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Resumen

En muchos países alrededor del mundo la industria eléctrica se direcciona hacia un

marco competitivo y en un ambiente de mercado que está reemplazando el enfoque de

operación centralizado del sistema eléctrico. El principal objetivo de los mercados de ener-

gía, es disminuir los costos de la energía eléctrica a través de la competencia, y México

no es la excepción ya que promulgadas las recientes reformas en Diciembre de 2013, la

iniciativa privada se hace partícipe del mercado eléctrico mayorista, permitiendo vender

su energía o sus excedentes, abriendo una libre competencia a través de los precios de

venta que dependen de los costos de producción y transporte. Una alternativa para com-

petir es la inversión de nuevas tecnologías de generación que proporcionen un rendimiento

superior al promedio con relación al consumo de los combustibles, lo que impacta directa-

mente a los precios de oferta en el mercado. Debido a esto existe la necesidad de adaptar

nuevos programas computacionales que son empleados como herramientas para enfrentar

las demandas de los consorcios haciendo uso de la generación optimizada orientada a la

búsqueda de la mejora en la oferta de precios.

Es por ello que en este trabajo se desarrolló una herramienta que hace uso de la técnica

de la Relajación Lagrangiana, cuya metodología se basa principalmente en la programación

dual en conjunto con la programación entera para determinar el esquema óptimo de la

puesta en marcha y desconexión de las unidades térmicas convencionales con relación a la

demanda requerida, tomando en consideración las curvas de costos así como las limitantes

operativas de cada generador, con el objetivo de minimizar los costos de producción de

energía para determinadas etapas de estudio.

Además dicha herramienta se diseñó con la �nalidad de determinar la selección óptima

de la con�guración operativa que conforman a las centrales de ciclo combinado, tomando

en cuenta dos metodologías, una en la que se consideran las curvas de costos de cada

con�guración y considerando una curva de costos aproximada a través de una regresión

polinomial que describe el comportamiento del conjunto de con�guraciones de la central.



Abstract

In many countries around the world the power industry is directed toward a com-

petitive framework and a market environment that is replacing the operation approach

centralized of power system. The main objective of energy markets is to reduce electri-

city costs through competition, and Mexico is no exception as enacted recent reforms in

December 2013, private initiative is part of the wholesale electricity market, allowing sell

energy or surplus, opening a free competition through selling prices that depend on pro-

duction costs and transportation. An alternative is to compete through investment in new

generation technologies to provide an above-average relative fuel consumption performan-

ce, which directly impacts the bid prices in the market. That is why there is a need to

adapt new software that making use of the optimized generation oriented to the search of

the improvement in the price o�er.

It is for this reason that in this work a tool was developed that makes use of Lagrangian

Relaxation technique, whose methodology is based mainly on the dual programming in

conjunction with integer programming to determine the optimal scheme of the start-up

and turn o�, of the conventional thermal units with relation to the required demand, taking

into account the cost curves as well as the operational limitations of each generator, in

order to minimize energy production costs for certain stages of study.

In addition, this tool was designed and implemented for the optimal selection of the

operational con�guration that shape the combined cycle plants, taking into account two

methodologies, one in which the cost curves of each con�guration are considered and anot-

her one considering a curve of approximate costs obtained through a polynomial regression

that describes the behavior of the set of con�gurations of the plant.
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Capítulo 1

Aspectos Generales

Históricamente, el sector eléctrico en la mayoría de los países se desarrolló como un

solo proveedor, siendo el servicio eléctrico suministrado a través de una empresa única a

menudo propiedad del gobierno en el que predomina un ambiente monopólico, es decir, en

donde las compañías se integran verticalmente de manera que la generación, transmisión

y distribución de la energía forman parte de un solo paquete y el precio está en función

de los costos de producción y suministro [1].

Pero a su vez esta estructuración presenta algunos problemas que impactan directa-

mente tanto a la empresa suministradora como al usuario, esto debido a la incapacidad

que tiene el esquema de propiedad pública para brindar al consumidor precios atractivos

para la inversión, y el compromiso de garantizar el suministro de energía en el largo plazo

y promover la investigación y el desarrollo en tecnología para la generación de electricidad

que es limitada por los recursos de la empresa suministradora única [2] y como conse-

cuencia el entorpecimiento de la modernización el sistema eléctrico en conjunto hacia un

horizonte �jo [3][4].

Es por ello que en los últimos años, el concepto de competencia ha ido revolucionando

el negocio de la generación de electricidad en todo el mundo, ya que en algunos países

existe una competencia activa, en su mayoría coordinada a través de un mercado formal,

y de esta forma la posibilidad de poder ofertar precios competitivos, principalmente, a

los grandes consumidores y trasladar los riesgos intrínsecos del negocio de generación a

los inversionistas privados [5]. En México, la Comisión Federal de Electricidad desde 1937

fue la encargada de controlar, generar, transmitir y comercializar energía eléctrica en todo
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el territorio mexicano dentro de un entorno centralizado [6] , sin embargo las reformas

estructurales a la ley del servicio público de energía eléctrica aprobadas en diciembre de

2013 han planteado el establecimiento de un mercado mayorista de energía eléctrica en

donde los mecanismos del despacho de generación deberán tomar en cuenta las nuevas

modalidades de participación de generadores en este nuevo entorno, es decir, dentro de

esta nueva disposición los más de 38,000 MW de nueva capacidad que el Sistema Eléctrico

Nacional (SEN) requerirá en los próximos 10 años serán instalados en régimen de libre

competencia, a través del nuevo Mercado Eléctrico Mayorista (MEM)[3].

1.1. El Sector Eléctrico en un Entorno de Mercado

A lo largo del tiempo, la empresa suministradora ha brindado el servicio a los usuarios

del servicio eléctrico donde sólo se priorizaba un suministro continuo y �able del servicio,

en un volumen establecido por los clientes, con una calidad determinada, es decir, una

tensión y frecuencia constantes y una onda sinusoidal pura, a un precio �jo razonable [6].

Ahora además de proporcionar un suministro �able de electricidad, la función de la

nueva industria de la energía eléctrica es proporcionar una plataforma en la que las partes

pueden negociar e intercambiar bloques de energía, con precios que re�ejan las condiciones

de oferta y demanda en cada punto de la red. En otras palabras, la industria eléctrica

existe no solo para proporcionar un suministro �able de electricidad sino también para

proporcionar un mercado que permitan a los clientes tomar decisiones e�cientes en cuanto

al uso del conjunto existente de activos y la inversión en nuevos activos [7].

Anteriormente tenía sentido trazar distinción entre pequeñas y grandes unidades de

generación, las cuales integraron principalmente al mercado mayorista, y a los clientes

pequeños los cuales eran numerosos y que son en gran medida aislados de las condiciones

en el mercado eléctrico mayorista.

Esta distinción ya no tiene sentido. En su lugar, todos los clientes son potencialmente

generadores o consumidores, dependiendo de las preferencias y las condiciones del mercado

local, ya que existe el hecho de que los consumidores del servicio eléctrico son también

en algunos casos productores de energía [7]. En este entorno todos estos clientes deben

estar al menos parcialmente integrados al mercado mayorista y capaz de responder a las

condiciones del mercado local, y especialmente se encuentran susceptibles a los cambios

en el precio del mercado local.
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1.2. Participantes del Mercado Eléctrico

Debido a que los mercados han evolucionado a ritmos diferentes y en diferentes direc-

ciones en cada país o región, no todas estas entidades se encuentran en cada mercado. En

algunos casos, una empresa u organización puede realizar más que una de las funciones

descritas a continuación [11].

Empresas del sector público. Cuentan con plantas de generación propias, así como

una red de transmisión y distribución. En un entorno regulado tradicional, una empresa

de este tipo tiene un monopolio para el suministro eléctrico a través de un área geográ�ca

determinada. En su entorno de mercado eléctrico, sus actividades de generación y de la

red no están separadas.

Compañías de Generación (COGEN). Producen y venden energía eléctrica. Tam-

bién pueden vender servicios tales como la regulación, el control de voltaje y la reserva que

el operador del sistema necesita mantener la calidad y la seguridad del suministro. Una

compañía de generación puede poseer una sola planta o un conjunto de ellas de diferentes

tecnologías.

Las empresas de generación que coexisten con sus propios recursos integrados vertical-

mente son a veces llamados Productores Independientes de Energía (PIE).

Compañías de distribución (CODIS). Poseen y operan las redes de distribución.

Tienen el monopolio de la venta de energía eléctrica de todos los consumidores conectados

a su red. En un entorno totalmente desregulado, la venta de energía a los consumidores se

encuentra totalmente desacoplada de la operación, el mantenimiento y el desarrollo de la

red de distribución. Los minoristas compiten entonces para llevar a cabo esta actividad de

venta de energía. Uno de estos minoristas puede ser una �lial de la empresa de distribución

local.

Minoristas. Compran la energía eléctrica en el mercado mayorista y la revenden a

los consumidores que no quieren, o no se les permite participar en el mercado mayorista.

Los minoristas no tienen que poseer los activos de generación, transmisión o distribución.

Algunos los minoristas son �liales de las empresas de generación o distribución.

Operador de Mercado (OM). Normalmente se encarga de ejecutar un sistema

de cómputo a base de optimización el cual relaciona las ofertas y requisiciones que los
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compradores y vendedores de energía eléctrica han presentado. También se encarga de la

liquidación de las ofertas y demandas aceptadas. Esto signi�ca que reenvía los pagos de

los compradores a los vendedores después de la entrega de la energía. El Operador Inde-

pendiente del Sistema (OIS) es generalmente el responsable de la operación del mercado

de último recurso es decir, el mercado que se encarga de que la carga y la generación estén

equilibrados en tiempo real. Los mercados que cierran un poco antes del tiempo real son

generalmente administrados por los operadores del mercado independiente para �nes de

lucro.

Operador Independiente del Sistema (OIS). Tiene la responsabilidad primordial

de mantener la seguridad del sistema eléctrico. Se llama independiente, porque en un

entorno competitivo, el sistema debe ser operado de una manera que no favorezca ni

penalice a un participante de mercado sobre otro. Un OIS normalmente sólo posee los

activos informáticos y de comunicaciones necesarios para supervisar y controlar el sistema.

Suele combinar su responsabilidad de la operación del sistema con el papel del operador

del mercado de último recurso.

Compañías de Transmisión (COTRANS). Cuentan con recursos de transmisión

propios, tales como líneas, cables, transformadores y dispositivos de compensación reac-

tiva y operan este equipo de acuerdo a las instrucciones del Operador del Sistema. Las

empresas de transmisión son a veces �liales de empresas que también son dueños de las

plantas de generación. Una empresa de transmisión independiente (CTI) es una empresa

de transmisión que no posee plantas de generación y también actúa como operador de red

independiente.

Regulador de Mercado. Es el organismo gubernamental responsable de asegurar el

justo y e�ciente funcionamiento del sector eléctrico. Determina o aprueba las normativas

del mercado e investiga los presuntos casos de abuso de poder de mercado. El regula-

dor también �ja los precios de los productos y servicios que son proporcionados por los

monopolios.

Pequeños consumidores. Compran la energía eléctrica a partir de un minorista, con

el cual celebran un contrato de interconexión con el sistema de potencia con su compañía

de distribución local.

Grandes consumidores. A menudo toman un papel activo en los mercados de elec-
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tricidad mediante la compra de su energía eléctrica directamente a través del mercado.

Algunos de ellos pueden ofrecer su capacidad para controlar su carga como un recurso que

el Operador del Sistema puede utilizar para controlar el sistema. Los mayores consumidores

a veces se conectan directamente al sistema de transmisión.

1.3. Modelos de Competencia de Mercados

1.3.1. Modelo Monopólico

Este modelo describe a un conjunto compuesto de una empresa de generación, trans-

misión y distribución los cuales son operados a través de un ente único. Sin embargo este

modelo no se opone a las operaciones bilaterales de energía entre las empresas que operan

en diferentes áreas geográ�cas [9], como se puede observar en la �gura 1.1.

