
aun mas al considerar la sequia existente en paises como Chile, Mexico o Espaiia (Vicuna,
Maurer, Joyce, Dracup, & Purkey, 2007), haciendo muy necesaria una precisa modelacion

del futuro de los afluentes hidricos.

Para asegurar la confiabilidad de los sistemas eléctricos, los operadores definen difer-
entes requerimientos de capacidad firme y reservas para poder hacer frente a contingencias
y responder frente a cambios repentinos de la demanda y generacion (Sullivan, Krey, &
Riahi, 2013). La necesidad de modelar estos requerimientos de forma correcta se va acre-
centando a medida que las matrices eléctricas evolucionan hacia una mayor participacion
de generacién renovable variable (Li & Ho, 2022), debido a que la confiabilidad de los
sistemas eléctricos se ve dificultada producto de la intrinseca variabilidad de este tipo
de tecnologias, tales como edlica y solar fotovoltaica (Sullivan et al., 2013). Capturar y
cuantificar los efectos de estos requerimientos requiere el uso de herramientas altamente
especificas y con gran detalle temporal (Milligan et al., 2011), lo cual, para ser modelado

de forma explicita, requiere el uso de restricciones no convexas.



El problema de optimizacion de corto plazo que busca minimizar los costos de op-
eracion sistémicos, considerando todas las caracteristicas y restricciones técnicas tanto de
la red eléctrica como de la red hidrica, y que considera como un insumo exdégeno el valor
del agua obtenido a partir de un modelo de mediano plazo, se conoce como el problema
de Unit Commitment. Para su modelacién, por lo general, se utiliza una granuralidad
temporal horaria y se tiene un horizonte temporal de no mas alld de unas pocas semanas.
Idealmente, este tipo de problemas, requiere el uso de variables binarias para modelar el
encendido y apagado de centrales, por lo que su aplicacion en casos de mediano y largo
plazo es intratable computacionalmente. Respecto al algoritmo SDDP, pese a ser uno de
los métodos de resoluciéon mads utilizados en el problema de coordinacién hidrotérmica,
posee la gran limitante de no poder utilizar variables binarias. En esta linea, y para poder
considerar las restricciones no lineales que tiene el problema de Unit Commitment, se han
desarrollado métodos o algoritmos de resolucion alternativos a SDDP como es el caso
del stochastic dual dynamic integer programming, SDDiP (Zou, Ahmed, & Sun, 2019;
Hjelmeland, Zou, Helseth, & Ahmed, 2019), el cual consiste en una extension de SDDP
que permite utilizar variables enteras al utilizar cortes Lagrangianos en reemplazo de los
cortes de Benders. Este algoritmo tiene la ventaja de permitir incorporar variables en-
teras a los modelos, pero a costa de que se vuelve intratable computacionalmente para

problemas de gran escala.

En una busqueda de una forma alternativa de incorporar el efecto de las condiciones
no lineales del sistema, en modelos de mediano y largo plazo, se han desarrollado nuevas
restricciones que busquen aproximarlos. En Johnson et al. (2016); Sullivan et al. (2013)
se implement6 el denominado flexibility requirement, €l cual plantea que cierta porcion de
la demanda debe ser satisfecha mediante generacion flexible. Esto busca aproximar los
efectos que tiene el encendido y apagado de centrales, junto al requerimiento de reservas
dentro del modelo, especialmente en cuanto a los costos de operacion del sistema. Los
autores muestran que su aplicacion mejora notoriamente los resultados en cuanto a la rep-
resentacion de la operacion real de sistemas, aunque esto no fue comprobado totalmente

comparando con un modelo de corto plazo con mayor detalle temporal que incorpore estas
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condiciones no convexas. Sin embargo, esta modelacion fue aplicada a modelos lineales
enteros mixtos de planificacion energética, donde el enfoque y efectos deseados son difer-
entes a los que se necesitan en un modelo de mediano plazo. Por otro lado, en (Johnson
et al., 2016), se impuso un limite al total de participacion de las fuentes de energia renov-
ables variables en la matriz de generacion eléctrica, logrando asi capturar algunos efectos
deseados en cuanto a costos de operacion del sistema. Sin embargo, en dicho trabajo, los

resultados no fueron validados con un modelo detallado de corto plazo.

La flexibilidad, en un contexto de sistemas eléctricos, se puede definir como la habil-
idad de poder balancear la generacion y demanda, manteniendo la continuidad en situa-
ciones inesperadas, y hacer frente a la incertidumbre en el lado de la oferta y la demanda
(Impram, Varbak Nese, & Oral, 2020). La incorporacion, en modelos de mediano y largo
plazo, de este concepto de flexibilidad requerida para operar los sistemas es un tema fun-
damental de cara a un futuro con matrices energéticas renovables. La importancia de cap-
turar los efectos de caracteristicas operacionales inherentemente no convexas (como Unit
Commitment y requerimientos de reservas) en los modelos de mediano y largo plazo es
fundamental para capturar la flexibilidad que entrega la energia hidroeléctrica, en especial

en cuanto a servicios complementarios (Hjelmeland et al., 2019).

En Poncelet, Delarue, y D haeseleer (2019) los autores muestran que, entre otras cosas,
la incorporacion de restricciones de Unit Commitment no afecta significativamente los
resultados de un modelo de mediano o largo plazo, pero restricciones de flexibilidad si.

Algunos aspectos de flexibilidad se descomponen en los siguientes:

e Almacenamiento de corto plazo, el cual es considerado como aquella tecnologia
que permite almacenar energia a lo mds por algunos dias.

e Incorporacion de capacidad de rampa de las centrales, la cual se define como el
cambio maximo en su punto de operacidn entre un instante de tiempo y otro.

e Servicios complementarios ofrecidos por todo tipo de centrales, no solo por cen-

trales térmicas, como por ejemplo reservas.



En un enfoque préctico, el principal output de un modelo de coordinacion hidrotérmica de
mediano plazo es el valor futuro del agua, el cual se utiliza como costo de oportunidad del
recurso hidrico (Aasgard, Andersen, Fleten, & Haugstvedt, 2014; Fosso & Belsnes, 2004;
Fleten & Kiristoffersen, 2008). Una valorizacion correcta del del recurso hidrico para fines
operativos y como seflal de mercado para toda la industria es fundamental para garantizar
la sostenibilidad a largo plazo de los sistemas energéticos (Street, Valladao, Lawson, &
Velloso, 2020), especialmente considerando periodos de sequia donde el recurso hidrico

se vuelve cada vez mas escaso.

Es posible notar que el HTSP, pese a ser un problema altamente estudiado, posee un
vacio en torno a aplicaciones o incorporaciones de aspectos de flexibilidad (o sus efectos)
en modelos lineales estocdsticos multietapa resueltos mediante SDDP para mediano plazo.
Han existido numerosos intentos de incorporar estos aspectos de flexibilidad (Zeynal &
Eidiani, 2014; Johnson et al., 2016; Sullivan et al., 2013; Hjelmeland et al., 2019), pero
nunca en un modelo lineal estocdstico multietapa cuyo objetivo sea valorizar el costo
futuro del agua dentro de un sistema de gran escala. Con todo esto, las contribuciones de

esta investigacion se resumen de la siguiente forma:

(i) Se propone un nuevo modelo de optimizacion estocdstico lineal multietapa de
mediano plazo para el problema de coordinacién hidrotérmica, resuelto con el
algoritmo SDDP. Este modelo incorpora almacenamiento de corto plazo, requer-
imiento de reservas, demanda de riego, e incertidumbre sobre los afluentes de la
red hidrica representada mediante un modelo vectorial autorregresivo para cap-
turar efectos como estacionalidad, tendencia y correlaciones espacio-temporales
entre los distintos afluentes. Este modelo también incorpora expresiones matematicas
simplificadas que capturan ciertos efectos sobre el valor del agua inducidos por
restricciones de operacion de corto plazo que no se puede representar de forma
directa en modelos de mediano plazo dada su complejidad computacional.

(i) Se propone une metodologia que permite calibrar pardmetros que, mediante ex-

presiones matematicas simplificadas, capturan los principales efectos de las no
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convexidades de un modelo de corto plazo en un modelo lineal de mediano
plazo. Para ello, se comparan los resultados de ambos modelos y se retroali-
mentan estos parametros de calibracion, de forma iterativa, hasta que se cumple
con un criterio de convergencia. El principal resultado es una aproximacion
mads cercana de los costos de operacion entre ambos modelos, puesto que estos
pueden ser sobrestimados o subestimados en modelos de mediano plazo al no
considerar los efectos de las no convexidades del modelo de corto plazo.

(ii1) Desarrollamos extensos experimentos computacionales en un sistema hidroeléctrico
de gran escala, basado en el caso Chileno, donde se muestran los principales
beneficios, efectos y resultados de la metodologia propuesta, especialmente en
cuanto a costos esperados de operacion y valor futuro del agua. En este sentido,
la formulacion propuesta logra disminuir la brecha entre los costos de operacion
esperados por el modelo propuesto y los costos obtenidos con un modelo opera-
cional con variables binarias y detalle horario, lo cual se traduce en un aumento
en la valorizacion del agua que va desde un 1% hasta un 658% en comparacion

al modelo que no considera estas restricciones mencionadas.

El resto de este texto esta organizado de la siguiente forma: el Capitulo 2 presenta el
modelo propuesto de coordinacién hidrotérmica centrado en la flexibilidad del sistema,
junto al modelo base de comparacién. En el Capitulo 3 se propone un proceso de cali-
bracién de los principales pardmetros que buscan incorporar los efectos de las condiciones
no lineales de un modelo de corto plazo. Luego, en el Capitulo 4, se presentan los re-
sultados de los experimentos computacionales obtenidos utilizando representaciones del
sistema eléctrico Chileno. Finalmente, el Capitulo 5 presenta las principales conclusiones

obtenidas en esta investigacion.



2. PROBLEMA DE COORDINACION HIDROTERMICA

En el presente capitulo se presenta el modelo propuesto del problema de coordinacion
hidrotérmica. A continuacion la Seccién 2.1 se presenta una formulacion deterministica
del problema de coordinacion hidrotérmica, y en la Seccion 2.2 se presenta la formulacion
estocdstica multietapa del problema de coordinacion hidrotérmica. En la Seccion 2.3 se
presentan las restricciones y caracteristicas operacionales modeladas. En la Seccién 2.4
se presenta la naturaleza y representacion de la incertidumbre hidrolégica y en la Seccién
2.5 se presentan las denominadas demandas de riego. Finalmente, en la Seccién 2.6 se
presenta el modelo de coordinacion hidrotérmica propuesto. La nomenclatura utilizada se

encuentra presente al inicio de este documento.

2.1. Modelo base deterministico

Para facilitar el entendimiento de los modelos propuestos en este trabajo, en esta
Seccidn se presenta una formulacion deterministica del problema de coordinacion hidrotérmica.
Las decisiones de este modelo son todas variables continuas relacionadas con el almace-
namiento de los reservorios, del movimiento de agua a lo largo de los canales de la red

hidrica y decisiones de generacion de centrales hidricas, térmicas y renovables.

Dada la necesidad de modelar correctamente el componente hidrico del sistema, se
utilizaron tres tipos de nodos para modelar la red hidrica. Primero estdn los nodos de
almacenamiento, que, cuyo nombre lo dice, son aquellos nodos que permiten el almace-
namiento de agua, es decir, los embalses. Luego se tienen los nodos de paso, los cuales
son nodos que sélo permiten decidir movimientos de agua a lo largo de la red hidrica
modelada. Finalmente estan los nodos de generacion, que serian aquellos nodos hidricos
que tienen un generador eléctrico, ya sean de embalse o de paso. Es importante destacar
que pese a que la mayoria de los embalses poseen un generador, estos se separaron de sus
respectivos reservorios por simplicidad de la notacion y modelacion. Pese a lo anterior, es

importante destacar que los nodos hidricos de generacién también permiten mover agua a



lo largo de la red, pero no tienen unicamente este objetivo. Los canales que conectan estos

nodos se dividen en dos tipos. Por un lado estidn los denominados canales turbinables, los

cuales consisten en aquellos canales cuyo flujo de agua pasa por un generador eléctrico,

para luego llegar a otro nodo de la red, y por otro lado estin los caudales no turbinables,

que son aquellos caudales que no pasan por un generador y s6lo mueven agua entre un

nodo de la red y otro.

Con lo anterior, la formulacién deterministica del modelo base utilizado es el siguiente:

S.t.

Z Z (Z tbpgtb + Z z%SPZLtf z(lZGpgl?)>/6;b (2.1a)

teT beR(t geg €8
Wet = We,(t—1) + Z Btb (aet — Vgt + Z q(u,e),t,b + Z Y(u,e),t,b
beR(t) u€ZT (e) u€ZN (e)
> G — Y. ymu),t,b) Vee N, teT (2.1b)
ueOT(n) u€ON (n)
Vet = Ao + )\jw&(t_l) Ve e Na, teT (2.1¢)
Z qun,t,b+ Z yun tb+ant
u€ZT (n) u€ZN (n)
= > Guwist Y Ynwes YNENPLETHER(E)  (2.1d)
ueOT (n) ueON (n)
Z Dgtb + Z pjtb + Z Juv — Z Juv
g€G (1) JENI(3) leLout (i leLin(4)
+phy — Pt = py VieB,teT,bER(t) (2.1e)
Jus = Bu(Osqyw — Orys)  VIE L, t €T, beR() (2.11)
—fu<fw<fu VIeL teT, beR(t) (2.1g)
Py =06; > quues ViENY tET, beR() (2.1h)
u€OT(5)
0< > Quaww <G VueN’ teT, beR(t) (2.1i)

neNT (u)



V<Y " (pewer) (2.1j)

eeEN,
0 < qum)td < Grun) ueN, ne N(u), t€T,beR(t) (2.1k)
0 < Yumtd < Yumy UwEN, neNN(u),teT,beR(1) 2.11)
0<pl, <P, VYneNI tcT,beR() (2.1m)
Wy < Wep < Wey Vee N*, teT (2.1n)
0<pu <Py VgeG\G",teT,beR(t) (2.10)
0 < poy <Py VgEGY, tET, bER() (2.1p)

La funcién objetivo (2.1a) busca minimizar los costos totales de operacién de gen-
eracion durante todo el horizonte de tiempo modelado, considerando los costos variables
de las centrales junto al demanda perdida y exceso de generacion. La restriccion (2.1b)
representa la dindmica de los embalses acoplando las decisiones espaciales y temporales,
considerando tanto las filtraciones como los caudales de salida y entrada tanto de agua
turbinable como no turbinable. La restriccion (2.1¢) modela las filtraciones de los em-
balses con una aproximacion lineal, y la restriccion (2.1d) representa el balance de masa
en todas los nodos, de paso y generacion, de la red hidrica. La restriccion (2.1e) asegura el
cumplimiento de la demanda eléctrica, considerando los flujos provenientes de otras bar-
ras, load shedding y over generation.(2.1f) y (2.1g) representan la ecuacion de flujo en las
lineas de transmision, bajo una modelacién estandar del tipo DC, y la capacidad maxima
de transmision de las lineas, respectivamente. Las restricciones (2.1h) y (2.11) definen la
potencia de las centrales hidroeléctricas y el caudal turbinable médximo de cada central
hidroeléctrica, respectivamente. La restriccion (2.1j) define las condiciones de termino
del modelo, en base a una funcién que define el valor del agua al término del horizonte de
tiempo, proveniente de un modelo exdgeno de coordinacién hidrotérmica de largo plazo.

Finalmente, las restricciones (2.1k)-(2.1p) representan las cotas de cada variable.

10



2.2. Modelo base estocastico

En esta seccion presentamos la formulacion estocastica multietapa del problema de

coordinacion hidrotérmica.

El componente incierto de este modelo corresponde a los afluentes de la red hidrica,
donde se asume que estos tienen una distribucion discreta representada a través de esce-
narios. Es decir, en vez de considerar a,;, se considera a,,;, €l cual representa el escenario
s de la incertidumbre para el nodo hidrico n en la etapa t. Se asume independencia entre
escenarios de la incertidumbre, y, por ejemplo, para estos escenarios se podrian considerar

datos histéricos. Mds detalles sobre su naturaleza se presenta en la Seccion 2.4.

Sea s € S el conjunto de todos los posibles escenarios de la incertidumbre para todo
t € T, donde la probabilidad de ocurrencia de un escenario s es p°. También consideremos
el conjunto S5, como todos aquellos escenarios que son iguales al escenario s al menos

hasta la etapa ¢. Luego, definimos el suguiente modelo estocdstico multietapa:

Ny opy, D (Z Copsgn + > ( £Sp5fb+020p2%>)6;b (2.2a)

s€S  teT beR(t)  geg i€B
st (2.1b)— (2.1p)  VseS, teT (2.2b)
Pu =Py  PL =P, Wa=Wi Y, =Y

Yot = Yaus qs: = Az, foo = £, 0, =0
Yo = Yau VseS$,5e8,teT (2.2¢)

La funcién objetivo (2.2a) busca minimizar los costos esperados de operacion del sis-
tema. En (2.2b) se define que las restricciones (2.1b)-(2.1p) del modelo deterministico se
deben cumplir para cada posible escenario de realizaciones de la incertidumbre, donde to-
das las variables de decision del modelo deterministico, e incertidumbre, sin el indice s se

reemplazan por su alternativa con el indice s. Luego, las restricciones (2.2¢) aseguran que
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las decisiones del modelo sean no anticipativas. Es decir, que para todo par de escenarios
s € Sys e Sy, tal que [s]; = [$]; para la etapa t, las decisiones del modelo deben ser las

mismas hasta la etapa ¢.

Dado que el modelo (2.2) tiende a ser un problema muy grande en cuanto a posibles
escenarios de incertidumbre, su resolucion serd mediante el algoritmo SDDP. La idea gen-
eral del algoritmo es descomponer el problema en un conjunto 7~ de etapas, las cuales estan
conectadas mediante las ecuaciones de estado (2.1b) que representan la dindmica de los
embalses. La descripcion de este algoritmo se presenta en el Anexo A, y para conocerlo
mas en detalle se puede consultar el trabajo realizado en Dowson y Kapelevich (2021),
donde también se muestra su implementacion computacional en el lenguaje Julia. Consid-
eremos el conjunto S, como todos los escenarios que son iguales al escenario s hasta la
etapa t, pero difieren en la etapa ¢ + 1. También, sea ps;; la probabilidad de que ocurra un

escenario § en la etapa ¢ dado el escenario s tal que ) | psst = 1. Considerando todo

§€Sst
esto, se define la funcion de valor F,(W, ;—1)) de una etapa t y un escenario s cualquiera

queda definida de la siguiente forma:

Fo(Ws,(i-1)) := min Zps Z <Z tbpsgtb + Z Lspstfb + g%ﬁ%)) 521)

s€S  beR(t) " g€G ieB

+ Z PsstF 141y (Wat) (2.3a)

§€S‘St
s.t. Wet = We,(t—1) =+ Z Btb(aset Vet + Z Q(u,e) tb+ Z Y(u,e),t

beR (¢ ueZl (e u€ZN (e
Z q(n,u),t,b Z Y(n, u),t,b) Vee N (2.3b)

ueOT (n) ueON (n)

(2.1¢) — (2.1p) (2.3c)
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Dada la no anticipatividad de las decisiones del modelo, es posible notar que no todas
las variables de decision dependen del escenario s, sino que solo del nivel de los reservo-

rios al término de la etapa anterior (W (;_1)).

2.3. Restricciones Operacionales

A continuacion se presenta una nueva agregacion temporal, la modelacion de alma-
cenamiento de corto plazo, de requerimientos de rampa en centrales, requerimientos de

reservas y una representacion simplificada de costos de encendido y apagado de centrales.

2.3.1. Agregacion temporal

El modelo (2.1) representa cada etapa t € T mediante el uso de bloques de de-
manda sin relacion temporal entre ellos, lo que es estindar en modelos de coordinacién
hidrotérmica. Estos se obtienen mediante la curva de duracién de carga ordenada pre-
viamente en orden decreciente (Maluenda, Negrete-Pincetic, Olivares, & Alvaro Lorca,
2018), como se puede observar en la Figura 2.1, donde se presenta un ejemplo con 5
bloques. Esta curva de duracion de carga fue presentada por Baleriaux, Jamoulle, y
Guertechin (1967) y sus aplicaciones en sistemas eléctricos son muy amplias (Ueckerdt et
al., 2015; Ma et al., 2018). Este tipo de modelacién tiene la ventaja de que tiene una baja
complejidad computacional en cuanto a la resolucién de modelos. Pese a lo anterior, el
mayor problema que presenta este tipo de modelacion es la pérdida del orden cronoldgico
dentro de la propia etapa, por lo cual no se pueden modelar aspectos fundamentales para
la flexibilidad del sistema como lo es la capacidad de rampa y el almacenamiento de corto

plazo (Poncelet et al., 2019).

Por otro lado, un método de agregacion temporal que si captura estos efectos es el
de los periodos representativos (Nahmmacher, Schmid, Hirth, & Knopf, 2016; Garcia-
Cerezo, Baringo, & Garcia-Bertrand, 2020). Este tipo de agregacion temporal consiste en

representar un periodo extenso (semanas, meses e incluso un afio) mediante una set de dias
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Demanda (MW)

Figura 2.1. Modelo de bloques de demanda

con detalle horario, los cuales se consideran que representan fielmente el comportamiento
general de ese periodo. Este tipo de modelacion, a diferencia de los bloques de carga,
tiene precisamente la ventaja de que permite incorporar aspectos como el almacenamiento

de corto plazo, requerimientos de rampas, entre otros.

En la biisqueda de una alternativa intermedia que permita incorporar las bondades de
los periodos representativos y, a su vez, no genere una sobrecarga en cuanto a dificul-
tad computacional, se utilizé un modelo que representa una semana mediante dos dias
(uno para los dias de semana y uno para los dias de fin de semana), con cuatro blo-
ques horarios ordenados cronoldgicamente, basado en International Renewable Energy
Agency (IRENA) (2016). Esto permite caracterizar de mejor forma el almacenamiento de

corto plazo, requerimientos de rampa y otras caracteristicas operacionales.

Enla Figura 2.2 se puede ver un ejemplo de esta modelacion para una semana cualquiera,
donde en la linea amarilla se observa la demanda neta horaria y, en la linea verde, la de-
manda neta aproximada con estos cuatro bloques. Es posible notar que en los horarios
donde existe un mayor cambio en la demanda neta, el tamafio del bloque correspondi-
ente es menor. Esto refleja el objetivo de esta modelacion, donde se busca mantener la
relacion temporal entre bloques minimizando la pérdida de informacion que genera esta

agregacion.
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Figura 2.2. Modelo propuesto de agregacién temporal

2.3.2. Almacenamiento de corto plazo

La agregacion temporal (bloques de carga) del modelo base (ecuacion 2.1), al care-
cer de toda relacion temporal entre bloques de una misma etapa, no permite modelar un
aspecto fundamental de cara al futuro energético, como lo es el almacenamiento de corto
plazo en modelos de coordinacion hidrotérmica de mediano o largo plazo. Este es con-
siderado como aquel almacenamiento que s6lo puede almacenar energia durante algunas

horas.