Figura 1.1: Modelo de competencia monopólica del mercado. En el submodelo (a), las

compañías están integradas verticalmente en su totalidad, mientras que en el submodelo

(b), la distribución es manejada por una o más empresas independientes [9].
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1.3.2. Modelo de Agente de Mercado

En este modelo se muestra a la industria eléctrica en un enfoque integral en donde ya

no es en su totalidad dueña de toda la generación, es decir, que existen productores inde-

pendientes que están conectados a la red y venden su energía al organismo que desempeña

sus funciones como un agente de mercado. En la �gura 1.2 se muestra una nueva evolución

de este modelo en el que el sistema eléctrico como tal ya no posee ninguna capacidad de

generación y compra toda su energía a partir de los productores independientes. También

se desagregan las actividades de distribución y venta menudista. Las compañías de distri-

bución entonces compran la energía consumida por sus clientes que es suministrada por la

agencia de mercado mayorista. Las tasas establecidas por la agencia de compra deben ser

regulados porque tiene poder de monopolio sobre las compañías de distribución (CODIS)

y poder de monopsonio hacia el productor independiente de energía (PIE) [9].

Figura 1.2: Modelo de compra del agente de mercado mayorista. (a) versión integral; (b)

la versión desglosada [9].
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1.3.3. Competencia Mayorista

En este modelo representado en la �gura 1.3, se muestra que ninguna organización

central es responsable del suministro del servicio eléctrico. En su lugar las compañías de

distribución compran la energía consumida por sus clientes directamente de las compa-

ñías de generación (COGEN). Estas operaciones se llevan a cabo en un mercado eléctrico

mayorista. Los mayores consumidores a menudo se les permite comprar directamente la

energía eléctrica en el mercado mayorista. Este mercado mayorista se puede comportar-

se ya sea como un mercado pool (o también llamado mercado eléctrico mayorista) o un

mercado de transacciones bilaterales. A nivel mayorista, las únicas funciones que perma-

necen centralizadas son el funcionamiento del mercado spot (mercado en tiempo real) y el

funcionamiento de la red de transmisión, pues a nivel distribución cada compañía no sólo

opera la red en su región, sino también las compras de energía eléctrica por parte de los

consumidores situado en su territorio de servicio.

Figura 1.3: Modelo de competencia mayorista del mercado eléctrico [9].

1.3.4. Competencia Minorista

La �gura 1.4 ilustra al mercado eléctrico competitivo en su máxima expresión, en el

que todos los consumidores puedan elegir su proveedor. Debido a los costos de transacción,

solamente los mayores consumidores optan por comprar directamente la energía en el

mercado mayorista. La mayoría de los consumidores pequeños y medianos compran a los

minoristas, que a su vez se relacionan comercialmente con el mercado mayorista. En este
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modelo, las actividades de las empresas de distribución están normalmente separados de

sus actividades de venta al por menor, porque ya no tienen el monopolio local para el

suministro de energía eléctrica en el área cubierta por la red. En este modelo, las funciones

de monopolio que quedan son la disposición y el funcionamiento de las redes de transmisión

y distribución.

Una vez que se han creado mercados lo su�cientemente competitivos, el precio de

venta ya no tiene que ser regulado porque los pequeños consumidores pueden cambiar

de minorista cuando se les ofrece un mejor precio. Desde una perspectiva económica este

modelo es el más satisfactorio, porque los precios de la energía se establecen a través de

las interacciones del mercado.

La aplicación de este modelo, sin embargo, requiere una cantidad considerable de me-

dición, comunicación y procesamiento de datos. Esto se realiza sobre un entorno regulado

debido a que estas redes siguen siendo monopolios.

Figura 1.4: Modelo de competencia minorista del mercado eléctrico [9].
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1.4. Objetivo

El objetivo de esta tesis es desarrollar la metodología de asignación de generación a

base de centrales térmicas de las compañías suministradoras, con fundamento en la técnica

de Relajación Lagrangiana, para facilitar la toma de decisiones tanto para las empresas

de generación y distribución como para el operador del sistema. Esta metodología de

análisis se basa en herramientas de programación dual y la programación entera mixta

para procesos de simulación.

1.5. Justi�cación

La implantación de un mercado de libre competencia hace que la dinámica que siguen

los precios de la electricidad sea compleja, complicando los procesos de toma de decisiones.

Dicha complejidad se debe a la in�uencia de múltiples factores en la oferta, la demanda y

la regulación. Los precios se ven in�uenciados en el corto plazo por las condiciones parti-

culares de las variables que describen las condiciones del mercado, pues por la naturaleza

intrínseca del sistema eléctrico se debe de satisfacer la demanda en todo momento, sin

embargo debido al aspecto económico, se debe satisfacer la demanda con la energía más

barata posible, pues esto impactará a los precios de la energía a la venta en el mercado.

1.6. Alcances

Desarrollar e implementar la metodología de Relajación Lagrangiana como una herra-

mienta que permita determinar un esquema óptimo de generación termoeléctrico a �n de

facilitar la toma de decisiones por el operador del sistema.

1.7. Estructura de la Tesis

La estructura del trabajo está establecida de la siguiente manera:

En el Capítulo 2 se describen los fundamentos de optimización y conceptos básicos de

programación lineal que ayudarán a comprender mejor el desarrollo a lo largo del trabajo.

El Capítulo 3 se detallan las características para el análisis de la operación de las

plantas térmicas convencionales, así como de las centrales de ciclo combinado que permiten

el desarrollo, planteamiento y análisis del problema de asignación de unidades, para los

dos tipos de plantas.
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En el Capítulo 4 se explica el algoritmo empleado para la asignación de unidades

térmicas convencionales, y la versión aumentada del mismo aplicado a la asignación de

modos de operación para centrales de ciclo combinado.

En el capítulo 5 se tratan y se establecen las conclusiones.

En el Apéndice A se explican los fundamentos matemáticos de la programación dual.

En el Apéndice B se da a conocer la descripción de los archivos de datos empleados

para la ejecución de cada uno de los programas, así como su contenido.

El Apéndice C contiene las subrutinas usadas en el algoritmo de asignación de unidades

térmicas convencionales.

El Apéndice D contiene el código de la subrutina RECDAT.f90 desarrollada para la

lectura y captura de los datos usados en el desarrollo computacional.

En Apéndice E contiene el código de la subrutina AUTRL.f90 en la cual se desarrolla

el cálculo de asignación de unidades térmicas convencionales.

El Apéndice F contiene el código de la subrutina DEG.90 el cual se encarga de llevar a

cabo la solución del problema primal a partir de la solución de la subrutina de asignación.

El Apéndice G contiene el código fuente del programa AUCC.f90 en el que se desarrolla

el cálculo para la obtención de la asignación de modos de operación de la central de ciclo

combinado.

El Apéndice H contiene el código usado en la subrutina AUCC_APROX en la que se

desarrolla el algoritmo de la asignación de modos de operación para las centrales de ciclo

combinado modelada a través de una curva aproximada de entrada/salida que representa

los modos de operación de la central.



Capítulo 2

Fundamentos de la Optimización

En la ciencia se presentan gran variedad de problemas complejos y multidiciplinarios,

y en la ingeniería por supuesto no es la excepción. Es por ello que la optimización o

también llamada programación matemática juega un papel muy importante como una

invaluable herramienta de solución, debido a su capacidad para resolver escenarios de toma

de decisiones complejas, así como en la mejora de recursos en los problemas de asignación

[15], todo esto partiendo de un objetivo diseñado para cuanti�car el rendimiento y medir

la calidad de decisión , el cual se maximiza o minimiza dependiendo de la formulación

asignada, sujeto a restricciones que limitarán la selección de decisión de los valores que

corresponden a las variables, es por esto que la habilidad en el modelado para capturar

los elementos esenciales de un problema de optimización, así como un buen criterio para

la interpretación de los resultados son vitales para obtener buenas conclusiones [16].

Es por ello que en este capítulo se darán a conocer aspectos generales y modelos de

optimización que sustentan las aplicaciones que se hacen de ella en este trabajo.

2.1. Clasi�cación de Modelos de Optimización

En este apartado se presenta un desarrollo de un subconjunto de clases de problemas

que describen ciertos aspectos del problema de optimización en general [16].

Sea:

x ∈ Rn: vector de variables de decisión xj , j = 1, 2, . . . , n.
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f : Rn −→ R ∪ {±∞}: Función objetivo

X ⊆ Rn: un conjunto físico o lógico de�nido que contiene a las variables de decisión

gi : Rn −→ R: función de restricción que de�ne los limitantes en x:

gi(x) ≥ bi, i ∈ I(restricción de desigualdad)

gi(x) = di, i ∈ ε(restricción de igualdad)

donde bi ∈ R, i ∈ I, (donde I representa la longitud del vector que constituye el lado

derecho del conjunto de desigualdades) y di ∈ R, i ∈ ε, (en donde ε representa la longitud

del vector que constituye el lado derecho del conjunto de igualdades), respresentan al lado

derecho de dichas restricciones ó el valor que deben respetar dichas restricciones.

El problema de optimización es entonces:

mínf(x)

sujeto a:

gi(x) ≥ bi, i ∈ I

gi(x) = di, i ∈ ε

x ∈ X

(2.1)

Sí se trata de un problema de maximización entonces se cambia el signo de f.

El tipo de problema depende de la naturaleza de las funciones f y gi, y del conjunto

X. A continuación se dan algunos ejemplos [16]:

(PL)Programación Lineal. La función objetivo de la programación lineal está dada

por la siguiente expresión:

f(x) := cTx =

n∑
j=1

cjxj , c ∈ Rn

y la función de restricción del problema está dada por:

gi(x) := ai
Tx− bi, ai ∈ Rn, bi ∈ R, i ∈ I ∪ ε

(PNL)Programación no Lineal. Esto es porque algunas funciones f , gi, i ∈ I ∪ ε,

son no lineales.
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Optimización contínua. Se le llama de esta forma puesto que f, gi, i ∈ I ∪ ε, son

funciones continuas en un conjunto abierto que contiene X, en donde X es un conjunto

cerrado y convexo.

(PE)Programación Entera. Es aquella donde existe un conjunto de variables de

decisión tal que X ⊆ {0, 1}n(binario) ó X ⊆ Zn(Entero).

(PEM)Programación Entera Mixta Es aquella donde:

f(x, y) := cTx+ dT y =

n∑
j=1

cjxj +

m∑
j=1

djyj ,

sujeta a:

g(x, y) ≤ 0

h(x, y) = 0

(2.2)

donde:

X ⊆ {0, 1}n ó X ⊆ Zn y 0 ≤ y ∈ Rm

Optimización no restringida. Esto es I ∪ ε := ∅; X := Rn

Optimización restringida. Esto es I ∪ ε ̸= ∅ y/o el conjunto X ⊂ Rn

Optimización diferenciable. Es aquella cuya f, gi, i ∈ I ∪ ε, son continuamente

diferenciables en X; además X es cerrado y convexo.

Optimización no diferenciable. Es cuando por lo menos una de las funciones

f, gi, i ∈ I ∪ ε, es no diferenciable.

(PC) Programación Convexa. Es aquella cuya f es convexa; gi, i ∈ I, son concavas,

y X es cerrado y convexo.

(PNC) Programación no Convexa Es aquella cuya f es no convexa.

2.2. Condiciones de Optimalidad

Las condiciones de optimalidad en los problemas de programación matemática se in-

troducen como un intento de construir con facilidad un criterio que nos permita examinar

los puntos en un conjunto factible y clasi�carlos en óptimos y no óptimos, estos a su vez

se clasi�can en dos subgrupos diferenciados basados en el tipo de errores permitidos en el

proceso de toma de decisiones, dicho de otra forma las condiciones de los problemas de

optimización que se encuentran en la práctica se dividen en dos clases, conocidas como

condiciones necesarias y su�cientes [14].
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2.2.1. Condiciones Necesarias y Su�cientes

El proceso de optimización implica encontrar el valor máximo o el mínimo de una

función sujeto a ciertas limitaciones o restricciones. El término matemático utilizado para

el máximo o el valor mínimo de una función es el valor extremo. Para ello es importante

de�nir las propiedades de la primera y segunda derivadas de una función y que pueden

además estar clasi�cados de la siguiente forma [14] [13]:

f ′(xi) > 0

f ′(xi) < 0

{
Signi�ca que el valor de la función f(x) tiende a

}
incrementar

decrecer

f ′′(xi) > 0

f ′′(xi) < 0

{
Signi�ca que la pendiente de la curva f(x) tiende a

}
incrementar

decrecer

Figura 2.1: Funciones y derivadas [14].
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Cualquier punto en el espacio Rn en el que la derivada de una función es igual a cero

se denomina un punto estacionario. El punto estacionario está situado en la parte de la

curva con pendiente cero y el valor de la función es estacionario es decir no aumenta o

disminuye.