Con esto en consideracion, y utilizando la agregacion temporal detallada en la Seccion
(2.3.1), se plantea la incorporacion de estas caracteristicas al modelo (2.1) para un gen-
erador cualquiera g € G°, donde G° representa el conjunto de centrales que tienen alma-
cenamiento de corto plazo. Las variables utilizadas para esto son atap, Qg ¥ agtdb, que
representan el nivel de energia almacenada [MWh], la energia cargada [MWh] y energia
descargada [MWh], respectivamente, para un generador g € G*® al término del bloque b

del dia d de la etapa t.

Luego, basado en el trabajo planteado en Du, Zhang, Kang, Miao, y Tian (2016),

se definieron las restricciones planteadas en (2.4). Estas consideran eficiencias de carga,
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Figura 2.3. Diagrama de funcionamiento general de sistemas de almace-
namiento de corto plazo

descarga y almacenamiento, en conjunto de considerar que el inicio de un dia esta conec-

tado con el término del mismo.

Qgtdy = agtd(b—1)<77;>ﬁtdb + agyg — agtdb + €gtap
Vge G teT,deD(t),be R(td) (2.4a)

d d c
< Agtap’ly — Dgtdp
Dgtdb = 3 BrarlC
tdb tdbT]g

Vge G5 teT,deDt),be R(td). (2.4b)

Larestriccion (2.4a) relaciona el nivel de almacenamiento de un bloque cualquiera con
el nivel del bloque anterior (0, para el caso del primer bloque del dia, el bloque final del
mismo), su eficiencia de almacenamiento (7)), la cantidad de energia cargada, descargada
y la energia de entrada natural al generador (e, ,). La restriccion (2.4b) plantea que
la potencia de la planta estd acotada por la energia con la que se carga y descarga, en
conjunto a la duracién de la etapa (G;a) y las eficiencias de carga y descarga (7, y nj).
Esta modelacién permite considerar diferentes tipos de tecnologias con almacenamiento

de corto plazo, como lo seria concentracion solar de potencia, baterias, entre otras.

2.3.3. Requerimiento de rampa

Otro aspecto relevante para capturar los aspectos de flexibilidad de un modelo de me-

diano plazo son las capacidades de rampa de las centrales. Esta rampa se define como
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el cambio en la generacion de una central entre dos instantes de tiempo, y la capacidad
de cambiar este punto de operacion en un breve periodo de tiempo es especialmente re-
strictivo en centrales térmicas a carbon y gas, entre otras. En sistemas con alta adopcion
de energia solar fotovoltaica, este aspecto es especialmente importante en la tarde, en las
horas cercanas a la puesta de sol, puesto que la generacion de plantas fotovoltaicas dis-
minuye a un gran ritmo. En paises grandes de Europa, este necesidad de capacidades de
rampa a nivel sistémico puede ser hasta un 10% de la capacidad instalada, e incluso un

18% en paises mas pequeios (Huber, Dimkova, & Hamacher, 2014).

Para incorporar esta aspecto en el modelo, se plantea la aplicacion de la restriccion
(2.5a) dentro del mismo. Para ello, se considera un nuevo conjunto gt que contiene a
todas las centrales de generacion cuya capacidad de rampa horaria, M, es menor a su

potencia méxima, Dy
Pgtdb — Pgtd,b—1 < RMg Vg c QR, t e T, de D(t), be ﬁ(t, d) (253.)

Esta restriccion, al ser incorporada al modelo, asegura que en la transicion entre cada
bloque del dia, el cambio en el punto de operacion del generador no puede sobrepasar su

capacidad maxima de rampa horaria.

2.3.4. Requerimiento de reservas

En la operacién de sistemas eléctricos, el operador define requerimientos de distintos
tipos de reservas para hacer frente a contingencias y variaciones no esperadas tanto en
la demanda como en la oferta de energia. Sea J el conjunto de los diferentes tipos de
requerimientos de reservas diferentes. Las variables utilizadas para modelar esto son Tgtdb
y rZ{db, las cuales representan el nivel de reservas [MW], del tipo de reserva j, ofrecidos
por el generador (no hidrico) g y el generador hidrico n en el bloque b del dia d de la
etapa t respectivamente. Con estas, se definen las siguientes restricciones, utilizando la

agregacion temporal planteada en la Seccién 2.3.1:
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0<pgar+ Y 1y <Dy VgeG teT,deD(t),beR(td)  (2.6a)
jeTJ

0< Pl + > Tty <Dy VneN? teT,deD(),beR(td)  (2.6b)
JjET

Py <P  VIET, gEG teT,deD(t),beR(t,d)  (2.6¢)
Ty STy ViEJT, neNY teT,deD(t),beR(td)  (2.6d)

j hj dj ; ]
> gt > i =rl VjeJ teT. deD(t), beR(t,d)  (2.6e)

neN9 neNd

Las restricciones (2.6a-2.6b) plantean que la generacion mas la oferta de reservas de una
central cualquiera no puede sobrepasar su capacidad maxima y las restricciones (2.6c-
2.6d) definen el maximo de capacidad de reserva de cada tipo que pueden ofrecer cen-
trales de generacion térmicas o renovables y centrales de generacion hidricas. Luego, la
restriccion (2.6e) define el balance para cada tipo reservas que se requieran para operar el

sistema.

Si se incluyeran sélo las restricciones (2.6a) - (2.6e), se estarian representando los
requerimientos de reservas del sistema de forma totalmente linealizada, la cual puede lle-
var a una subestimacion de los costos de operacion del sistema (Hjelmeland et al., 2019).
Para evitar ello, y dada la naturaleza de mediano plazo del modelo propuesto, se define un
nuevo pardmetro ©,;, > 0, el cual relaciona la oferta de reserva del tipo ¢ de una central
cualquiera g con su nivel de generacion en ese mismo instante, para evitar que centrales
puedan ofrecer reservas sin estar encendidas generando. Con esto en mente, consideremos

las siguientes restricciones:

o Otg < Pgav  VIiET, gEG, tET,deD(t), beR(Ld) (2.7a)

rgg‘db(atjg <pha ViET, neEN teT,deD(),beR(d) (2.7b)
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Las restricciones (2.7a-2.7b) definen que una central cualquiera (ya sea térmica, variable
o hidrica), por cada MW de reservas del tipo 1 que ofrezca, debe estar generando al menos
Oy MW en ese mismo instante. La forma de obtener este pardmetro © se discute en la

Seccidn 3.

Ahora, para considerar las reservas en la funcién objetivo, consideramos J“? como el
conjunto de los tipos de reservas que son hacia arriba, 79" como el conjunto de los tipos
de reservas que son hacia abajo y b° como la probabilidad de activacién del tipo de reserva

1. Dicho esto, a la funcién objetivo del modelo se incorpora el siguiente término

S w Y Yo ( S ()~ <r;tdbbi>> (2.8

teT  deD(t) beER(t,d) 9€9 JjeJuP jegir

2.3.5. Costos de encendido y apagado

En una operacién horaria del sistema, considerando estos efectos no lineales como el
encendido y apagado de centrales, hay un gran numero de unidades generadoras que entran
en operacion pese a que su costo variable sea mas alto que otras que no entran a la matriz
de generacion, dada las caracteristicas de flexibilidad (o su condicién de inflexibilidad)
que otorgan al sistema. Para modelar esto de forma explicita en un modelo de Unit Com-
mitment de corto plazo, se utilizan representaciones no lineales. Dentro de ello esta el uso
de variables binarias, puesto que centrales térmicas deben estar en funcionamiento para
poder ofrecer cierto tipo de reservas. Para representar este efecto, de forma aproximada
en el modelo de mediano plazo propuesto, se agrega a la funcion objetivo el siguiente

término:

Z'Xt Z td Z Z tdbpgtdbAgtﬁtdb (2.9a)

teT  deD(t beR(t,d) 9€9
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donde A, representa una aproximacion del costo de encendido o apagado en el que debe
incurrir un generador g para generar una unidad de energia. La forma de obtener este

pardmetro se discute en la Seccidn 3.

2.4. Representacion de la incertidumbre hidrolégica

La incertidumbre considerada en el modelo corresponde a los afluentes que llegan a
los nodos de la red hidrica. En este sentido, la forma mds simple de poder representar
posibles futuros escenarios hidrolégicos de la red es mediante datos histéricos de los aflu-
entes hidricos, ignorando toda relacion temporal y espacial que se ha demostrado que es
muy alta entre ellos (Lohmann et al., 2016). Esta es precisamente la metodologia em-
pleada para el modelo base 2.2. Para mejorar en este aspecto, fundamental en un modelo
de coordinacién hidrotérmica puesto que define los posibles futuros hidrolégicos del sis-
tema, se aplico un vector autoregressive model (VAR). Para ello, primero se aplica una
descomposicion aditiva para las series de tiempo de los afluentes hidricos, de tal forma
de que se pueda preservar la linealidad de la representacion. Esta descomposicidn separa
el afluente en su estacionalidad (m,,;), su tendencia (g;) y su componente residual ((,;).
Luego, dado que este componente residual es tipicamente estacionario, este se puede mod-
elar con un modelo autorregresivo (AR) que permite capturar la relacion temporal entre
los datos. Para, ademads, incorporar la relacion espacial, se utilizé le derivacion vectorial
autoregresiva (VAR) para modelar los afluentes hidricos. Con ello, un afluente en un nodo

hidrico n y en una etapa ¢t del modelo, queda definido por la siguiente ecuacion:
Qpt = Myt + Gt + Cnt-

Luego, el componente (,;, para un modelo VAR(p) (es decir, que mira los p retrasos del

mismo modelo) se define de la siguiente forma:

P
Cnt = Z Z q’;ka,H + €nt,

keN 1=1

20



donde ®!, es la covarianza entre los nodos hidricos n y k con la realizacién de la incer-
tidumbre, [ etapas antes, del nodo hidrico k. La variable €, es un ruido blanco, tipicamente
gaussiano, centrado en el origen y con varianza finita y conocida. Adicionalmente, por
definicién de un modelo VAR, estos errores €, son independent and identically distributed
(iid) random variables. Esto implica que es compatible con el algoritmo de SDDP, puesto
que se requiere independencia de los componentes inciertos entre una etapa y otra. Para

ello, las variables av,; y (,,+ pasan a ser consideradas como variables de estado.

Este representacion de incertidumbre tiene la ventaja, a diferencia del uso de datos
historicos, permite incorporar de forma clara tanto la relacion temporal como la relacion
espacial que existen entre los diferentes puntos de ingreso de afluentes al sistema mediante

la matriz de correlacion ®.

Con todo esto en consideracion, se pueden agregan las restricciones (2.10a) y (2.10b)
al modelo base, donde el parametro incierto es el €,;, y como se menciond anteriormente,

ot Y Cne pasan a ser consideradas como variables de estado.