Como se puede observar en la �gura 2.1, tanto la �gura 2.1(a) como la 2.1(b), carecen

de valores extremos, pues en la primera permanece constante, mientras que en la segunda

es constantemente creciente y no acotada, en cambio en la �gura 2.1(c) se puede observar

que posee dos puntos extremos en A y B, en donde dichos puntos representan el extremo

local en la vecindad más proxima.

De lo anterior se puede asentar que un punto extremo, es decir, f ′(x) = 0, por lo tanto

es un punto estacionario [13].

Definición 1 [Punto estacionario] x∗ ∈ S es un punto estacionario en el problema:

min f(x)

x ∈ S

sí ∇f(x∗) ∈ Ns(x
∗) se cumple, donde S es la regíon de soluciones factibles y Ns(x

∗)

es el cono normal a S en x∗

Se puede decir que esto es una condición necesaria para un extremo [16], sin embargo

no es una condición su�ciente . A su vez en la �gura 2.1(a) se puede observar que los puntos

B, C y D representan un mínimo local, pero no garantiza la presencia de un mínimo global

representado a lo largo del dominio de x, aunque se dice que puede darse el caso.

Un mínimo ó un máximo local que se encuentre en la vecindad inmediata, es llamado

un extremo relativo.

2.2.2. Óptimo Local y Óptimo Global

Definición 2 [Mínimo Global ] Sea x∗ ∈ S, decímos que x∗ es un mínimo global de f

sobre S sí f alcanza su valor más bajo sobre S en x∗.

En otras palabras x∗ ∈ S es un mínimo global de f sobre S sí:

f(x∗) ≤ f(x)x ∈ S se cumple

dónde Bε(x
∗) := {y ∈ Rn∥y − x∗∥ < ε} una bola Euclidiana con radio ε centrada en

x∗
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Definición 3 [Mínimo Local ] Decímos que x∗ es un mínimo local sobre S sí existe una

bola lo su�cientemente pequeña intersectando S alrededor de x∗ tal que es una solución

óptima global en ese conjunto más pequeño.

x∗ ∈ Ses un mínimo local en S sí

∃ε > 0 | f(x∗) ≤ f(x) x ∈ S ∩ β ∈ (x∗)

Y se dice que x∗ es un óptimo local estricto sí la desigualdad x ̸= x∗ se cumple.

Teorema 1 [Teorema fundamental de la optimalidad global] Considerando el problema:

minimizar f(x)

sujeto a: x ∈ S
(2.3)

donde S ⊆ Rn es un conjunto no vacío y convexo y f : Rn −→ R ∪ {+∞} es una función

dada convexa en S. Entonces todos los mínimos locales de f sobre S son también un mínimo

global [16].

Figura 2.2: A, B y C son puntos estacionarios, A es un mínimo local mientras que C es un

mínimo global [14].

2.2.3. Condiciones de Optimalidad de Karush-Kuhn-Tucker

Existe una serie de condiciones fundamentales en la optimización las cuales establecen

los requisitos para la obtención del óptimo, estas se encuentran en un artículo presentado
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por Kuhn y Tucker [18] y en la tesis de Karush [17]. Dichas condiciones se denominan las

condiciones de Karush-Kuhn-Tucker, y se describen a continuación:

Dado el siguiente problema:

mínimizar: f(x)

sujeto a:

ωi(x) = 0 i = 1, 2, . . . , Nω

gi ≤ 0 i = 1, 2, . . . , Ng

x = vector de numeros reales de dimensión N | x ∈ RN

(2.4)

Construyendo el Lagrangiano se tiene:

L (x, λ, µ) = f(x) +
Nω∑
i=1

λiωi(x) +

Ng∑
i=1

µigi(x) (2.5)

así, las condiciones para la existencia de un óptimo de x0, λ0, µ0 se expresan como:

1.
∂L

∂xi
(x0, λ0, µ0) = 0 para i = 1, . . . , N

2. ωi(x
0) = 0 para i=1,...,Nω

3. gi ≤ 0 para i=1,...,Ng

4. para i = 1, . . . , Ng

µi
0gi(x

0) = 0

µi
0 ≥ 0

La primera condición es simplemente la familia de derivadas parciales de la función

lagrangiana que deben ser igual a 0 en el óptimo. Las segunda y tercera condición son

simplemente una reformulación de las condiciones de restricción sobre el problema. La

cuarta condición, a menudo es referida como la condición de holgura, y ésta proporciona

una forma matemática concisa para manejar el problema de las restricciones limitadas y

no limitadas.

2.2.4. Existencia de Solución Óptima para Polinomios Convexos

Teorema 2 [Existencia de una solución óptima en polinomios convexos] Sí f : Rn −→ R
es una función polinomial convexa. Y sí además el conjunto S puede ser representado por

sus restricciones de desigualdad de la forma gi ≤ 0, i = 1, . . . ,m, donde cada función gi

es convexa y polinomial. El problema 2.3 tiene un conunto no vacío cerrado y convexo y

soluciones óptimas globales, sí y solo sí, f está acotada por debajo de S.
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Proposición 1 [Solución óptima única bajo estricta convexidad] Sí en el problema 2.3 f

es estrictamente convexa en S, y S a su vez es convexo. Entonces se dice que existe más

de una solución óptima global.

2.2.5. Existencia de Solución en el Punto Extremo

Teorema 3 [Punto extremo óptimo] Sea el siguiente problema:

maximizar f(x)

sujeto a: x ∈ P
(2.6)

donde f : Rn −→ R es una función convexa y P ⊂ Rn es no vacío. Se dice que la solución

óptima a dicho problema se encuentra entre los puntos extremos de P.

2.3. Análisis Convexo

Para abordar este tema es importante de�nir la diferencia entre el término covexidad

y concavidad. Primero, dada una función cóncava, una línea que une dos puntos A y B en

la curva, que se encuentra:

{
en ó por debajo de la función→

estrictamente por debajo de la función→

}
si la función es

{
← cóncava

← estrictamente cóncava

}
a su vez para una función convexa, una línea que une dos puntos A y B en la curva,

que se encuentra:

{
en ó sobre de la función→

estrictamente sobre la función→

}
si la función es

{
← convexa

← estrictamente convexa

}
A su vez, otra forma de describir las propiedades anteriormente mencionadas es me-

diante la observación de las tangentes. Observando la �gura 2.3.

Se puede observar lo siguiente:

Figura 2.3(a): Cóncava Figura 2.3(b): Convexa

x Derivada Punto x Derivada Punto

x = x1 f ′(x1) > 0, f ′′(x1) < 0 A x = x4 f ′(x4) < 0, f ′′(x4) > 0 D

x = x2 f ′(x2) = 0, f ′′(x2) < 0 B x = x5 f ′(x5) = 0, f ′′(x5) > 0 E

x = x3 f ′(x3) < 0, f ′′(x3) < 0 C x = x6 f ′(x6) > 0, f ′′(x5) > 0 F
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Figura 2.3: (a) Función cóncava, (b) Función convexa [14].

2.3.1. Conjuntos Convexos

Definición 4 [Conjunto convexo ] Sea S ⊆ Rn. El conjunto S es convexo sí y solo sí:

x1, x2 ∈ S

λ ∈ (0, 1)

}
=⇒

λx1 + (1− λ)x2 ∈ S

Se cumple

En otras palabras en un conjunto S n-dimensional, existe una línea tal que conecta dos

puntos se encuentra completamente dentro de S, se dice que S es un conjunto convexo. Un

conjunto S es convexo sí, para todo S, los otros puntos son visibles [16] [14].

En la �gura 2.4 se muestra un ejemplo de un conjunto convexo y uno no convexo.

Figura 2.4: Figura (a) Conjunto convexo, �gura (b) conjunto no convexo.
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Proposición 2 [Intersección convexa ] Sea Sk, k ∈ K, cualquier colección de conjuntos

convexos. Entonces la intersección:

S :=
∩
k∈K

Sk

es un conjunto convexo.

Demostración 1 Sean dos elementos x1 y x2 que pertenecen a S. Si no se pueden en-

contrar dos de estos puntos, entonces el resultado no es sustancialmente válido. Entonces

x1 ∈ Sk y x2 ∈ Sk para toda k ∈ K. Sabiendo que λ ∈ (0, 1). Entonces λx1+(1−λ)x2 ∈ Sk,

k ∈ K, por la convexidad de los conjuntos Sk. Por lo tanto λx1+(1−λ)x2 ∈ ∩k∈KSk = S.

2.4. Teorema de Relajación

Dado el problema:
f∗ := ín�mo f(x)

x

sujeto a: x ∈ S

(2.7)

donde f : Rn −→ R es una función dada y S ⊆ Rn, se de�ne como una relajación del

problema 2.7, un problema con la siguiente estructura:

f∗
R := ín�mo fR(x)

x

sujeto a: x ∈ SR

(2.8)

donde fR : Rn −→ R es la función del problema relajado con la propiedad que fR ≤ f

en S, y donde SR ⊇ S, donde SR es el espacio de soluciones factibles del problema relajado.

Entonces para ambos problemas se tiene lo siguiente:

Teorema 4 [Teorema de relajación ]

1. [Relajación ] Es aquella donde se cumple que fR
∗ ≤ f∗

2. [Infactibilidad ] Sí 2.8 es infactible, 2.7 también lo es.

3. [Relajación óptima ] Sí el problema 2.8 tiene una solución óptima, xR∗ ∈ S y

fR(xR
∗) = f(xR

∗), entonces xR
∗ es una solución óptima a 2.7



2.5. Relajación Lagrangiana y el Problema Dual 21

2.5. Relajación Lagrangiana y el Problema Dual

Considerando el problema de optimización:

f∗ := ín�mof(x)

x

sujeto a x ∈ X

gi(x) ≤ 0, i = 1, . . . ,m

(2.9)

donde f : Rn −→ R y gi : Rn −→ R (i = 1, 2, . . . ,m) , son funciones dadas y X ⊆ Rn.

Para esto se asume que:

−∞ < f∗ <∞

esto es que f está acotada inferiormente en el conjunto factible y el problema tiene al

menos una solución factible [16].

Definición 5 [Función Lagrangiana y multiplicadores ]

Para un vector arbitrario µ ∈ Rm, la función de lagrange se de�ne como:

L (x, µ) := f(x) +
m∑
i=1

µigi(x) = f(x) + µT g(x) (2.10)

A su vez considerando el problema:

minimizar L (x, µ)

sujeto a: x ∈ X
(2.11)

siempre que µ sea no negativo, el problema 2.11 es lo que se conoce como función

Lagrangiana.

Se llama al vector µ∗ ∈ Rm, un vector de multiplicadores de lagrange si éste es no

negativo y sí f∗ := ı́nf L (x, µ∗) donde x ∈ X se cumple.