Oént:mms—th‘i‘Cm VHGN,tET (2108.)
P

Cnt = Z Z q)iszk,t—l + €nt VneN,teT. (2.10b)
keN 1=1

Es posible notar que este modelo VAR para representar la incertidumbre hidroldgica puede
llevar a afluentes hidricos negativos en algunos escenarios. Para solucionar este problema,
la solucion mas utilizada en la literatura es el uso de variables de penalizacion artificiales,
con un costo muy alto, que aseguran que el modelo posea recurso completo (Gjerden et al.,
2015). El uso de estas variables permite utilizar estos modelos de prediccion de afluentes
hidricos en un contexto de SDDP, pero tienen la gran deficiencia de que pueden generar

inconsistencias en el algoritmo SDDP (Gjelsvik, Mo, & Haugstad, 2010).
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Para evitar estas posibles realizaciones de afluentes hidricos negativos en el sistema sin
el uso de variables de penalizacion que puedan alterar los costos esperados, planteamos el
modelo de optimizacion (2.13) que encuentra el maximo dominio [—I', +I'] de los valores
del parametro incierto € de tal forma que si € € [-T", +T'], entonces se puede asegurar que
no existirdn proyecciones de afluentes negativos. Luego de obtener estos valores de I',
cualquier muestra de € fuera del intervalo [—I", +T"] se se corta en la frontera del intervalo
mas cercana a ella. Este proceso permite asegurar que no habran afluentes negativos en

los escenarios, pero a su vez mantiene el valor esperado de los mismos.

Consideremos un modelo VAR(1) que inicia en ¢ = 1. Entonces:

o] = @1&0 + €1 (2118.)
Qo = @1041 + €9 (leb)
= <I>1(<I>1a0 -+ €1> + €9 (211C)
= Pl + Pre; + e (2.11d)
(2.11e)
t—1
o = ®lag+ Y Bie . (2.11f)
i=0

Es posible notar que cualquier o, puede ser representado tinicamente con los valores ob-
servados «, la matriz de covarianza ®, y el proceso residual de errores €, ..., €;. Con
esto, un modelo que maximiza el valor de I' de tal forma que no existen realizaciones

negativas de afluentes hidricos es el siguiente:

max Z Z | (2.12a)

neN teT
S0 < My + g + Y (P 604
JEN
+ ) @ 6u-)  VneEN, teT,eeBox(T), (2.12b)
i€t—1]
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donde [t — 1] := {0,...,t — 1} yBox(T") := {e e RV*T : T, < € < T,y Vn €
N, t € T}. Lafuncion objetivo (2.12a) busca maximizar los valores de T, los cuales rep-
resentan el interavalo simétrico dentro del cual deben estar los valores del proceso residual
€1, ..., €. Las restricciones (2.12b) corresponden a la representacion de los afluentes me-
diante el proceso vectorial autoregresivo, y aseguran que estos sean siempre no negativos.
Finalmente, es posible notar que el modelo (2.12) es no lineal, pero utilizando las técnicas
presentadas en Ben-Tal, Goryashko, Guslitzer, y Nemirovski (2004), es posible reformu-

larlo en el siguiente modelo de optimiazacion:

max Z Z T, (2.13a)

neN teT
JeEN i€ft—1]:®% . >0
+ > @, T) VneEN, teT, (2.13b)

i€[t-1]:@1 ;, <0

donde la diferencia con (2.12) es que es un modelo lineal que considera los intervalos de

confianza I'' y no las muestras del proceso residual €y, . . . , €; directamente.

Finalmente, sabemos que cualquier proceso VAR(L) puede ser expresados en términos
de procesos VAR(1) (Luetkepohl, 2005), por lo que el modelo (2.13) puede ser aplicado
en cualquier proceso VAR(L).

2.5. Demanda de riego

La presente seccidn es relevante en sistemas hidroeléctricos que estan altamente acopla-
dos o relacionados con otros usos del recurso hidrico, como pueden ser usos agricolas o
mineros. Por ejemplo, en paises como Chile, la relacién con el uso agricola es de suma

importancia, donde este representa cerca del 70% del consumo de agua anual (Direccién
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General de Agua (DGA), 2017), por lo que su impacto en el sistema hidroeléctrico es

relevante.

A continuacién se presenta el caso Chileno, el cual es el caso de estudio aplicado.
Dentro de la red hidrica modelada, hay nodos donde existe una demanda por consumo de
agua por parte del sector agricola, la denominada demanda de riego. Esta indica que existe

un requerimiento de flujo minimo de agua a través de diferentes canales hidricos de la red.

En Chile, actualmente existen varias cuencas hidricas modeladas en la red hidroeléctrica,
donde existe demanda de riego en las dos mds grandes: la cuenca del Laja y la cuenca del
Maule. Cada una de ellas tiene una serie de condiciones que definen su demanda durante
un afio calendario, basadas en mediciones de sus principales embalses, entre otros fac-
tores. Sumado a ello, poseen otro conjunto de reglas que limitan la extraccién de agua
para otro destino que no sea suplir esta demanda de riego, como puede ser la generacion
hidroeléctrica. Es importante destacar que, bajo la normativa actual chilena, la demanda
de riego (o consumo agricola) tiene prioridad por sobre la generacion hidroeléctrica. Esto
implica que se debe satisfacer siempre la demanda de riego de ambas cuencas, y luego
de esto se pueden tomar decisiones de almacenamiento o uso de agua para generacion
hidroeléctrica. Finalmente, es importante destacar que ambas cuencas tienen una natu-
raleza levemente diferente, por lo que su modelacion es distinta. Para ilustrar el fun-

cionamiento bésico de estas reglas de demanda de riego, consideremos la figura 2.4.

A lo largo de un afio calendario, existe un presupuesto de volumen de agua que se
puede extraer del embalse principal de la cuenca, tanto para generacion como para riego.
Para definir su valor inicial, se realiza una medicidn del nivel de este embalse en la fecha de
inicio de su temporada (la cual puede ser diferente entre diferentes cuencas) y se le aplica
una serie de reglas lineales que permiten definir esta disponibilidad de estos recursos para
el afio siguiente. Luego, el presupuesto de riego se distribuye proporcionalmente a lo
largo del tiempo para suplir la demanda. Sumado a ello, dada una etapa en particular,
se dividen los afluentes que llegan a la cuenca de forma proporcional igualmente. En
cuanto al presupuesto destinado a generacion, no existen obligaciones de su uso, por lo
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Funcion lineal del nivel del reservorio
en la etapa que corresponde al "inicio de temporada® ‘Budget para riego (R[" o R})

" Budget para generacién (G o G}

Nivel del embalse (m?)

Etapas

Figura 2.4. Operacion bésica bajo las reglas de la demanda de riego

que simplemente se debe cumplir con el maximo a extraer durante el afio calendario. Cabe
destacar que, en cuencas donde sus reglas asi los definan, ambos presupuestos pueden
aumentar a lo largo del afio con una proporcion del afluente que llegue a su principal

embalse, pero esto Gltimo no es necesariamente siempre asi.

A continuacion se presenta la demanda de riego de la cuenca del Maule

R" =R +y70m — V™" VtegT™" (2.14a)
R =T (Win (i-1) — W) + T — VI™ VtET™ (2.14b)
gl =G", +v(1 — 1) — V" VigT" (2.14¢)
G =1 = 7)(Wm -1) — W™ + (1 = T — V" VteT" (2.144)
%Y u X s 2 ot 3 o )|
deD(t) bER(t,d) ueOT(m u€ON (m)

=VYm LYt YteT (2.14e)

V< (R;”_ L+ wamt> > o VtET" (2.14f)
kekKm

25




Vi < V(T(wm,a—l) — )+ mmt) D sk VteT” (2-14g)

keKm
XY [%d > ﬁtdb( > y(n,u),t,d,b>:| >dn VteT, keK™ (2.14h)
deD(t) beER(t,d) (u,n)eH™ (k)
QS .
" <Rt 1+7mmt) Sartr Y (Z Lokt m) VtgT™ ke
keKm neNw (k) JmeN} St
(2.14i)

Syt
dtk—7< (wm(t,l)—w +7-amt) Z§kt+7 Z (Z tktg )

kekm neNu (k) JmeN it

Vte T " keKm (2.14j)

La restriccion (2.14a) modela el volumen disponible para riego para las etapas que no cor-
responden a su inicio de temporada y la restriccion (2.14b) modela esta variable para las
etapas que si corresponden a inicio de temporada. Luego, el volumen disponible para riego
en las etapas que no corresponden a inicio de temporada es modelado en la restriccion
(2.14c) y la (2.14d) modela esta variable para las etapas que si corresponden a inicio de
temporada. La restriccion (2.14¢e) define que toda el agua que se extrae del embalse Maule
de la cuenca correspondiente se contabiliza como uso para riego o para generacion. El
volumen méximo de agua destinada a riego a extraer por etapa esta delimitado por la re-
striccion (2.14f) para las etapas que no son inicio de temporada y por (2.14g) para aquellas
etapas que si son inicio de temporada. La restriccion (2.14h) define que la demanda de
riego satisfecha es como maximo el agua que fluy6 a través de los correspondientes cau-
dales de demanda. La demanda de riego, para las etapas que no son inicio de temporada,
queda definida por la restriccion (2.141), y por la (2.14)) para las etapas que si correspon-
den a inicio de temporada. Finalmente, el pardmetro -y es un pardmetro de holgura de la
modelacidn, la cual permite ser mds o menos estrictos en cuanto a las demanda de riego

segun el fin o uso que tenga el modelo.
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A continuacion se presenta la demanda de riego de la segunda cuenca que tiene de-

manda en la red hidrica Chilena, la cuenca del Laja
RI=R. V' VtegT, (2.15a)
R = (Rbase + w1y — w0 ) (@ + (1 - w)abé’“)) -V' VteT! (2.15b)
Gl=g ,—Vvi™ vtgT! (2.15¢)

g - (gfme T (W — 6™ ) (@ + (1 — ) ég>) Ve vie T (@15d)

Ay Z [’Ytd Z Btdb( Z d(mu),t,dp + Z ymu)tdb)]ZV[l+Vfl VteT

deD(t) bER(t,d) ueOT (1 ueON (1)
(2.15¢)
Vit < (Rﬁl) g Vg T (2.15f)
keki
Vit < (Rbaseﬂ(wz 1) — w") (@ + ) d s VEeT! 215g)
keKt
X0 [%d > ﬂtdb( > ym,u),t,d,b)] >dy,  VteT,keK' (2.15h)
deD(t) bER(t,d) (u,n)eH (k)
(7% § .
tk—(ng 1)Z§kt+’y > ( Lkt l) Vg Tl kek! (2.150)
kek! neN(k 2 nen;: Sjt
(Rém + 7y (wi o1y — w)) (@l + ) > S
keKt
antg]lgt 1 l 1
ty Y (= VieT!, kekl. (2.15j)
REN (k Ej:ne./\/“(j) St

La restriccion (2.15a) modela el volumen disponible para riego para las etapas que
no corresponden a su inicio de temporada y la restriccién (2.15b) modela esta variable
para las etapas que si corresponden a inicio de temporada. Luego, el volumen disponible
para riego en las etapas que no corresponden a inicio de temporada es modelado en la

restriccion (2.15¢) y la (2.15d) modela esta variable para las etapas que si corresponden
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a inicio de temporada. La restriccion (2.15¢e) define que toda el agua que se extrae del
embalse Laja de la cuenca correspondiente se contabiliza como uso para riego o para gen-
eracion. El volumen maximo de agua destinada a riego a extraer por etapa estd delimitado
por la restriccion (2.15f) para las etapas que no son inicio de temporada y por (2.15g)
para aquellas etapas que si son inicio de temporada. La restriccion (2.15h) define que la
demanda de riego satisfecha es como maximo el agua que fluy6 a través de los correspon-
dientes caudales de demanda. La demanda de riego, para las etapas que no son inicio de
temporada, queda definida por la restriccion (2.151), y por la (2.15)) para las etapas que si
corresponden a inicio de temporada. Finalmente, el pardmetro v es un pardmetro de hol-
gura de la modelacion, la cual permite ser mds o menos estrictos en cuanto a las demanda

de riego segun el fin o uso que tenga el modelo.