Teorema 5 [Multiplicadores de Lagrange y óptimo global ] Sea µ∗ un vector de multipli-

cadores de lagrange, entonces, x∗ es una solución óptima a 2.9 sí y solo sí x∗ es factible

en 2.9 y que

x∗ ∈ argminL (x, µ∗), y µi
∗gi(x

∗) = 0 i = 1, 2, . . . ,m

x ∈ X
(2.12)
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a su vez, sea la función dual:

q(µ) := ín�mo L (x, µ)

x ∈ X
(2.13)

siendo la función Lagrangiana, de�nida por el valor ín�mo de la función Lagrangiana

sobre xj , el problema Lagrangiano dual se describe de la manera siguiente:

maximizar q(µ),

sujeta a µ ≥ 0m
(2.14)

para algún valor µ, q(µ) = −∞ es posible. Sí esto se cumple para todo valor µ ≥ 0m,

entonces:
q∗ := sumpremo q(µ)

µ ≥ 0m
(2.15)

cuando esto es igual a -∞, se dice que el problema dual es infactible. Por lo tanto el

dominio efectivo de q es:

Dq := {µ ∈ Rm|q(µ) > −∞} (2.16)

Teorema 6 [El problema dual convexo ] El dominio efectivo Dq de q es convexo y q a su

vez cóncavo en Dq.

Demostración 2 Sea x ∈ Rn, µ, µ ∈ Rm, y α ∈ [0, 1], se tiene que:

L (x, αµ+ (1− α)µ) = αL (x, µ) + (1− α)L (x, µ) (2.17)

tomando el ín�mo sobre x en ambos lados,

infL (x, αµ+ (1− α)µ) = inf {αL (x, µ) + (1− α)L (x, µ)}
x ∈ X x ∈ X

= infαL (x, µ) + inf(1− α)L (x, µ)

x ∈ X x ∈ X

= αinfL (x, µ) + (1− α)infL (x, µ)

x ∈ X x ∈ X
(2.18)

ya que α ∈ [0, 1], y la suma de los valores ín�mos puede ser tan pequeña como el valor

de un valor individual ín�mo, ya que se tiene la posibilidad de elegir diferentes soluciones

óptimas en los dos problemas. Por lo tanto:
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q(αµ+ (1− α)µ) ≥ αq(µ) + (1− α)q(µ) (2.19)

se cumple. De esta desigualdad se deduce que sí µ y µ están dentro de Dq, entonces

también lo hace αµ+ (1− α)µ, así, Dq se dice que es convexo y q es cóncava en Dq.

El problema Lagrangiano dual siempre es convexo, es decir que maximiza a una función

cóncava, lo cual ayuda a resolver el problema e�cientemente.

Teorema 7 [Dualidad débil ] Sea x y µ factibles en los problemas 2.14 y 2.9 respectiva-

mente, entonces:

q(µ) ≤ f(x) (2.20)

es decir:

q∗ ≤ f∗ (2.21)

a su vez sí q(µ) = f(x), entonces dicho par de variables (x, µ) es óptimo en su respectivo

problema, y sí q∗ = f∗, se dice que la brecha dual está dada por la siguiente expresión:

Γ = f∗ − q∗ (2.22)

sí Γ es cero, se dice que no hay brecha dual.

Proposición 3 [La brecha dual y la existencia de los multiplicadores de lagrange ] Sí no

hay brecha dual, entonces el conjunto de multiplicadores de Lagrange cuya representación

es vectorial, será igual al conjunto óptimo de soluciones duales, por el contrario si hay

brecha dual, entonces por consecuencia no hay multiplicadores de Lagrange.

Teorema 8 [Optimalidad global cuando no hay una brecha dual ] El vector (x∗, µ∗) será

un par de soluciones óptimas primales y un vector de multiplicadores de Lagrange sí y solo

sí:

El problema dual es factible, es decir:

µ ≥ 0m (2.23)

se tiene optimalidad Lagrangiana:
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x∗ ∈ argmínL (x, µ∗)

x ∈ X
(2.24)

factibilidad en el problema primal:

x∗ ∈ X, gi(x
∗) ≤ 0m (2.25)

y holguras complementarias:

µi
∗gi(x

∗) = 0, i = 1, . . . ,m (2.26)

2.6. Métodos de Solución para Programación Entera

Mixta

2.6.1. Programación Dinámica

La programación dinámica ha sido ampliamente utilizada en problemas discretos [19].

La separación de la función objetivo y de las funciones de restricción hacen que el método

de la programación dinámica sea una buena alternativa para la solución de 2.27.

Sea el siguiente problema:

minimizar f(x) =

n∑
j=1

fj(xj)

sujeta a gi(x) =

n∑
j=1

gij(xj) ≤ bi, i = 1, . . . ,m,

x ∈ X = X1 ×X2 × · · · ×Xn

(2.27)

donde fj y g′ijs están de�nidas en R, y todas las X ′
js son conjuntos enteros �nitos en

R. Una consideración importante para llevar a cabo la implementación de dicho método

para 2.27 es la incorporación de las g′is, las funciones gij toman valores enteros para toda

j = 1, . . . , n e i = 1, . . . ,m.

Para aplicar la programación dinámica, se intoduce k, que corresponde a una variable

que denota las etapas, 0 ≤ k ≤ n, y un vector de estado en la etapa k, sk ∈ Rm, que

satisface la siguiente ecuación recursiva:

sk+1 = sk + gk(xk), k = 1. . . . , n− 1 (2.28)

con una condición inicial s1 = 0, donde:
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gk(xk) = (g1k(xk), . . . , gmk(xk))
T

Dado que las restricciones son valores enteros, sólo es necesario considerar puntos en-

teros en el espacio de estado. Además la region factible del vector de estado en la etapa k

con 2 ≤ k ≤ n+ 1 se pueden acotar de la siguiente manera:

sk ≤ sk ≤ sk

donde:

sk =



k−1∑
t=1

min g1t(xt)

xt ∈ Xt

...
k−1∑
t=1

min g1m(xt)

xt ∈ Xt


(2.29)

y

sk =



min


k−1∑
t=1

max g1t(xt)

xt ∈ Xt

,
b1 −

n∑
t=k

min g1t(xt)

xt ∈ Xt


...

min


k−1∑
t=1

max gmt(xt)

xt ∈ Xt

,
bm −

n∑
t=k

min gmt(xt)

xt ∈ Xt




(2.30)

La programación dinámica puede ser aplicada para resolver el problema 2.27 ya sea

por una recursión hacia atrás o hacia adelante.

2.6.2. Ramas y Cotas

La idea básica detrás del método de ramas y cotas es un esquema implícito de enu-

meración que descarta sistemáticamente los puntos no factibles en X que son en los que

no se espera conseguir la optimalidad en el problema. La misma idea puede aplicarse al
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problema de programación de números enteros en problemas no lineales. Dado el siguiente

problema:

min f(x, y)

sujeto a:

gi(x, y) ≤ 0, i = 1, . . . , q,

hi(x, y) = 0, i = 1, . . . , l,

x ∈ X ⊆ Rn, y ∈ Y ⊂ Zm

(2.31)

donde f : X×Y −→ R, gi : X×Y −→ R (i = 1, . . . , q), hi : X×Y −→ R (i = 1, . . . , l)

y Zm denota el conjunto de vectores enteros en Rm, en donde X es un conjunto convexo

no vacío en Rn y Y es un conjunto entero �nito en Zm, es decir, Y = {0, 1}m.

El método en un problema de programación entera mixta está basado en la relajación

continua de dicho problema. Al relajar la integralidad de la variable y, se obtiene el siguiente

problema de programación no lineal:

min f(x, y)

sujeta a:

g(x, y) ≤ 0,

h(x, y) = 0,

x ∈ X ⊆ Rn, y ∈ conv(Y ),

(2.32)

donde se de�nirán α y β como cotas inferiores y cotas superiores de y respectivamente.

Entonces estableciendo lo siguiente:

1. X ⊆ Rn es un conjunto convexo, y Y es un conjunto entero �nito

2. f y gi (i = 1, . . . , q) son funciones convexas y diferenciables de (x, y) y hi (i = 1, . . . , l)

son funciones lineales de (x, y)

3. Se satisface alguna restricción no lineal, en la que una condición su�ciente implica que

la solución óptima de cada subproblema factible en 2.31 es un punto regular, es decir,

los vectores gradiente de las restricciones activas sean linealmente independientes.

esto asegura que cualquier solución de 2.31 es una solución global y su solución puede

veri�carse aplicando directamente las condiciones de KKT. Los subproblemas se derivan

relajando la integralidad de la variable entera y y acotando el límite superior y el límite

superior en yj para cada j. Entonces Zk denota la cota inferior obtenida de resolver el
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subproblema para el nodo k que rami�ca a las posibles soluciones al subproblema, y el

valor óptimo del problema lineal la mejor cota superior.

2.6.3. Relajación de Lagrange

Para el problema 2.2, se de�ne la función Lagrangiana para λ ∈ Rm y µ ∈ Rl de la

siguiente manera:

L (x, λ, µ) = f(x) +
m∑
i=1

λi(gi(x)− bi) +
l∑

k=1

µk(hk(x)− ck)

por lo tanto el problema de relajación Lagrangiana se expresa:

d(λ, µ) = min L (x, λ, µ)

x ∈ X
(2.33)

y se denota la región factible de 2.2 por:

S = {x ∈ X | gi(x) ≤ bi, i = 1, . . . ,m, hk(x) = ck, k = 1, . . . , l},

A su vez se tiene que a través de la siguiente relación de dualidad débil:

d(λ, µ) ≤ f(x), ∀λ ∈ Rm, µ ∈ Rl, x ∈ S

lo cual asegura que resolviendo para 2.33, obtendrá el límite inferior de f∗, es decir,

el valor óptimo de 2.2. El problema dual se trata de encontrar el mejor límite inferior

proporcionado por la relajación Lagrangiana:

max d(λ, µ)

λ ∈ Rm, µ ∈ Rl
(2.34)



Capítulo 3

Descripción y Asignación de

Unidades Generadoras Térmicas

Debido a las recientes restructuraciones en materia de energía, el sistema eléctrico

mexicano pasó de ser un sistema regulado, operado y controlado por un organismo cen-

tralizado [4], a un sistema desregulado controlado y operado por un operador de mercado,

abriendo así una área de oportunidad a la iniciativa privada a participar en el mercado

eléctrico a través de susbastas a corto y largo plazo, sujetas a ofertas de compra de energía

y contratos bilaterales [3]. Esto conlleva a una transición del sistema y de su operación,

desde un esquema de operación donde solo se priorizaba la seguridad a un entorno también

económico.

Este hecho obliga a los ingenieros de potencia a idear e implementar nuevas técnicas

que permitan minimizar los costos de producción, operación y transporte de la energía

eléctrica. Una tarea importante a cubrir dentro de este rubro es la asignación de unidades,

que consta de la programación de un esquema óptimo cuya tarea es determinar el programa

de encendido y apagado de las centrales para un mejor aprovechamiento de los combustibles

fósiles y así conseguir minimizar los costos de producción de la energía eléctrica [25].
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3.1. Características de los Sistemas Térmicos

En los sistemas térmicos de generación de energía eléctrica se lleva a cabo un proceso

que tiene que ver directamente con la quema de combustibles fósiles como son carbón, gas,

diesel, o algunos derivados del petróleo como el combustóleo para generar calor, el cual va

a incidir de manera directa en una caldera que convertirá y conducirá el agua contenida en

su interior convertida en vapor, a una turbina que proporcionará el movimiento mecánico

al rotor del generador eléctrico, este comportamiento es descrito mediante la �gura 3.1.

Figura 3.1: Diagrama de operación de una unidad termoeléctrica [20].

3.1.1. Plantas de Ciclo Combinado

Existen otro tipo de plantas térmicas que permiten un mejor aprovechamiento del

combustible usado para generar la energía eléctrica, y estas son denominadas Plantas de

Ciclo Combinado.

Cuando se emplean plantas térmicas convencionales, los gases producidos por la quema

de los combustibles fósiles en su proceso de generación son liberados a la atmósfera con

gran calor en su composicón, por el contrario en este tipo de plantas se re-utiliza la energía

liberada por el calor contenida en el gas, que es captado por un recuperador de calor que

genera vapor para impulsar una turbina de vapor en un segundo proceso de generación.

La instalación más común de una central de ciclo combinado consta de varios pares de

turbinas de combustión acoplados con generadores con recuperador de calor y un conjunto

de turbinas de vapor-generador. El vapor que proporciona el recuperador de calor impulsa

a la turbina de vapor además de suministrar vapor a los sistemas que lo requieran [35],

es decir, la salida eléctrica de este conjunto se conecta no sólo al sistema de energía
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eléctrica, sino también para el sistema de potencia auxiliar en la central. Una unidad

típica con turbina de vapor puede requerir un 2-6% de la producción total de la unidad

para los requisitos de potencia auxiliares necesarios para accionar las bombas de agua de

alimentación,las bombas de las calderas , ventiladores, condensador, etc.[20].

Cabe mencionar que este tipo de centrales son muy utilizadas en el nuevo contexto del

sectro eléctrico debido a su alta e�ciencia, por ejemplo, si una central de ciclo combinado

posee una con�guración constituida por un generador acoplado a una turbina de combus-

tión que entrega una potencia nominal de 80 MW, el generador acoplado a la turbina de

vapor entregaría una potencia de 40 MW, por lo que la producción total de la central

seríade 120 MW. Este tipo de con�guración puede llegar a alcanzar una e�ciencia de hasta

el 60%, lo que se traduce a una mejora del 20% al 30% con respecto a las turbinas de

combustión de las plantas térmicas convencionales [36].

Dicho lo anterior las centrales de ciclo combinado poseen una alta e�ciencia térmica, es

decir, un consumo de combustible menor para generar la misma energía, menos consumo de

combustible implica menores costos de operación y una menor emisión de contaminantes

por unidad, haciéndolos no sólo una opción económica, sino también una solución ecológica

[33].

La descripción de este sistema de la central se puede observar en la �gura 3.2.

3.1.2. Costos de la Operación de las Unidades Termoeléctricas

Otra característica importante para el estudio de asignación de unidades son los costos

derivados de la operación de las mismas, ya que a partir de ellos se determinarán los crite-

rios de selección de arranque del grupo de generadores disponibles, los cuales se describen

a continuación:

3.1.3. Costos de Arranque

El costo de arranque se de�ne como el costo que se deriva de la utilización del combusti-

ble consumido por el quemador para generar el calor necesario con el objetivo de conseguir

las condiciones de presión y temperatura para que la caldera sea capaz de aportar el vapor

para mover la turbina [20], ya sea desde una etapa de reposo o baja velocidad del rotor,

pues es importante mencionar que el costo de arranque de una central es una función

exponencial que dependerá del tiempo en que la unidad salió de servicio, es decir, que
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Figura 3.2: Diagrama de operación de una central de ciclo combinado [33].

es proporcional al enfriamiento de la unidad, mismo que puede expresarse de la manera

siguiente:

Ci = C0 · (1− e−Φ·t) (3.1)

donde:

i := unidad de estudio

t := tiempo que permaneció fuera de servicio la unidad i

Ci := costo de arranque de la unidad de estudio

C0 := costo de arranque en frío

Φ := constante de enfriamiento de la unidad
en la �gura 3.3 se ilustra el costo de arranque en función del tiempo que dura apagada

la unidad.

3.1.4. Costo del Combustible en la Operación

Cuando la unidad es puesta en servicio, su potencia entregada estará en función di-

rectamente de la energía calorí�ca transformada a través de la quema del combustible. Es
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Figura 3.3: Costo de arranque en función del tiempo de desconexión.

por ello que es prioritario conocer el precio unitario del combustible, que aunado a una

descripción del aprovechamiento calorí�co del mismo, determinará el costo de entrada al

sistema de generación re�ejado en la potencia entregada por el generador. Dicha descrip-

ción es llevada a cabo mediante el modelo de aprovechamiento calorí�co expresado enMega

British Termal Units [MBtu/hora], por medio de una curva contínua (usadas en el estudio

de esta tesis) o por una curva segmentada a trozos, denominada curva de entrada-salida,

las cuales se pueden apreciar más claramente en la �gura 3.4 .

Figura 3.4: (a)Curva de entrada-salida no lineal, (b)Curva entrada-salida segmentada a

trozos.

Éstas curvas son caracterizadas a partir de un polinomio que describe el comporta-
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miento de las mismas:

F (Pi) = aPi
2 + bPi + c

donde:

F (Pi) := representa el costo del combustible

Pi := potencia a la que se encuentra operando la unidad i

y acotadas a límites a los operativos:

Pi
min ≤ Pi ≤ Pi

max

a su vez, para las plantas de ciclo combinado se tienen diferentes costos de operación

para una misma central, esto debido a que cuentan con más de una con�guración en su

operación, pues se componen de unos cuantos arreglos de turbina a base de combustión

acoplada a un generador con recuperador de calor (TC-RCGV) unos cuantos arreglos o

en su defecto una turbina de vapor - generador (TV). Además de este esquema de base, la

caldera auxiliar se utiliza para suministrar la carga de vapor en caso de que no se necesi-

te únicamente para la producción de energía eléctrica. Algunas con�guraciones de planta

de ciclo combinado pueden tener una caldera adicional para conducir el vapor a la (TV)

independientemente del par de (TC-RCGV), y algunos pueden usar un combustible adi-

cional que se puede utilizar en el (RCGV) para producir calor de forma independiente a las

turbinas de combustión. Esos esquemas se pueden modelar mediante enfoque desarrollado

como distintas con�guraciones adicionales. En la tabla 3.1 se muestran las con�guracio-

nes más usuales en la operacón de estas plantas así como la representación de sus curvas

entrada-salida para cada unos de sus con�guraciones ilustrados en la �gura 4.6

Tabla 3.1: Composición de las con�guraciones de una central de Ciclo Combinado.

Número de con�guración 1 Compuesta de 2 Máxima Potencia

1 1 TC P1 max

2 2 TC P2 max

3 1 TC + 1 TV P3 max

4 2 TC + 1 TV P4 max
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Figura 3.5: Curvas de las con�guraciones de operación para una central de Ciclo Combi-

nado [35].

3.1.5. Costos Marginales del Combustible

Los costos marginales del combustible están caracterízados por la primera derivada de

la función de entrada-salida, lo que se traduce a que la función que describe estos costos,

resulta una función lineal:

△Fi

△P
=

dFi(Pi)

dPi
= 2a · Pi + b

A su vez, sí la curva de entrada-salida se modela a través de una función lineal por

tramos, la curva de costos marginales estará representada por una función escalonada. A

lo que cada valor del escalón que compone a la función corresponde a la pendiente de cada

tramo de la función de entrada-salida [20].

3.2. Problema de Asignación de Unidades

El problema de asignación de unidades consiste en la designación del mejor esquema de

generación, a través de la selección los generadores que estarán conectados en determinada

etapa u horario en función de la demanda presente para ese instante, respetando los límites

operativos de las máquinas.

La formulación del problema se plantea a continuación:
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3.2.1. Planteamiento del Problema

El objetivo del problema de la asignación de unidades es la minimización de los costos

de producción en un horizonte establecido que puede ser de 24 a 168 hrs. Por lo tanto,

la función objetivo se expresa como la suma de los costos de producción de la energía

eléctrica, sin embargo el valor de la demanda por etapa es diferente para cada una de ellas

debido a la naturaleza de la carga, la generación debe de cubrir a la demanda en todo

momento, este comportamiento se describe a través de la ecuación de balance de potencia

que se de�ne como:

P t
carga −

Ngen∑
i=1

Pi
tUi

t = 0 para t = 1, . . . , T

donde:

i := representa el número de unidad

Ui
t := representa a la variable de decisión ∈ {0, 1}

P t
carga := demanda de potencia para la etapa t

Pi
t := potencia entregada por cada unidad i

3.2.2. Formulación Matemática del Problema de Asignación de

Unidades

Para proceder a la solución del problema es importante tener un buen modelo ma-

temático bien de�nido que nos permita llegar a la mejor solución. Como el esquema de

asignación de unidades es un problema de optimización matemática, entonces se plantea

la función objetivo, la cual consta de minimizar los costos de producción, y se de�ne de la

manera siguiente:

Min
T∑

t=1

Ngen∑
i=1

[
Fi(Pi

t) + costo de arranquei,t
]
Ui

t = F (Pi
t, Ui

t) (3.2)

de�niendo las restricciones del problema de asignación de unidades se tiene:

1. Ecuación de Balance de Potencia

P t
carga −

Ngen∑
i=1

Pi
tUi

t = 0para t = 1, . . . , T (3.3)
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2. Límites operativos

Ui
tPi

min ≤ Pi
t ≤ Ui

tPi
max (3.4)

3. Rampa de incremento de potencia

Pi
k+1 − Pi

k ≤ Si (3.5)

4. Rampa de decremento de potencia

Pi
k − Pi

k+1 ≤ Ti (3.6)

a su vez cuando en el sistema se consideran las plantas de ciclo combinado dentro del

problema general de asignación de unidades, dicho problema que trata asignación de la

con�guración óptima, es tratado como un subproblema que resulve simultáneamente en el

cálculo, y se describe de la manera siguiente:

Min

T∑
t=1

∑
n∈N

∑
m∈M

[
Fm,n(P

t
m,n) + costo de arranquem,n

]
Um,n

t = F (Pm,n
t, Um,n

t) (3.7)

en donde se buscan minimizar los costos de la operación derivados de la puesta en

marcha de las con�guraciones asignadas para la operación para las diferentes etapas de

estudio. Para este problema por la naturaleza de sus componentes térmicos, se consideran

las restricciones anteriores, sin embargo se tienen que establecer restricciones adicionales

como lo son los modos de transición permitidos y la exclusividad de la selección por etapa

de cada uno de ellos, y esto se establece en la ecuación siguiente:

∑
j∈M

UT
m,n = 1

donde:

Um,n
T := representa la variable de asignación del modo m de la central n en la

etapa T, U ∈ [0, 1]

j ∈M := representa todas las con�guraciones presentes en la central
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3.3. Restricciones en la Operación de las Unidades Tér-

micas

3.3.1. Límites Operativos

Existen restricciones operativas en los generadores térmicos, para conseguir el fun-

cionamiento correcto de los mismos, y a su vez evitar que estos se dañen por una mala

operación. Las unidades térmicas tienen una potencia de salida mínima para un funcio-

namiento estable. "Típicamente, este valor corresponde del 10% al 30% de la potencia

máxima para unidades alimentadas con gas natural o petróleo y del 20% al 50% de la

potencia máxima para unidades alimentadas con carbón"[28] [22].

3.3.2. Incremento y Decremento en la Generación

Esta restricción obliga a una unidad termoeléctrica a incrementar o disminuir la poten-

cia eléctrica generada por debajo de una razón de cambio. Está característica se denomina

rampa de incremento máximo de generación o rampa de incremento de generación. Está

restricción se representa de la siguiente manera:

Pi
k+1 − Pi

k ≤ Si

donde:

Si := representa la rampa de incremento de generación

A su vez cuando una unidad baja su nivel de producción de potencia, este no debe

exceder los limites de la rampa de decremento de potencia, descrita a continuación:

Pi
k − Pi

k+1 ≤ Ti

donde:

Ti := representa la rampa de decremento de generación

3.3.3. Transición de Con�guraciones para Centrales de Ciclo Com-

binado

En esta restricción que es exclusiva para plantas de ciclo combinado, determina las

transiciones permitidas de un estado de operación a otro y las no permitidas las restringe
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[34]. En la �gura 3.6 se muestra un ejemplo de la dinámica de la transición de estados.

Figura 3.6: Diagrama de estados de trancisión para centrales de ciclo combinado [35].