Como se menciond anteriormente, las ecuaciones presentadas en esta Seccién son
particulares para las cuencas chilenas del Maule y del Laja. Pese a ello, es relevante
destacar que este tipo de modelacion puede ser aplicada a un gran nimero de sistemas

relacionados con el hidroeléctrico, como puede ser el sector de la mineria o turismo.

2.6. Modelo propuesto

En esta seccion se presenta el modelo de coordinacion hidrotérmica propuesto. Para
ello, primero se presenta su formulacion deterministica y luego su respectiva funcién de
valor. Este modelo incorpora todos los aspectos mencionados en las secciones anteriores,

y se presenta también una breve discusion acerca de la novedad del mismo.

Utilizando la agregacion temporal expuesta en la Seccion 2.3.1, e incorporando todas
las caracteristicas detalladas en las Secciones 2.3-2.5, la formulacién deterministica del

problema de coordinacién hidrotérmica propuesto es la siguiente:

rmin Z(xtz%d[bz (X Chupani + )

teT deD(t) ER(t,d)  g€g
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S.t.

> (ChPplan + 08%32))) ﬁ;db} ) (2.16a)

ieB
Wet = We,(t—1) T Xt( Z 'th{ Z Biav (aet — Vet
s€D(t) beER(t,d)
+ Z q(u,e),t,d,b + Z Y(u,e),t,d,b
u€ZT (e) u€ZN (e)
Z q(n,u)t,db — Z y(n,u),t,d,b>:|) Ve € ./\/'a’ t e T (216b)
ueOT(n) ueON (n)
Vet = AL + AW i-1) Vee N, teT (2.16¢)
Z q(u,n) tdb+ Z Y(um) tdb+ant_
u€ZT (n) u€ZIN (n)

ST Gwnas+ S Yowuar YR €NT tETbER() (2.16d)

ueOT (n) u€ON (n)

Z Pgtdb + Z Py + Z Jutab — Z Jueav

g€G (1) JEN9() leLovt () leLin(i)
+pES —p9G =pd . VieB, teT,beR(td) (2.16¢)
Juav = Bit(Osiyras — Oryeas) VI € L, t €T, b e R(t,d) (2.161)
— < fu < fu NMEL teT,beR(td) (2.16g)
=0 Y dGuwuas  ViENI tET, beR(d) (2.16h)
ueO0T (j)
0< Y Qumwds <T@ YueN teT,beR(Ed) (2.161)
neNT (u)
V<> " (petwer) (2.16j)
e€EN,

0 < Guuntas < Qumy  VWEN, neNT(u), te T, beR(t,d)  (2.16k)
0 < Yumtdd < Jumy wEN, neNN(u),teT,beR(d) (2.16))
0 < phiay < Pl VneN9 teT,beR(td) (2.16m)

W < Wep < Wy Vee N, teT (2.16n)
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0 < pgtab < Dy Vg e G\GY,teT,beR(td) (2.160)

0 < poear < Pglgtay Vg€ G, tET,beR(d) (2.16p)
(2.4a) — (2.4b) (2.16q)
(2.5a) (2.16r)
(2.6a) — (2.6¢) (2.16s)
(2.7a) — (2.7b) (2.16t)
(2.10a) — (2.10) (2.16u)
(2.14a) — (2.14)) (2.16v)
(2.15a) — (2.157) (2.16w)

La funcién objetivo (2.16a) busca minimizar los costos totales de operacion de gen-
eracion durante todo el horizonte de tiempo modelado, considerando los costos variables
de las centrales junto al load shedding y over generation. (2.16b) representa la dindmica
de los embalses acoplando las decisiones espaciales y temporales, considerando tanto las
filtraciones como los caudales de salida y entrada tanto de agua turbinable como no turbin-
able. (2.16c) modela las filtraciones de los embalses con una aproximacion lineal, y la re-
striccion (2.16d) representa el balance de masa en todas los nodos, de paso y generacion,
de la red hidrica. (2.16e) asegura el cumplimiento de la demanda eléctrica, considerando
los flujos provenientes de otras barras, load shedding y over generation.(2.16f) y (2.16g)
representan la ecuacion de flujo DC y la capacidad maxima de las lineas, respectivamente.
Las restricciones (2.16h) y (2.161) definen la potencia de las centrales hidroeléctricas y el
caudal turbinable mdximo de cada central hidroeléctrica, respectivamente. La restriccion
(2.16j) define las condiciones de termino del modelo, basadas en hiperplanos y prove-
nientes de un modelo de coordinacién hidrotérmica de largo plazo. Las restricciones

(2.16k)-(2.16p) representan las cotas variables.
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Ahora, considerando el componente incierto como el error € del componente residual
del proceso VAR, la funcion de valor Fst('ws (t=1)s Zs,(t—1), Ri1, G, Re_1, Gi_y) para

una etapa ¢ cualquiera y un escenario s cualquiera del modelo propuesto es la siguiente:

F (ws(t 1), Zs,(t-1), Ri“1, G 1=Rt 17g1571> =

Sor X (X Channt 3 (CEE + C0%5) ) A

s€S  beR(t,d) - 9€Y i€B
+ Z pSSt (t+1) w5t7 zsta R:fna gt ) Rfﬁ; gt) (2173.)
SGS.gt
S.t. (2.16@) — (2.16t) (2.17b)
Qng = Mt + Gt + Cue VneN (2.17¢)
CntZZZ@ it T e VneEN (2.17d)
keN 1=1
(2.161}) — (2.16w) (2.17e)

En este caso, dada la no anticipatividad de las decisiones del modelo, es posible notar
que las variables de decision no dependen del escenario s, sino que solo de las variables

de estado al al término de la etapa anterior (ws -1y, Zs (t-1), R{"1, G 1, RE_1, GL_1).

31



3. METODOLOGIA DE CALIBRACION DE LOS PARAMETROS

En este Capitulo se presenta el método de calibracion para los pardmetros A y ©,
presentados en las Secciones 2.3.5 y 2.3.4 respectivamente. Recordando, estos pardmetros
tienen un rol en las expresiones matematicas simplificadas que capturan ciertos efectos

sobre el valor del agua inducidos por restricciones de operacion de corto plazo.

Para este proceso de calibracion de los pardmetros A y ©, consideremos el modelo
de Unit Commitment, con granularidad horaria, presentado en el Anexo B. Este modelo
de Unit Commitment representa el detalle horario, sin ningun tipo de agregacién tempo-
ral, como la planteada en la Seccién 2.3.1, de una etapa t € 7 cualquiera del modelo de
mediano plazo y modela todas las caracteristicas no lineales de la operacion del sistema.
Este recibe como pardmetro de entrada el valor del agua W obtenido a partir del modelo
de mediano plazo, y el conjunto de horas que son modeladas en el modelo de Unit Com-
mitment de una etapa ¢ cualquiera es #(t). Con los valores del agua, se obtiene el costo
variable total (C°") no relacionado con la red hidrica, definido como la suma sobre todo el
periodo de tiempo modelado de la generacion por el costo variable de todas las centrales
no variables ni pertenecientes a la red hidrica, los costos de encendido y apagado de las
centrales (CUC), en conjunto a las reservas (r") y generacion (p“) de cada central. Se
define el conjunto 7% como el conjunto de instantes de tiempo ¢ en los cuales se van a
comparar los resultados del modelo de mediano plazo con el modelo de corto plazo, donde
cada instante de tiempo t € T tiene asignado s6lo un instante de tiempo ¢ € T, el cual
denominaremos #(t) que lo representa. También se define el conjunto Z que representa el
conjunto de las distintas zonas z de la red eléctrica, donde cada generador g pertenece a

s6lo una de ellas, la cual definiremos como Z(g).

El método propuesto se describe a continuacién. Primero se inicializan los valores de
Ay © con A’ y ®° respectivamente. Con ellos, se resuelve el modelo de coordinacién
hidrotérmica de mediano plazo propuesto, y, para una trayectoria de € conocida, se ob-

tienen los costos de operacion C y los valores futuros del agua W. Luego, para cada
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instante de tiempo ¢ € T, se resuelve el problema de Unit Commitment con los valores
futuros del agua W obtenidos anteriormente y se obtiene C**, CV%, r* y p*. Si la difer-
encia entre los costos de operacion obtenidos por el modelo de mediano plazo C** y los
costos de operacion obtenidos a partir del modelo de Unit Commitment C°“, para todo
instante de tiempo t' € T*“, es menor a &, entonces no €s necesario seguir modificando
los parametros A y © y se da por finalizado el proceso de calibraciéon. En cualquier otro
caso, se deben modificar los valores de estos pardmetros, de forma iterativa, en base a los
resultados de ambos modelos. Para un generador g € G, una iteracién m de este algoritmo

yunaetapat € T, donde t' = i(t):

AP+ max {A]Y, Fy,, (CYC, €0}

Zhe%(t’) ngh
Fy,, (€I, Co) = ( = )
tg t t Z Zhe?—l(t/) Ct/g/h

donde Fy,, (C?C, C?"") busca capturar la proporcién que representan los costos de encen-
dido y apagado con respecto a los costos de genercion de las centrales de la misma tec-
nologia que g y que pertenezcan a la misma zona Z(g). También es posible notar que, en
una iteracion cualquiera de este algoritmo, el valor de A;, nunca puede disminuir, puesto

que esta acotado por el valor que tenia en la iteracion anterior.

En cuanto a Oy, para un generador g € G cualquiera, un tipo de reserva i € 7

cualquiera, una iteracién m de este algoritmo y una etapa t € 7 cualquiera, donde t =
t(t):
-1 -1
O}, = max {@Zg ,F@tg(p;,r;,@?; )}

uo E u
Rtig_ Ttigh

heH(t)
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( Z , pu
heH /i 4 .
S| e si S “ >0
’ Rt" / ’ ~ . tig
g €G: 9 g €G:2(9)=2(g")
U LU m—1 Z}gJ:é(gO)
F@m'g (pt’ y Ly @tig ) = t/ig/>
m—1
| K Oy e.o.c.,

donde Fe,,, (P, ry, @;?g_l) busca capturar cudntos MW generan las centrales de la misma
tecnologia que g y de la misma zona Z(g) para ofrecer | MW del tipo de reserva i. Sumado
a ello, si es que no hay centrales con la misma tecnologia que g y de la misma zona 2(g)
que ofrezcan el tipo de reserva ¢, el valor de Oy, se aumenta ~ veces. También es posible
notar que, en una iteraciéon cualquiera de este algoritmo, el valor de ©;, nunca puede

disminuir, puesto que estd acotado por el valor que tenia en la iteracién anterior.

Este algoritmo se realiza de forma iterativa hasta que la diferencia entre costos de
operacion del modelo de mediano plazo C°* y los costos de operacion obtenidos a partir
del modelo de Unit Commitment C°* sea menor a ¢, pero con un maximo de i veces. El

algoritmo 1 resume este proceso de calibracion de los pardmetros ® y A.

Algoritmo 1 Calibraciéonde A y ©

1: 1+ 1

20 A+ AO

3 O @0

4: while 7 <™ do

5: C”, W<« SDDP(A, ) > Costos de operacién y valor del agua
6 C™ CYY p“r <« UC(W)

7: if | >, (Cot — CN/ D2 ,e6(Chy) <&Vt € T then

8: 141"+ 1 > Fin del ciclo while
9: else
10: A < max {A, F5(CY“,C™ A)}
11: © + max {©, Fg(p*,r*,0)}

12: 14— 1+1
13: end if

14: end while
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donde SDDP(A, ®) representa la solucién al modelo propuesto con los pardmetros
Ay O,y UC(W) representa la solucion al problema de Unit Commitment considerando
los valores del agua, W, que se obtienen a partir del modelo de coordinacién hidrotérmica

de mediano plazo propuesto.

Es posible notar que la cantidad de iteraciones necesarias para que el algoritmo con-
verja depende, entre otras cosas, de los valores de ®(, Ay y x. Con respecto a los primeros
dos, ellos se pueden construir a partir de datos histéricos del sistema. El parametro « puede
aumentar o disminuir la velocidad de convergencia del algoritmo, puesto que este define
la velocidad con la que varian los valores de ® para aquellos aquellos generadores cuyo

tipo de tecnologia que no ofrecen determinado tipo de reserva 7 en determinada zona z.
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4. EXPERIMENTOS COMPUTACIONALES

En este Capitulo se analizan los principales resultados de los experimentos computa-
cionales para evaluar el desempefio del nuevo modelo de coordinacion hidrotérmica prop-
uesto (Ecuacion 2.17), su aplicabilidad en sistemas reales a gran escala y comparacion con
el modelo base (Ecuacion 2.2). Ambos modelos fueron implementados en el lenguaje Ju-
lia, bajo el entorno de modelacién JuMP, y fueron resueltos con el paquete de SDDP,jl
(Dowson & Kapelevich, 2021), el cual tiene una implementacién actualizada con las
mejores técnicas de SDDP. Cada subproblema de SDDP fue resuelto con Gurobi 9.5.0
en un servidor con un procesador Intel®Xeon®CPU E5-2630 v4 y 64GB RAM. Los red
hidroeléctrica utilizada esta basada en la red Chilena, donde en la Tabla 4.1 se presenta el
detalle de su representacion, y los datos fueron obtenidos desde la pagina web del Coordi-

nador Eléctrico Nacional.

Tabla 4.1. Resumen de representacion de la red hidroeléctrica utilizada

Etapas Barras Lineasde Generadores Nodos hidricos Conexiones hidricas

transmision
47h (8D (I£]) (9] + 19D (N (NT] + NN
44 228 335 821 209 141

De manera general, para todos los experimentos expuestos, se realizardn 150 itera-
ciones de entrenamiento del algoritmo SDDP con 4 procesos en resolucion paralela y la
comparacion de costos de operacion se realizard con respecto al modelo de unit commit-
ment para la primera etapa, considerando f(t) = 1Vt € T. El horizonte de tiempo de
modelado es de 110 semanas en 44 etapas. También, para cada etapa t € 7T, se consider-

aron 40 muestras del error ¢ de los afluentes hidricos.

Los experimentos computacionales estan organizados de la siguiente forma. La Seccion
4.1 analiza la diferencia de resultados, en cuanto a costos de operacion y valor del agua,
del modelo base y el modelo propuesto. Luego, en la Seccion 4.2, se analiza el impacto

que tienen los requerimientos de reservas y costos de encendido apagado en el modelo
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propuesto en cuanto a costos de operacion del sistema y valor del agua. Finalmente en
la seccion 4.3 se analiza la eficiencia computacional tanto del modelo base y del modelo
propuesto, con un enfoque principalmente en cuanto a tiempo requerido para la solucién

del problema.

4.1. Comparacion con el modelo base

En esta seccion se comparan los resultados, en cuanto a costos de operacién y valor
del agua, del modelo base (ecuacion 2.2) y el nuevo modelo de coordinacién hidrotérmica
propuesto en el presente trabajo (ecuacién 2.17), con un enfoque en la comparacioén de
los costos de operacion entre ellos y el modelo de Unit Commitment. La idea principal
es demostrar que el modelo propuesto tiene una representacion, en cuanto a costos de
operacion del sistema, mds cercana al obtenido con el modelo de Unit Commitment que

el modelo base.

Con respecto al modelo base, se obtuvo una diferencia entre el costo de operacion
(C) y el costo obtenido por el modelo de Unit Commitment (C°") de un 9.3%, lo cual
se observa en la Tabla 4.2. Por otro lado, con respecto al modelo propuesto y basados en
resultados experimentales, se fijaron Ay = 0, ©y9 = 0.01 y k = 5, y se considerd un € de
1%. Con ellos se obtienen los resultados de la Tabla 4.3. En ella se puede observar que la
diferencia entre el costo de operacion obtenido con el modelo propuesto (C®) y el costo
obtenido por el modelo de Unit Commitment (C°*), inicia en un 10.9% y disminuye hasta

un 0.1% a medida de que se calibra el modelo.

Tabla 4.2. Diferencia porcentual entre los costos obtenidos del modelo
base y el modelo propuesto (C’°) y el costo obtenido por el modelo de
Unit Commitment (C°)

Modelo Modelo base Modelo propuesto
Diferencia gorceitual 9.3% 01%
entre C”y C
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Tabla 4.3. Diferencia porcentual entre el costo de operacion obtenido con
el modelo propuesto (C”*) y el costo obtenido por el modelo de Unit Com-
mitment (C°"), en cada iteracion del algoritmo propuesto para Ay = 0, O
=00lyxk=5

Iteracion del algoritmo 1 2 3
Diferencia g)sorcegltual 109% 53% 0.1%
entre C”y C

Es posible notar que el modelo propuesto tiene una aproximacién de los costos de
operacion bastante mds cercana a los costos reales de operacion, obtenidos a partir del
modelo de Unit Commitment, que el modelo base utilizado. Esto también se ve reflejado
en el valor del agua que obtienen ambos modelos. En la Tabla 4.4 se presentan el prome-
dio de los valores del agua de las primeras 20 etapas (en USD/dm?) obtenidos con ambos
modelos para los principales embalses de la red hidrica. Se observa una diferencia de
los valores del agua de un 34% en promedio, considerando estos principales embalses, 1o
cual refleja una mayor valorizacion del agua en la red hidrica a lo largo del tiempo con el
modelo propuesto. Esta mayor valorizacién del agua implica un manejo mas conservador
del recurso hidrico de la red, puesto que un mayor valor del agua repercute en una menor
generacion hidroeléctrica en el corto plazo y, por ende, un menor uso del recurso hidrico.
Recordemos que el modelo base utiliza datos histéricos para los afluentes hidricos, a difer-
encia del modelo propuesto que utiliza un modelo VAR para la representacion de los mis-
mos. En esta linea, los resultados obtenidos en cuanto a valor del agua se condicen con
estas diferentes formas de modelar la incertidumbre, puesto que los datos historicos tienen

un valor esperado un 20% superior al pronosticado con el modelo VAR.

Tabla 4.4. Valor del agua promedio (en USD/dm?) de las primeras 20 eta-
pas para los principales embalses de la red hidrica

Embalse = Modelo base Modelo propuesto

Laja 1.659 13.028
Maule 63.716 70.636
La Invernada 67.194 70.573
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En la figura 4.1 se presenta la trayectoria tanto del embalse Laja como del embalse
Maule para el modelo propuesto (linea azul) y para el modelo base (linea naranja) bajo la
misma trayectoria hidroldgica de afluentes. Es posible notar que en ambos casos, el mod-
elo propuesto tiene un mayor nivel de agua almacenado, lo cual se condice con un valor del
recurso hidrico superior. Esto le permite, precisamente, tener un sistema mas preparado
de cara a un futuro de escasez hidrica, puesto que habrd una mayor disponibilidad de agua

para estos escenarios al valorizar de mejor forma este recurso.

Nivel del embalse Laja Nivel del embalse Maule

——— Modelo propuesto ——— Modelo propuesto

1800 Modelo base 450 Modelo base

1700
1600 400

1500

hm3

£ 350
£
1400

1300 300

1200

250
1100

Etapa Etapa

Figura4.1. Trayectoria del nivel del embalse Laja y embalse Maule para el
modelo propuesto y el modelo base bajo la misma trayectoria hidrolégica

En resumen, en estos resultados observamos que el modelo propuesto tiene una rep-
resentacion, en cuanto a costos de operacion del sistema, mds cercana al obtenido con el
modelo de Unit Commitment que el modelo base. En particular, con el modelo base se
tiene una diferencia de un 9.3% en cuanto a costos de operacion del sistema con respecto
al modelo de Unit Commitment, y, en contraste, el modelo propuesto tiene una diferencia
de sélo un 0.1%. Este efecto se ve reflejado también en los valores del agua, donde los
principales embalses de la red hidrica aumentaron su valor en un 38%, lo cual se puede
notar también en un mayor nivel de agua almacenada en los embalses de la red para el

modelo propuesto.

39




4.2. Impacto de requerimiento de reservas y costos de encendido y apagado de cen-

trales

En esta seccion se analizard el impacto, en cuanto a costos de operacion y valor del
agua, que tienen los requerimientos de reservas y costos de operacion presentados en
las Secciones 2.3.4 y 2.3.5, respectivamente, en el modelo propuesto (ecuacién 2.17).

Nuevamente se fijaron Ay = 0y ©y = 0.01, y se consider6 un ¢ de 1%.

Considerando x = 5, con el modelo propuesto se obtiene una diferencia entre el costo
de operacion C?* y el costo obtenido por el modelo de unit commitment C°* de un 0.1%.
En cambio, con el modelo propuesto pero sin los requerimientos de reservas ni costos de
de encendido y apagado (el cual denominaremos como modelo propuesto simplificado),
obtiene una diferencia entre el costo de operacién C°® y el costo obtenido por el modelo
de Unit Commitment C° de un 3.7%. Como referencia, con el modelo base (ecuacion
2.2) se obtuvo una diferencia entre el costo de operacion (C®) y el costo obtenido por el
modelo de Unit Commitment (C°*) de un 9.3%. En la Tabla 4.5 se presenta el detalle de

estos resultados.

Tabla 4.5. Diferencia porcentual entre los costos obtenidos del modelo
base, modelo propuesto y modelo propuesto simplificado (C??) y el costo
obtenido por el modelo de Unit Commitment (C°*)

Modelo Modelo base Mm}elo Propuesto Modelo propuesto
simplificado
Diferencia porcentual 9.39% 3.7% 0.1%

entre C**y C**

Al considerar los requerimientos de reservas, los costos de operacién y posterior al
algoritmo de calibracién del modelo, es posible notar que se obtiene una aproximacién de
los costos de operacion bastante mas cercana a los costos reales de operacion, obtenidos
a partir del modelo de Unit Commitment, que el escenario donde no se incluyen estas
caracteristicas. Este efecto también se ve reflejado en los valores del agua. En la Tabla 4.6

se presentan el promedio de los valores del agua de las primeras 20 etapas (en USD/dm?)
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obtenidos con ambos modelos para los principales embalses de la red hidrica para difer-
entes valores de k. Se observa que, considerando x = 5, para los principales embalses
expuestos el valor del agua es mayor en el modelo que si considera los requerimientos de
reservas y los costos de operacion. En particular, en el caso del embalse del Laja, el au-
mento es de un 8.3%, lo cual resalta la relevancia de la modelacion de estos dos aspectos
del sistema. Este aumento se debe, principalmente, a que centrales hidricas, dadas sus car-
acteristicas de flexibilidad, pasan a ofrecer reservas para cumplir con los requerimientos
del sistema, pero a costa de que otras centrales con un costo variable alto entren suplir la
demanda energética. Esto implica un mayor costo de operacién futuro esperado, lo cual
se ve reflejado precisamente en los valores del agua. Sumado a lo anterior, es relevante
destacar que este embalse estd directamente relacionado con uno de los convenios de riego
detallados en la Seccion 2.5, lo cual también impacta en su valor del agua. En consecuen-
cia de esto, es posible notar que, al considerar los requerimientos de reservas y los costos
de operacion, el modelo tiene una mayor valorizacion, a lo largo del tiempo, del agua en

la red hidrica.