3.3.4. Modos de Operación Mútuamente Excluyentes

Sí todas las con�guraciones presentes en la central de ciclo combinado fueran válidas,

se estaría hablando que cada una ellas es una unidad térmica independiente, sin embargo

como no es así, cada una de las con�guraciones presentes deben ser mutuamente exclu-

yentes, es decir, una sola con�guración puede ser asignada en una determinada etapa de

estudio. Esto signi�ca que:

∑
j∈M

UT
m,n = 1

donde:

UT
m,n := representa la variable de asignación del modo m de la central n en la

etapa T,U ∈ [0, 1]

j ∈ J := representa todas las con�guraciones presentes en la central
Para esto existen distintas metodologías de asignación de unidades, que a continuación

se muestran.
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3.4. Métodos de Solución del Programa de Asignación

de Unidades

3.4.1. Lista de Prioridad

Este método básicamente consiste en construir una lista con el orden en que serán

despachadas las unidades de las que se dispone según la demanda a cubrir, esto con base

a su costo de producción, es decir, las centrales más baratas serán despachadas primero y

las centrales más costosas despacharán unicamente los picos de demanda. De manera más

detallada el procedimiento se traduce a lo siguiente:

El método toma en cuenta la demanda en cada hora, y cuando el valor de la carga

decrece, éste determina si la siguiente unidad de la lista aportará la generación su�ciente

para satisfacer la demanda, en conjunto con los requisitos de reserva rodante. Si no es así,

continúa el método [20]. Después debe determinar el número de horas o etapas, antes de

que se necesite de nuevo la unidad, es decir, suponiendo que el valor de la carga disminuye

y posteriormente vuelve a elevarse, y sí dicho intervalo es menor que el tiempo mínimo de

desconexión de la unidad, se mantiene el esquema asignado y se procede a ir al siguiente

paso.

Posteriormente se procede a calcular dos costos, el primero es la suma de los costos

de producción para cada hora con la unidad encendida, y la suma de los costos cuando la

potencia aportada por la unidad disminuye o en su defecto la desconexión de la misma (se-

gún la opción más económica) y añadiendo el costo de puesta en marcha. Si hay su�ciente

ahorro al apagar la unidad, ésta debe ser desconectada; de lo contrario, se mantendrá en

servicio.

Se debe repetir este procedimiento completo para la siguiente unidad en la lista de

prioridad. Si también es descendido, pase a la siguiente y así sucesivamente [20].

Es importante mencionar que es posible realizar modi�caciones al método para que

éste cumpla con los objetivos y restricciones deseados [20][24].

3.4.2. Programación Dinámica

La programación dinámica posee grandes ventajas sobre el esquema de enumeración,

debido a la reducción de la dimensionalidad del problema[20]. En este método básicamente

se busca el la solución factible a los estados de las unidades que son la representación de
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la combinación de ellas.

En el problema de programación dinámica se asume que un estado se compone de

una serie de unidades especí�cas en operación y el resto desconectadas, que el costo de

arranque de una unidad es independiente del tiempo que ha estado fuera de línea es decir,

es lo interpreta como una cantidad �ja, que se agrega ningún costo adicional por el hecho

de poner fuera de operación una unidad, hay un orden de prioridad estricta, y en cada

intervalo o etapa posee un mínimo número de unidades que debe estar funcionando y en

el que un estado factible es aquel en la que las unidades asignadas en el cálculo pueden

suministrar la carga demandada y que éste cumpla con la cantidad mínima de la capacidad

de cada período.

La dirección de búsqueda del algoritmo se lleva acabo ya sea en orden progresiva o

regresiva la cual se divide en etapas que forman parte parte de un conjunto que representa

el horizonte de estudio.

3.4.3. Método de Ramas y Cotas

La búsqueda que lleva a cabo el método hacia la solución óptima se hace a partir de

un árbol de decisión, de ahí el nombre. Este método resuelve inicialmente el problema sin

considerar las restricciones, es decir lo relaja, para posteriormente seleccionar una de las

variables enteras agregando dos nuevas restricciones, una de ellas describe la cota superior

a la variable seleccionada restringiendo su valor del máximo de la parte entera de su valor

actual, la segunda representa la cota inferior de la variable seleccionada restringiendo su

valor de al menos la parte entera de su valor actual.

A partir de esto se crean dos nuevos problemas de programación lineal (llamados ramas)

y se resuelven. Uno agrega la restricción de la cota superior y el otro agrega la restricción

de la cota inferior. Se trata de un proceso iterativo el que continúa hasta que se encuentra

una solución entera.

Si una cota superior es encontrada, solo se examinan pocos nodos del árbol de Rami-

�cación y cotas, para obtener las soluciones sub-óptimas.

Al igual a lo que sucede con la programación dinámica (y en general con todos las téc-

nicas de optimización enumerativas), este método empeora dramáticamente su desempeño

en la medida que aumenta el número de unidades generadoras.[22]
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3.4.4. Método de Relajación Lagrangiana

Esta metodología se basa principalmente en el teorema de relajación el cual establece

que existen dos problemas, en los que el problema original está contenido dentro del espacio

factible del problema relajado, y a�rma que si existen una serie de variables dependiendo de

la dimensión del espacio del problema relajado, satisfacen a este problema, dichas variables

también serán óptimas para el problema original.

Los subproblemas son resueltos independientemente ignorando las restricciones y cada

subproblema determina la solución para cada una de las unidades respectivamente.

Los subproblemas son penalizados por multiplicadores de Lagrange para formular un

problema dual. Para el problema, el valor de la función original o también llamada primal

es siempre mayor o igual que la función que se de�ne como la función dual. La diferencia

entre los dos rendimientos de las funciones es denominado en la literatura como el Gap

Dual [20], para que la función original acote al problema como un límite superior. El

Gap Dual representa una relación de la convergencia de la solución. Los multiplicadores

de Lagrange o también llamados variables duales se calculan a través de un incremento

que dependerá del gradiente de la función dual, una vez calculados, estos son llevados a

los subproblemas, la solución de los subproblemas se hace por medio de programación

dinámica.

3.4.5. Programación Entera Mixta

Se dice que se han producido avances en el campo que se re�ere a la programación

como entero, es decir, la programación de los métodos que manipulan directamente las

variables enteras y llegan a soluciones óptimas que son mejores que las alcanzado el uso

de la Relajación Lagrangiana [20].

Estos métodos en general requieren suponer algunas consideraciones que pueden limitar

el espacio de búsqueda, con lo cual las soluciones obtenidas pueden estar alejadas de la

solución óptima [25][22].

3.4.6. Programación Lineal

La programación lineal es aquella que describe un problema de optimización a través de

una función lineal que satisface un conjunto de restricciones también lineales de igualdad
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y/o desigualdad.

Existen diversas técnicas para resolver este problema, pero debido a que en los pro-

blemas de ingeniería intervienen muchas variables se buscan técnicas robustas de optimi-

zación, por ejemplo de punto interior se puede hablar del método de escalado afín[27] el

cual busca la solución dentro de una región factible acotada poliedroidalmente hasta un

punto extremo ó la técnica Simplex que busca la solución del problema en cada uno de los

puntos extremos de la envoltura convexa [16][15].

La justi�cación del uso de la programación lineal en problemas de ingeniería es que

es una metodología amigable y que puede abarcar gran área de aplicaciones debido a sus

formulaciones simples, además de que sus tiempos de cálculo son pequeños además de que

no presenta complicaciones con respecto a la convergencia.



Capítulo 4

Desarrollo del Algoritmo

Empleado para el Problema de

Asignación de Unidades

Existen múltiples y variantes técnicas para abordar el problema de asignación de uni-

dades, pero también existen ventajas entre ellas lo que permite tomar una decisión para

seleccionar alguna según la aplicación, por ejemplo el método programación dinámica tiene

muchas desventajas para los grandes sistemas de potencia con un gran número de unidades

de generación, debido a que el algoritmo forza a buscar la solución a través de un pequeño

número de estados posibles de asignación para reducir el número de combinaciones que

deben ser probados en cada periodo de estudio, sin embrago con la técnica de relajación

Lagrangiana, estos inconvenientes desaparecen (aunque surgen otros problemas técnicos y

deben abordarse) [37][20]. El algoritmo de relajación Lagrangiana se basa en el principio

de la programación dual y de la programación entera mixta, y en este como su nombre lo

dice, relaja ciertas restricciones para simpli�car aún más el problema, es decir las ignora,

y resuelve para cada unidad a través de un subproblema independiente. Dicho algoritmo

de solución se describe con detalle a contiunación.

4.1. Algoritmo de Relajación Lagrangiana

Dado el siguiente problema:
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Función Objetivo = Min
T∑

t=1

Ngen∑
i=1

[
Fi(Pi

t) + costo de arranquei,t
]
Ui

t = F (Pi
t, Ui

t)

(4.1)

Sujeta a:

P t
carga −

∑Ngen

i=1 Pi
tUi

t = 0 para t = 1, . . . , T

Ui
tPi

min ≤ Pi
t ≤ Ui

tPi
max

Por de�nición, se procede a construir la función lagrangiana:

L (P,U, λ) = F (Pi
t, Ui

t) +
T∑

t=1

λT (P t
carga −

Ngen∑
i=1

Pi
tUi

t) (4.2)

donde:

t := etapa de estudio

i := número de unidad

Pi
t := generación térmica de la unidad i en la etapa t

F (Pi
t) := función de costos de generación de la unidad i en la etapa t

Ui
t := estado de asignación (1 sí la unidad está encendida ó 0 sí es-

tá apagada) de la unidad i en la etapa t

Pi
min := potencia mínima de generación de la unidad i

Pi
max := potencia máxima de generación de la unidad i

P t
carga := potencia que demanda la carga

λt := multiplicador de lagrange

El algoritmo de la relajación lagrangiana trabaja con base a la programación dual no

convexa, es decir, se tiene una variable primal que se representa como:

J∗ = min{L (P,U, λ)} (4.3)

Y una variable dual que se de�ne como:

q(λ) = max{min{L }}
λ ≥ 0

(4.4)

De esta manera las ecuaciones de restricción del problema primal se relajan y pasa a

formar parte de la función objetivo, lo cual se traduce en la simpli�cación del problema.



4.1. Algoritmo de Relajación Lagrangiana 45

Para esto el valor se procede a encontrar un valor de λ tal que aumente el valor de 4.4,

posteriormente se ajusta el multiplicador de lagrange y se considera �jo para encontrar los

valores de P y U.

Para esto se sabe que el mínimo de la función se obtiene a partir de la primera derivada,

esto es:

d

dPi
t [Fi(Pi)− λtPi

t] =
d

dPi
tFi(Pi)− λt

Por lo tanto la solución a esta ecuación se expresa como:

d

dPi
tFi(Pi

opt) = λt

de lo que se desprenden tres posibilidades relacionadas con los límites de operación de

cada unidad, estas son:

1. Sí Pi
opt ≤ Pi

min

min[Fi(Pi)− λtPi
t] = Fi(Pi

min)− λtPi
min

2. Sí Pi
min ≤ Pi

min ≤ Pi
max

min[Fi(Pi)− λtPi
t] = Fi(Pi

opt)− λtPi
opt

3. Sí Pi
opt ≥ Pi

max

min[Fi(Pi)− λtPi
t] = Fi(Pi

max)− λtPi
max

Para proceder con la asiganción de la variable de decisión, ya se tienen valores de

las variables duales para cada etapa así como las potencias óptimas permitidas para cada

unidad, entonces observamos que [Fi(Pi)−λtP t
i ] puede ser evaluada, y se procede a activar

la unidad con U = 1, sí la función evaluada se minimiza, es decir el valor es negativo, por

el contrario si el valor resulta positivo U = 0, es de esta forma como se lleva a cabo la

asignación de los estados dinámicos dentro del problema de asignación de unidades. Ahora

se debe maximizar la función dual q∗(λ) a través de la actualización de la variable dual λ,

cuyo valor debe hacer más grande al valor de la función dual evaluada, la maximización

se logra a partir de:

λt+1 = λt +

[
d

dλ
q(λ)

]
α (4.5)



4.1. Algoritmo de Relajación Lagrangiana 46

En donde α es el paso que ha de acelerar el crecimiento de la variable dual a partir del

siguiente criterio [20][30]:

Sí
dq(λ)

dλ
> 0, entonces α = 0.01

Sí
dq(λ)

dλ
< 0, entonces α = 0.002

Ya calculados los valores de la potencia despachada por cada central asignada, se

evalúan tanto en 4.3 como en 4.4 para mensurar la tasa de proximidad a la solución

factible, esto se hace a través de una relación representada por un valor que se denomina

Brecha Dual, el cual se encarga de asegurar la convergencia mediante la comparación de

ambas, como se describe a continuación:

Brecha Dual =
J∗ − q∗

q∗

Para que el algoritmo detecte que llegó a la solución óptima, la Brecha Dual actuará

como un indicador, puesto que debe de ser lo su�cientemente pequeño para que los valores

de ambas funciones dual y primal aproximen su valor una de la otra pues mientras la

función primal su decrece, el valor de la función dual aumenta, y si se mantiene la brecha

entre ellos, continuará su proceso.