Tabla 4.6. Valor del agua promedio (en USD/dm?) de las primeras 20 eta-
pas para los principales embalses de la red hidrica con diferentes valores

de x
Modelo propuesto Modelo propuesto
Embalse simplificado % =25 =5 r=10
Laja 1.719 12.027 13.028 13.690
Maule 67.900 69.176  70.636 80.810
La Invernada 69.881 70.047 70.573 67.373

En la figura 4.2 se presenta la trayectoria, de las primeras 20 etapas modeladas, del
valor del agua para el embalse Laja y el embalse Maule para una trayectoria hidrolégica
conocida y considerando x = 5. Es posible notar que existe un gran cambio en el valor
del agua en la etapa 8 en el embalse Maule. Este se produce debido a un cambio en la
temporada del convenio de esa cuenca, por lo que las condiciones de operacion de la red

hidrica varian. En contraste, el embalse Laja no tiene ninglin cambio de temporada dentro
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de las primeras 20 etapas, por lo que se puede observar un valor mds estable y sin saltos

grandes entre una etapa y otra.

16 q 859
—— Embalse Laja —— Embalse Maule

Valor del agua promedio Valor del agua promedio
de las primeras 20 etapas de las primeras 20 etapas

80 4

15
14

13 4 /““\,—"\,/\‘/\

12 4

75 4

70 4

valor del agua (USD/dm?)
valor del agua (USD/dm?)

65
114

10 T T T T 60

Etapas Etapas

Figura 4.2. Trayectoria del valor del agua del embalse Laja y embalse
Maule de las primeras 20 etapas para una trayectoria hidrolégica conocida
y considerando kK = 5

En resumen, la incorporacion del requerimiento de reservas y costos de encendido
y apagado de centrales tiene un importante efecto en cuanto a los costos de operaciéon
esperados y al valor del agua. En particular, la diferencia porcentual entre los costos de
operacion del modelo propuesto simplificado y el modelo de Unit Commitment es de un
3.6%, y esta diferencia disminuye hasta un 0.1% al utilizar el modelo propuesto (que,
precisamente, incluye las caracteristicas ya mencionadas). También es posible notar que
la incorporacion de estos aspectos tiene un impacto en cuanto al valor del agua obtenido.
Para k = 5, se puede ver una diferencia de hasta un 8.3% en el valor del agua entre
el modelo propuesto y el modelo propuesto simplificado, 1o que refleja un mayor costo

esperado de operacion del sistema por parte del modelo propuesto.

4.3. Rendimiento y Eficiencia computacional

En esta seccidn se analizara el rendimiento y eficiencia computacional para el modelo
propuesto (ecuacién 2.17), con un énfasis en el tiempo requerido para la resolucion del

problema en cada una de las iteraciones del algoritmo propuesto, para un sistema a gran

42



escala como es el que fue utilizado. Para esta Seccion, se fijaron Ay = 0, ©g = 0.01 y

Kk =5,y se considerd un € de 1%.

El modelo propuesto, considerando los pardmetros mencionados, requiere de 3 itera-
ciones del algoritmo propuesto en la Seccion 3 para converger en cuanto a costos de op-
eracion. En cada una de ellas, el tiempo de computo promedio utilizado fue de 165 min-
utos, por lo que todo el proceso de calibracion requirié de 495 minutos (més el tiempo
utilizado en la resolucion del problema de unit commitment horario, el cual toma entre 20
y 30 minutos). En la tabla 4.7 se presenta el detalle del tiempo de computo requerido por
iteracion.

Tabla 4.7. Tiempo requerido de computo, por iteracion, para el modelo
propuesto

Iteracion 1 2 3
Tiempo (minutos) 159.2 166.1 170.3

De todas formas, es necesario destacar que este proceso de calibracién no se debe re-
alizar semanalmente, por lo que s6lo debe considerarse el tiempo requerido en la dltima
iteracion (170 minutos) para la resolucién del modelo. Por otro lado, si consideramos el
modelo propuesto, pero sin los requerimientos de reservas ni costos de encendido y apa-
gado (el cual denominaremos como modelo propuesto simplificado), el tiempo necesario
para su resolucion es de 65 minutos, lo cual con una menor complejidad computacional
al no incluir estos requerimientos. Finalmente, el tiempo requerido para la resolucién del
modelo base (ecuacién 2.2) fue de 35 minutos, lo cual también se condice con una menor
complejidad computacional. En la tabla 4.8 se presenta un resumen del tiempo requerido
tanto para el modelo propuesto, con Ag = 0, Oy = 0.01, K = 5y un € de 1%, para el
modelo propuesto simplificado y para el modelo base. Es relevante destacar que, para el
caso del modelo propuesto, sélo se presenta el tiempo requerido para su tltimo iteracion,

puesto que ese tiempo seria el necesario luego de realizar el proceso de calibracion.
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Tabla 4.8. Tiempo requerido por iteracion para el modelo base, el modelo
propuesto simplificado, y para el modelo propuesto

Modelo Modelo base Mm}elo Propuesto Modelo propuesto
simplificado
Tiempo (minutos) 35.1 65.2 170.3

Pese a que el modelo propuesto tome mds tiempo para su resolucion, es necesario
destacar que este tipo de modelos no requiere ser resuelto muy frecuentemente, sino que
se necesitan sus resultados de forma semanal o como méximo diaria. Sumado a esto, cabe
resaltar que el sistema hidroeléctrico utilizado es uno a gran escala, basado en el caso
chileno, como lo es el presentado en la Tabla 4.1. Hasta nuestro conocimiento, este es el
primer modelo de coordinacion hidrotérmica de mediano plazo resuelto mediante el al-
goritmo de SDDP, que logra incorporar, mediante expresiones matematicas simplificadas,
efectos sobre el valor del agua inducidos por restricciones de operacién de corto plazo,
que no pueden ser representadas de forma directa en modelos de mediano plazo dada su

complejidad computacional.

En resumen, el modelo propuesto tiene una mayor complejidad computacional que el
modelo base, lo cual se ve reflejado en un mayor tiempo necesario para ser resuelto, pero
tiene la ventaja de incorporar expresiones matematicas simplificadas que capturan ciertos
efectos sobre el valor del agua inducidos por restricciones de operacion de corto plazo
que no se puede representar de forma directa en modelos de mediano plazo. También es
relevante destacar que, pese a que el tiempo requerido para su solucién sea mayor (35
contra 170 minutos), es un modelo que deberia ser resuelto de forma semanal, por lo que

no seria un gran inconveniente para su uso en el manejo de sistemas hidrotérmicos reales.
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5. CONCLUSIONES

Esta investigacion propone un modelo de optimizacidn estocastico multietapa lineal de
mediano plazo para el problema de coordinacion hidrotérmica, resuelto con el algoritmo
SDDP, que incorpora una serie de restricciones operacionales fundamentales de cara al fu-
turo energético con gran penetracion de energias renovables variables. Se propone también
un método de calibracion de los principales pardmetros que incorporan las expresiones
matematicas simplificadas que capturan ciertos efectos sobre el valor del agua inducidos
por restricciones de operacion de corto plazo que no se puede representar de forma directa

en modelos de mediano plazo dada su complejidad computacional.

Este modelo logra reducir la brecha, comparada con el modelo base utilizado, entre el
costo de operacion esperado con el modelo lineal y el costo de operacion real obtenido a
partir de un modelo de unit commitment con detalle horario, desde un 9.3% hasta un 0.1%.
Esto también se traduce en una mayor valorizacion del agua en la red hidrica modelada,
aumentando entre un 1% y un 658% para los principales embalses del sistema. En esta
linea, la incorporacién de los requerimientos de reserva y costos de encendido y apgado
también tienen un efecto en el modelo propuesto. Si no se se consideran, la brecha entre
el costo de operacion esperado con el modelo lineal y el costo de operacion real obtenido
a partir de un modelo de unit commitment con detalle horario es de un 3.7%, frente al
0.1% de diferencia que se obtiene al considerar estos dos aspectos. Este modelo propuesto
también tiene la ventaja de que puede ser aplicado en sistemas reales a gran escala tanto
temporal como espacial, donde el modelo utilizado para los experimentos requirié de 170
minutos para su resolucion. Esto permite, entre otras cosas, que pueda ser aplicado y uti-
lizado en el manejo de sistemas hidrotérmicos reales, considerando que debe ser utilizado

de forma semanal.

Basado en el trabajo realizado, investigaciones futuras pueden basarse en explorar la

incorporacion de otros tipos de incertidumbre, como la proveniente de fuentes de energia
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renovable variable. Sumado a ello, seria interesante intentar mejorar la eficiencia com-
putacional del modelo propuesto, aplicando técnicas como principal component analisys
a los afluentes hidricos, la cual permitiria disminuir la complejidad computacional de la

resolucion

Finalmente, creemos que este trabajo puede tener un impacto importante en el manejo
de sistemas hidroeléctricos actuales, en especial considerando la sequia existente en paises
como Chile. Subestimar la importancia que tiene el recurso hidrico en los sistemas eléctricos
puede llevar a situaciones criticas, por lo que es fundamental valorizar correctamente el
agua existente en el sistema para poder tener un buen manejo del recurso hidrico a lo largo
del tiempo. Esto es precisamente lo que buscamos con este trabajo desarrollado, inten-
tando mostrar los beneficios que que puede tener la modelacion presentada en un sistema

hidroeléctrico.
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A. ALGORITMO SDDP

En esta Seccion se presenta el funcionamiento bésico del algoritmo SDDP para la res-
olucion de problemas de optimizacion modelados de forma lineal estocdstica multietapa.
Para ello, consideremos la definicion de los siguientes dos conceptos utilizados en la ex-

plicacién del algoritmo:

e Iteracion de entrenamiento: Corresponde a un proceso iterativo que permite en-
contrar la politica Optima ante una muestra de la incertidumbre. Cada iteracion
del algoritmo SDDP tiene un paso forward y backward, donde mediante dual-
idad y fijacion de las variables relacionadas con la incertidumbre se obtienen
cortes de bender para obtener una mejor estimacion de los costos futuros.

e Simulacién: Corresponde una instancia del sistema hidroeléctrica, con fecha e
inicio definida, donde se aplica la politica optima de operacion obtenida a partir
de las iteraciones de entrenamiento para una realizacion de la incertidumbre en

particular.

Ahora, asumiendo que la incertidumbre ¢ se revela de forma secuencial (es decir,
si & representa la incertidumbre revelada en una etapa t cualquiera, esta se considera
deterministica para la estructura del problema, y &4 ... &7 serdn revelados en su etapa
correspondiente), se puede considerar independencia entre la incertidumbre revelada entre
etapas. Luego, considerando que x; representa las variables de estado e y; representa las
variables de control, el problema estocdstico lineal multietapa tiene la siguiente forma

general (Ding, Ahmed, & Shapiro, 2019):

: T T : T T
min uy x1 + vy y1 + Eg min Uy T + Vg Yo
Ar1z1+Bizo+Cry1>b1 Azx2+Bax1+Cayz>bo

4+ E min UL v A.la
+ + S [AT$T+BT$T71+CTZJT21)T T+ TyT] ( )

54



En A.2, la incertidumbre £ viene dada por uno o mas elementos del conjunto (u;, vy, Ay,
By, Cy, b;) para toda etapa t € 7. Es relevante destacar que, de forma genérica, algunas

de las restricciones de factibilidad Arxr + Braxr_1 + Cryr > by pueden ser de igualdad.

Ahora, reordenando la formulacion anterior, se tienen las dos siguientes definiciones:

Qi(ri1,&) == inf utT:Ut + v:yt + Q7 (A.2a)

Arxr+Brzr 1+Cryr>br

Qt+1 (xt) = E[Qt—‘,—l (!L't7 §t+1)] (A.2b)

donde el algoritmo de SDDP busca aproximas las funciones Q;(x;_1,-) y () mediante
la generacion de arboles de escenarios y el uso iterativo de descomposicion de Benders.
Considerando una discretizacion €2, cualquiera de la incertidumbre, y un criterio de con-
vergencia del algoritmo genérico, el funcionamiento general del algoritmo SDDP queda
descrito en el algoritmo 2. En este se pueden distinguir dos pasos fundamentales dentro
del algoritmo, como lo son el paso forward y el paso backward. Estos son realizados por
el algoritmo en cada iteracion de entrenamiento, donde cada una de ellas genera una mejor

aproximacion de los costos futuros del sistema.

El paso forward corresponde a la resolucion del problema para cada muestra de la in-
certidumbre seleccionada de su conjunto de posibles realizaciones. Con ello se resuelve
el problema resultante, considerando los cortes obtenidos en anteriores iteraciones de en-
trenamiento, para cada etapa modelada, y se recuperan las variables de decisiéon que min-
imizan los costos actuales y futuros de operacion. Estos valores se utilizan para resolver
el modelo de optimizacién correspondiente a la siguiente etapa, hasta llegar al final del

horizonte de tiempo modelado.

El paso backward se inicia desde la ultima etapa modelada en el problema, y se va
iterando hasta llegar a la primera. En cada etapa ¢ se fina el valor de la variable de estado
x¢—1 por la obtenida en el paso forward 7,_1. Con ella, se resuelve el subproblema de la
etapa para cada una de las posibles muestras del conjunto de incertidumbre y se recuperan

tanto los valores de las variables duales de ese problema como los valores de las variables

55



Algoritmo 2 Algoritmo SDDP
1: € Utj, Vi, Atj7 Btj) Ctj7 btjlgngt7Vt =1...T

2: 141

3: LB+ —©

4. while No se cumpla con criterio de convergencia do

5 fort=1...7 do > Paso forward
6 Ty, Gy < argmin{ufz + vy, + Qi (24) + Awwy + By + Chye = b}

7: end for

8 fort=7...2do > Paso backward
9: for j =1J,do

10: ug;ftj, Bg;» < min uz;a:t + vg;yt + 951 (@) © Ay + BTy + Cijy = byj
11: end for

12: Ly Jlt Z;"zl ugftj

13: 9, >, Blwy,

14: Qi 0eQ ,0>7g,(vi 1 — T 1)+ e

15: end for

16:  Valor politica < S uTTw]g,

17: LB + minulz; + o] + 0i(z1) : Ayry + Birg + Cryy = by

18: 14— 1+1

19: end while

de estado. Finalmente, con esta informacion, se pueden formular los cortes que permiten

mejorar la funcién de costo futuro de cada iteracion 7 para cada etapa ¢ dada por Q.

B. MODELO DE UNIT COMMITMENT

En esta Seccion se presenta el modelo de Unit Commitment utilizado en la investi-

gacion. Para ello, consideremos la siguiente nomenclatura utilizada:

Parametros

& Factor de planta de la central con capacidad variable i en el instante de tiempo t

z9  Estado inicial, de encendido o apagado, del generador i

(=]

p; Punto de operacion inicial del generador i
C9%  Costo de sobre generacién en la zona z

CZLS Costo de desprendimiento de carga en la zona z
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Cic Costo de generacion sin carga del generador i

PV Costo de encendido del generador i

CSP  Costo de apagado del generador i

Cg Costo variable del generador i en el instante de tiempo t

TV Tiempo minimo de encendido del generador i

TP Tiempo minimo de apagado del generador i

D, Capacidad maxima de generacion del generador i en el instante de tiempo 1

p,, Capacidad minima de generacion del generador i en el instante de tiempo i

Mixima rampa hacia arriba del generador 1

>

<.

Mixima rampa hacia abajo del generador 1
RV Rampa de encendido del generador i

B;  Susceptancia de la linea de transmision |

f; Capacidad médxima de transmision de la linea de transmision j

s(j) Barra de ingreso de la linea de transmision j

r(j) Barra de retiro de la linea de transmision j

pY  Demanda energética de la barra z en el instante de tiempo t

RiN * RilN ~ Capacidad maxima, del generador i, de control de frecuencia
primario normal hacia arriba y abajo

le*, Rl-lo’ Capacidad méxima, del generador i, de control de frecuencia
primario de contingencia hacia arriba y abajo

Rf’s Capacidad méxima de reserva inercial, del generador i, para el control
terciario de frecuencia

R3NS  Capacidad méxima de reserva no inercial, del generador i, para el control
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terciario de frecuencia
DRgt Requerimiento de reserva en la zona z, en el instante de tiempo t, del tipo de reserva j
b; Probabilidad de activacion del tipo de reserva j
Wiuv)+ Flujo de agua forzado por el canal hidrico (u,v) en el instante de tiempo t
D,, Demanda de riego para el nodo hidrico n en el instante de tiempo t
1., Afluente para el nodo hidrico n en el instante de tiempo t
C"' Costo del agua del reservorio de agua n
N Eficiencia del canal hidrico (u,v) asociado a un generador eléctrico

L, Nivel minimo de almacenamiento para reservorios pequefios

E,  Nivel maximo de almacenamiento para reservorios pequenos

Conjuntos

z € Z Indice y conjunto de las zonas de demanda

t € T Indice y conjunto de los instantes de tiempo

j € £ Indice y conjunto de las lineas de transmisién

i€ G Indice y conjunto de los generadores

i€ GV Indice y conjunto de generadores con capacidad variable

i€ G" Indice y conjunto de generadores sujetos al costo del agua

i€g(z) Indice y conjunto de los generadores de la zona z

i € Gry Indice y conjunto de generadores hidricos y térmicos

i €GN Indice y conjunto de generadores hidricos y térmicos que pueden proveer de
reserva terciaria no inercial

i € G#,; Indice y conjunto de generadores hidricos y térmicos con control automatico
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para reserva secundaria

i € Grby Indice y conjunto de generadores hidricos y térmicos con control manual para
reserva secundaria

(u,v) € Djn(n) Canales hidricos que entregan agua al nodo n

(u,v) € Dyut(n) Canales hidricos que extraen agua desde el nodo n

n € Nz Nodos hidricos asociados con reservorios de agua

n € Nsr Nodos hidricos asociados con pequefios reservorios de agua

(u,v) € Dg Nodos hidricos asociados con generacién eléctrica

Variables

x, Estado de encendido o apagado de un generador 1 en un instante de tiempo t
u,, Encendido de un generador i en un instante de tiempo t

v, Apagado de un generador i en un instante de tiempo t

p;; Generacion programada de un generador i en un instante de tiempo t

[;: Flujo de potencia a través la linea de transmision j en el instante de tiempo t

0., Angulo de voltaje en la zona z en el instante de tiempo t

oG
pzt

Sobre generacion en la zona z en el instante de tiempo t

pﬁts Desprendimiento de carga en la zona z en el instante de tiempo t

%, Reserva para el control rdpido de frecuencia asignada al generador i en el
instante de tiempo t

riNF V= Reserva para el control de frecuencia primario normal hacia arriba
y abajo asignada al generador i en el instante de tiempo t

7T ri¢~  Reserva para el control de frecuencia primario de contingencia
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hacia arriba y abajo asignada al generador i en el instante de tiempo t

35S

Tt 5 Tit

3NS

generador i en el instante de tiempo t

Lt
qnt
b qt

6nt

w,v),t

Volumen de agua extraido desde el reservorio n en el instante de tiempo t

Generacion eléctrica del generador hidrico q en el instante de tiempo t

Flujo de agua del canal hidrico (u,v) en el instante t

Reserva inercial para el control terciario de frecuencia asignada al

Nivel de almacenamiento del reservorio pequefio n en el instante de tiempo t

Con esto en consideracion, el modelo de Unit Commitment es el siguiente:

min Y (Z(c i+ CP iy + CFPvy + Cfpi) + ) (CO9p9F + CLopP ))

S.t.

teT ™ ieg
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Tit — i (t—1) = Uit — Vst

Vt>1,1€@G

teT

Z zip > T uy VE<|T|-TY,i€G

te[t,t+TY]
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—-TV, ieg

z2EZ

> 360 gu
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(B.1d)
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(B.1h)

(B.11)
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(B.1)
(B.1k)

(B.1D)

(B.1m)
(B.1n)

(B.1o)

(B.1p)

(B.1q)

(B.1r)
(B.1s)

(B.1t)

(B.1u)

(B.1v)

(B.1w)

(B.1x)

(B.1y)

(B.1z)



Z (Wit + Wiawyt) — Z (Weuw)t + Weuwyt) + Int = Dy

(u,v)EDm(n) (U7U)EDout(n)
Vn € N\Nr\Nsr, t €T (B.1aa)
Ent < €n,(t—1) + Z (w(u,v),t + W(u7y)7t)
(u,0)ED;pn(n)

— > (Wt + Wwyt) + It — Dy ¥n € Nsg, t €T (B.lab)

(u,v)EDout(n)

E,<eu<E, VgeGys, teT (B.lac)

donde la funcién objetivo (B.1a) busca minimizar los costos de operacion del sistema para
todo el horizonte modelado. Las Restricciones (B.1b)-(B.1g) modelan el encendido y
apagado de las centrales. La generacion minima y méxima de las centrales se modela en
(B.1h) y (B.1i) respectivamente. Las restricciones (B.1j) y (B.1k) modelan la rampa de
encendido y apagado de las centrales, respectivamente, y en (B.11) se modela el balance de
la oferta y demanda de energia. En (B.1m) se modela la ecuacion de flujo DC de las lineas
de transmision y en (B.In) se modela su flujo maximo. Las restricciones (B.10)-(B.1s)
modelan las capacidades técnicas de las centrales para la oferta de los distintos tipos de
reservas. El requerimiento para cada tipo de reserva es modelado en las Restricciones
(B.1t)-(B.1y). En las restricciones (B.1z) - (B.1aa) se modela el flujo de agua a través de
nodos hidricos asociados a reservorios y aquellos que no estdn asociados ni a reservorios
ni a pequenios reservorios. Finalmente, el balance de almacenamiento de agua en pequefos
reservorios en la Restriccion (B.1ab) y su capacidad minima y maxima es modelada en la

restriccion (B.1ac).
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