Como se sabe, el principal objetivo del problema de asignación de unidades es cubrir la

demanda de carga horaria con el menor número de centrales disponibles, lo que se traduce

a un menor costo al momento del despacho, es por ello que a lo largo del desarrollo del

cálculo de la solución, no obtendrá una solución, a menos que se cubra la demanda para

cada una de las etapas, esto se consigue evitando que la Brecha Dual pare el proceso, para

ello se debe forzar a mantener la brecha amplia para que esto no ocurra asignando un alto

valor a la función primal J∗, sin que entre al proceso de despacho, ya que dicha función

representa el costo total de los combustibles por etapa, mientras que entre en una etapa de

factibilidad, si es así, se llevará a cabo el despacho térmico convencional con las unidades

asignadas gobernadas por las variables de decisión.

A continuación se muestra el diagrama que muestra el procedimiento del algoritmo:
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Figura 4.1: Diagrama de �ujo del algoritmo de relajación Lagrangiana.

4.2. Implementación de la Técnica de Relajación La-

grangiana Aplicada a la Asignación de Unidades

Térmicas Convencionales

4.2.1. Descripción del Programa

Como se explicó con anterioridad lo que se pretende en esta tesis es desarrollar una

herramienta computacional que proporcione el programa de generación óptimo para una

determinada demanda horaria, que considere las restricciones operativas de las unidades,

viendo lo que ocurre entorno al programa teniendo la posibilidad de implementar ruti-
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nas adicionales que mejoren la exactitud de la solución, es por ello que el desarrollo y

la implementación de la herramienta se llevó a cabo en MICROSOFT FORTRAN PO-

WERSTATION.

4.2.2. Características del Lenguaje y sus ventajas

FORTRAN se caracteriza por su alta capacidad en los cálculos matemáticos, trata-

miento de cadenas de caracteres y edición de informes. Es un lenguaje con gran énfasis,

por la facilidad con que permite expresar una ecuación. Debido al desarrollo de los métodos

de programación, se le han incorporado nuevas funciones, estructuras de control y asigna-

ción dinámica de memoria, posee comandos breves para efectuar operaciones matemáticas

con matrices y dispone de tipos, y estas mejoras aportan información útil al compilador.

Por estas razones FORTRAN no es muy usado fuera de los campos de la informática y el

análisis numérico, pero permanece como el lenguaje a escoger para desempeñar tareas de

cálculo numérico de alto rendimiento.

4.2.3. Programa AURL

El programa general AURL consta de tres subrutinas básicas que en conjunto operan

para conseguir la asignación de generación. Una de ellas es la asiganción a la unidad de

datos que permite llevar a cabo la lectura de los parámetros requeridos por el programa, la

segunda consta de la aplicación del algoritmo de relajación lagrangiana y la tercera consta

de el despacho económico de generación. A continuación se describen cada una de ellas.

4.2.4. Subrutina RECDAT

En esta subrutina se procede a la recopilación de datos de las unidades con la dispo-

nibilidad de ser asignadas, para cada una de las etapas con los respectivos requerimientos

de carga según el horizonte de planeación para efectos de cálculo del programa general.

Dicha subrutina recopila los datos desde un archivo.dat y los almacena en la unidad de

memoria que es asignada desde la subrutina en el orden que a continuación se presenta:

Número de Unidades de Generación disponibles

Número de etapas de estudio

Costo de arranque por unidad
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Curvas de entrada/salida de cada una de las Unidades

Límite operativo máximo por unidad

Límite operativo mínimo por unidad

Requerimiento de generación por etapa

Para veri�car que los datos introducidos son correctos o que en su defecto, la subrutina

los lea, imprime en la pantalla los datos qu fueron introducidos en el programa y que van

a ser sujetos a ser manipulados por el mismo.Posterior a esto se abre una unidad donde

imprimirá los resultados del algoritmo, y crea un archivo.res donde se puede observar la

combinación binaria por etapa obtenida.

4.2.5. Subrutina AUTRL

En esta subrutina se lleva a cabo el desarrollo y aplicación del algoritmo de Relajación

Lagrangiana aplicado a la asignación de unidades térmicas convencionales.

El primer paso de acción de ésta subrutina es crear un loop en donde se llevará a cabo

el algoritmo y parará con una bandera binaria que indicará la convergencia del método,

dónde anidado al mismo se encontrrá otro loop que representará el paso de las etapas a

través del algoritmo.

Posteriormente se realiza el procediemiento del cálculo de potencias con base a la

derivada de la curva de costos de producción donde se lleva a cabo una selección del valor

calculado, con el objetivo de evitar violaciones en los limites operativos de la unidad.

Estos valores obtenidos son evaluados en la función primal para llevar a cabo el criterio

de asignación de la unidad, obteniendo con esto los valores de las variables binarias que

corresponden al encendido y apagado de las unidades. Estos valores junto con las potencias

calculadas se evaluán en la función lagrangiana para obtener la función dual.

El valor de la variable dual aumenta con respecto a un control que le asigna un número

denominado paso, que dependerá de la derivada de la función dual.

Dentro de esta subrutina se manda a llamar a otra denominada DEG en la que se

determina el despacho económico de generación y los resultados del despacho se evalúan

en la función primal.
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Una vez calculados los valores correspondientes a la función primal y dual respectiva-

mente se procede a calcular la brecha dual, que nos servirá como indicador para cerrar el

loop una vez que el algoritmo haya encontrado la solución, e imprimirá el resultado de la

asignación en un archivo.res

4.3. Casos de Estudio de Asignación de Unidades Tér-

micas Convencionales

4.3.1. Caso de estudio 4.1

En este caso se cuentan con 3 generadores con las siguientes características:

Tabla 4.1: Características de los generadores del caso de estudio 4.1 [20].

UNIDAD 1 UNIDAD 2 UNIDAD 3

Pmáx (MW) 600 400 200

Pmín (MW) 100 100 50

a($/MW 2h) 0.002 0.0025 0.005

b($/MWh) 10 8 6

c($/h) 500 300 100

Tabla 4.2: Características de las requisiciones de carga del caso de estudio 4.1 [20].

HORA Pcarga

(MW)

1 170

2 520

3 1100

4 330
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Tabla 4.3: Resultados de la asignación de generación del caso de estudio 4.1 según [20].

ETAPA UNIDAD UNIDAD UNIDAD P1 P2 P3 Carga-Gen P1
de P1

de P1
de

1 2 3

1 0 0 1 0 0 200 -30 0 0 170

2 0 1 1 0 384 200 -64 0 320 200

3 1 1 1 600 400 200 -100 500 400 200

4 0 1 1 0 400 200 -270 0 130 200

Evaluando los resultados obtenidos de [20] en la función dual y primal respectivamente,

se tiene:

q∗ = 19, 442, J∗ = 20, 170, y
J∗ − q∗

q∗
= 0.037

Corriendo el programa AURL.f90 con los datos anteriores, se procede a veri�car el

comportamiento del algoritmo a lo largo del proceso, es decir la convergencia mediante la

brecha dual, el cual se observa en la �gura 4.2:

Figura 4.2: Comportamiento del algoritmo a lo largo del estudio para el caso 4.1.

se observa que ambos valores tanto de la función dual como la función primal llegan a ser

casi los mismos por lo que la brecha dual es lo su�cientemente pequeña como para asegurar

la solución óptima al problema [20], por lo tanto se obtienen los siguientes resultados:
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Tabla 4.4: Resultados de la asignación de generación del caso de estudio 4.1 con el programa

AURL.f90.

ETAPA UNIDAD UNIDAD UNIDAD P1 P2 P3 Carga-Gen P1
de P1

de P1
de

1 2 3

1 0 0 1 0 0 200 -30 0 0 170

2 0 1 1 0 384 200 -64 0 320 200

3 1 1 1 600 400 200 -100 500 400 200

4 0 1 1 0 400 200 -270 0 130 200
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Figura 4.3: Esquema de la asignación de generación para el caso de estudio 4.1.

q∗ = 19, 441.76, J∗ = 19, 445.15, y BrechaDual =
J∗ − q∗

q∗
= 0.000174399

como se observa se obtienen resultados casi idénticos a con respecto a [20].

4.3.2. Caso de estudio 4.2

En este caso se cuentan con 10 generadores con las siguientes características:

Tabla 4.5: Características de los generadores del caso de estudio 4.2 [30].

UNIDAD 1 UNIDAD 2 UNIDAD 3 UNIDAD 4 UNIDAD 5

Pmáx (MW) 455 455 130 130 162

Pmín (MW) 150 150 20 20 25

a($/MW 2h) 0.00048 0.00031 0.002 0.00211 0.00398

b($/MWh) 16.19 17.26 16.60 16.50 19.70

c($/h) 1000 970 700 680 450
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UNIDAD 6 UNIDAD 7 UNIDAD 8 UNIDAD 9 UNIDAD 10

Pmáx (MW) 80 85 55 55 55

Pmín (MW) 20 25 10 10 10

a($/MW 2h) 0.00712 0.0079 0.00413 0.00222 0.00173

b($/MWh) 22.26 27.74 25.92 27.27 27.79

c($/h) 370 480 660 665 670

Tabla 4.6: Características de las requisiciones de carga del caso de estudio 4.2 [30].

HORA Pcarga HORA Pcarga HORA Pcarga HORA Pcarga

(MW) (MW) (MW) (MW)

1 700 7 1150 13 1400 19 1200

2 750 8 1200 14 1300 20 1400

3 850 9 1300 15 1200 21 1300

4 950 10 1400 16 1050 22 1100

5 1000 11 1450 17 1000 23 900

6 1100 12 1500 18 1100 24 800

observando el comportamiento del algoritmo en la �gura 4.4:

Figura 4.4: Comportamiento del algoritmo a lo largo del estudio para el caso 4.2.
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se observa que se llega a un valor de la brecha dual aceptable, por lo que se tiene una

solución óptima al problema. Los resultados de asignación son los siguientes:

Tabla 4.7: Resultados de la asignación del caso de estudio 4.2 obtenidos con el programa

AURL.f90.

UNIDAD

HORA 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

1 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0

2 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0

3 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0

4 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0

5 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0

6 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0

7 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0

8 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0

9 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0

10 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0

11 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0

12 1 1 1 1 1 1 1 0 0 0

13 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0

14 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0

15 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0

16 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0

17 1 1 1 0 0 0 0 0 0 0

18 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0

19 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0

20 1 1 1 1 1 1 0 0 0 0

21 1 1 1 1 1 0 0 0 0 0

22 1 1 1 1 0 0 0 0 0 0

23 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0

24 1 1 0 0 0 0 0 0 0 0
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Tabla 4.8: Resultados del despacho de generación del caso de estudio 4.2 obtenidos con el

programa AURL.f90.

UNIDAD

HORA 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10

1 455 245 0 0 0 0 0 0 0 0

2 455 295 0 0 0 0 0 0 0 0

3 455 395 0 0 0 0 0 0 0 0

4 455 365 130 0 0 0 0 0 0 0

5 455 415 130 0 0 0 0 0 0 0

6 455 385 130 130 0 0 0 0 0 0

7 455 435 130 130 0 0 0 0 0 0

8 455 435 130 130 30 0 0 0 0 0

9 455 455 130 130 130 0 0 0 0 0

10 455 455 130 130 162 68 0 0 0 0

11 455 455 130 130 162 80 38 0 0 0

12 455 455 130 130 162 80 88 0 0 0

13 455 455 130 130 68 0 0 0 0 0

14 455 455 130 130 150 0 0 0 0 0

15 455 423 130 130 162 0 0 0 0 0

16 455 325 130 130 0 0 0 0 0 0

17 445 415 130 0 0 0 0 0 0 0

18 445 375 130 130 0 0 0 0 0 0

19 445 313 130 130 162 0 0 0 0 0

20 445 445 130 130 162 68 0 0 0 0

21 445 445 130 130 155 0 0 0 0 0

22 445 385 130 130 0 0 0 0 0 0

23 455 445 0 0 0 0 0 0 0 0

24 455 345 0 0 0 0 0 0 0 0
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Figura 4.5: Esquema de la asignación de generación para el caso de estudio 4.2.

En la grá�ca 4.9 se puede observar que el algoritmo es selectivo, pues orienta a los

generadores más baratos a entrar a la operación y a los más caros a cubrir las demandas

pico, y en el caso de los últimos generadores no los incluye dentro del esquema de operación

a menos que la demanda sea lo su�cientemente alta.

El costo de producción total para cubrir la demanda del caso de estudio 4.2 durante

24 horas es el siguiente:

Costo total en [30] = 566760.00[$]

Costo total con AURL.f90 = 546599.10[$]

4.4. Asignación de Modos de Operación para Centrales

de Ciclo Combinado

En este programa realiza la asignación del modo de operación óptimo de un conjunto

de ellos que componen a una central de ciclo combinado. Y la búsqueda de la solución se

lleva a cabo a partir de dos planteamientos básicos.
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4.4.1. Caso de estudio 4.3

En este planteamiento se establece que la central de ciclo combinado cuenta con más

de un modo de operación, y cada uno de ellos está representado a través de una curva

costos que se expresa a través de un polinomio cuadrático. El objetivo de este algoritmo

es determinar que modo de operación aporta los mayores bene�cios para la minimización

de los costos de producción dado un requisito de carga en determinada etapa, operando

con plantas térmicas convencionales.

En este caso se toman en cuenta los datos correspondientes a las unidades 1 y 3 del

caso de estudio 4.1, y se asume que una central de ciclo combinado con las características

establecidas en la tabla 4.9, entra a operar en lugar de la unidad 2.

Dadas las siguientes con�guraciones:

Tabla 4.9: Composición de las con�guraciones de una central de Ciclo Combinado del caso

de estudio 4.3.

Número de con�guración 1 Compuesta de 2 Máxima Potencia

1 1 TC 140

2 2 TC 230

3 1 TC + 1 TV 250

4 2 TC + 1 TV 400

Tabla 4.10: Demanda por etapa del caso de estudio 4.3.

HORA Pcarga HORA Pcarga HORA Pcarga HORA Pcarga

(MW) (MW) (MW) (MW)

1 100 7 475 13 720 19 910

2 130 8 755 14 530 20 1100

3 170 9 680 15 455 21 1025

4 190 10 770 16 720 22 780

5 210 11 780 17 850 23 665

6 340 12 800 18 950 24 190
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Figura 4.6: Curvas de las con�guraciones para una central de Ciclo Combinado para el

caso de estudio 4.3.

Llevando a cabo la ejecución del programa con los datos anteriores se obtuvieron los

siguientes resultados:
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Tabla 4.11: Resultados de la asignación de unidades y modos del caso de estudio 4.3

obtenidos con el programa AUCC.f90.

UNIDAD

HORA 1
2

3
1 2 3 4

1 0 1 0 0 0 0

2 0 1 0 0 0 0

3 0 0 0 1 0 0

4 0 0 0 1 0 0

5 0 0 0 0 1 0

6 0 0 0 0 1 0

7 0 0 0 0 1 1

8 1 0 0 0 1 1

9 1 0 0 0 1 1

10 1 0 0 0 1 1

11 1 0 0 0 1 1

12 1 0 0 0 1 1

13 1 0 0 0 1 1

14 0 0 0 0 1 1

15 0 0 0 0 1 0

16 1 0 0 0 1 1

17 1 0 0 0 1 1

18 0 0 0 0 1 1

19 1 0 0 0 1 1

20 1 0 0 0 1 1

21 1 0 0 0 1 1

22 1 0 0 0 1 1

23 0 0 0 0 1 1

24 0 0 0 1 0 1
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Tabla 4.12: Resultados de potencias despachadas por unidades y modos del caso de estudio

4.3 obtenidos con el programa AUCC.f90.

UNIDAD

HORA 1
2

3
1 2 3 4

1 0 100 0 0 0 0

2 0 130 0 0 0 0

3 0 0 0 170 0 0

4 0 0 0 190 0 0

5 0 0 0 210 0 0

6 0 0 0 0 340 0

7 0 0 0 0 400 75

8 200 0 0 0 400 195

9 100 0 0 0 400 180

10 170 0 0 0 400 200

11 180 0 0 0 400 200

12 200 0 0 0 400 200

13 120 0 0 0 400 200

14 0 0 0 0 400 130

15 0 0 0 0 400 55

16 120 0 0 0 400 200

17 250 0 0 0 400 200

18 350 0 0 0 400 200

19 310 0 0 0 400 200

20 500 0 0 0 400 200

21 425 0 0 0 400 200

22 180 0 0 0 400 200

23 100 0 0 0 400 155

24 0 0 0 190 0 0

El costo de producción total para cubrir la demanda del caso de estudio 4.3 durante

24 horas es el siguiente:

Costo total de Producción = 119682.60[$]
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Figura 4.7: Esquema de la asignación de la generación así como de las con�guraciones

óptimas de la para el caso de estudio 4.3.

En este esquema se puede observar que ambos generadores presentan aportación de

generación, sin embargo, la central de ciclo combinado siempre está en operación más no

con la misma con�guración, aunque en su mayoría asigna la con�guración 4 para etapas

de demanda alta.

4.4.2. Caso de estudio 4.4

En este caso de estudio se toman los datos del caso anterior, sin embargo los modos

de operación de la central de ciclo combinado se consideran en una sola curva, como se

observa en la �gura 4.8, a través de las muestras costo del combustible contra potencia

generada, y con esto la central se considera como unidad térmica convencional y se procede

a la asignación de unidades.

Por lo tanto los datos a emplear quedan de la siguiente manera:
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Figura 4.8: Curva aproximada de las con�guraciones para una central de Ciclo Combinado

para el caso de estudio 4.4.

Tabla 4.13: Características de los generadores del caso de estudio 4.4

UNIDAD 1 UNIDAD 2 UNIDAD 3

Pmáx (MW) 600 400 200

Pmín (MW) 100 50 50

a($/MW 2h) 0.002 0.00117 0.005

b($/MWh) 10 0.7976 6

c($/h) 500 851.79 100
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Tabla 4.14: Resultados de la asignación de unidades y modos del caso de estudio 4.4 con

la curva aproximada obtenidos con el programa AUCC.f90.

UNIDAD

HORA 1
2

3
1 2 3 4

1 0 1 0 0 0 0

2 0 1 0 0 0 0

3 0 0 0 1 0 0

4 0 0 0 1 0 0

5 0 0 0 0 1 0

6 0 0 0 0 1 0

7 0 0 0 0 1 1

8 1 0 0 0 1 1

9 1 0 0 0 1 0

10 1 0 0 0 1 0

11 1 0 0 0 1 0

12 1 0 0 0 1 0

13 1 0 0 0 1 0

14 0 0 0 0 1 1

15 0 0 0 0 1 1

16 1 0 0 0 1 0

17 1 0 0 0 1 0

18 1 0 0 0 1 0

19 1 0 0 0 1 0

20 1 0 0 0 1 1

21 1 0 0 0 1 1

22 1 0 0 0 1 0

23 1 0 0 0 1 0

24 0 0 0 1 0 0



4.4. Asignación de Modos de Operación para Centrales de Ciclo Combinado 65

Tabla 4.15: Resultados de potencias despachadas por unidades y modos con la curva

aproximada del caso de estudio 4.4 obtenidos con el programa AUCC.f90.

UNIDAD

HORA 1
2

3
1 2 3 4

1 0 100 0 0 0 0

2 0 130 0 0 0 0

3 0 0 0 170 0 0

4 0 0 0 190 0 0

5 0 0 0 0 210 0

6 0 0 0 0 340 0

7 0 0 0 0 400 75

8 155 0 0 0 400 200

9 280 0 0 0 400 0

10 370 0 0 0 400 0

11 380 0 0 0 400 0

12 400 0 0 0 400 0

13 320 0 0 0 400 0

14 0 0 0 0 400 130

15 0 0 0 0 400 55

16 320 0 0 0 400 0

17 450 0 0 0 400 0

18 550 0 0 0 400 0

19 510 0 0 0 400 0

20 500 0 0 0 400 200

21 425 0 0 0 400 200

22 380 0 0 0 400 0

23 0 0 0 0 400 135

24 0 0 0 190 0 0

El costo de producción total para cubrir la demanda del caso de estudio 4.3 durante

24 horas es el siguiente:

Costo total de Producción = 126561.50[$]
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Figura 4.9: Distribución de la asignación de la generación así como de las con�guraciones

óptimas de la para el caso de estudio 4.4.

En este esquema se puede notar que ambos generadores presentan aportación de gene-

ración aunque di�eren con el caso 4.3, sin embargo, se repite el patrón de asignación para

las con�guraciones de la central de ciclo combinado pues entra predominantemente a la

operación con su con�guración 4 en combinación con el generador 3 para las etapas con

alta demanda.



Capítulo 5

Conclusiones del Trabajo

5.1. Conclusiones

En este trabajo se presenta el modelaje y la implementación para llevar a cabo la asigna-

ción de un esquema óptimo de generación a corto plazo con plantas térmicas convencionales

y centrales de ciclo combinado haciendo uso de la programación dual y la programación

entera mixta a trevés de la técnica de relajación Lagrangiana, en donde dichos modelos

matemáticos para la solución se implementaron en FORTRAN POWERSTATION debido

a su capacidad de manipulación de datos, asignación dinámica de memoria y el extenso

contenido de sus bibliotecas.

Debido a la operación del sistema eléctrico, el problema de asignación de unidades

térmicas se torna complejo, es por esto que en este trabajo se tomó la decisión de omitir

en los casos del problema de asignación de unidades térmicas convencionales la restricción

de incremento y decremento de potencia por etapa, y en el caso de las centrales de ciclo

combinado se omitieron las limitaciones de transición de con�guraciones, que no afectarían

de forma signi�cativa los resultados obtenidos, sin embargo, sí se consideraron el conjunto

de características necesarias para el modelo de optimización que permitiera obtener buenos

resultados.

Con el desarollo de los casos de estudio que se presentaron en esta tesis se puede

observar con claridad que para la toma de decisiones con respecto a la puesta en marcha

y desconexión de las unidades, así como del cambio de con�guración de los equipos que

conforman las centrales de ciclo combinado, estos se encuentran íntimamente ligados al
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costo de su operación representados por de la curva de entrada/salida correspondiente al

generador, pues representa el aprovechamiento calorí�co de la unidad, así como también

las limitaciones físicas de cada generador. Es por ello que en los mercados eléctricos para

que una unidad sea incluída en el programa de generación está deberá de ofrecer precios

competitivos adecuados a las requisitos del mercado que se verán acotadas por sus límites

de producción, en otras palabras, cuanta energía puede aportar una central y cual es

la energía miníma que está dispuesta a vender, y aunado a esto se complica el problema,

cuando las limitaciones en la red se incluyen (despacho económico restringído), sin embargo

en este trabajo se considera como una primera etapa de simulación y éstas no son incluídas.

En los resultados también se observa que es viable la implementación de la programa-

ción dual al problema lineal a través de la técnica de relajación Lagrangiana, ya que en

el caso de las plantas térmicas convencionales presenta buenos resultados pues asigna las

unidades en orden ascendente, es decir, de la más barata a la más cara dependiendo de

las requisiciones de carga presentes en el predespacho, y en el caso de las centrales de ciclo

combinado en la mayoría de las etapas de estudio asigna las con�guraciones o modos de

operación donde se encuentran conectados la mayor parte de sus equipos de generación

debido a su alta e�ciencia energética en la conversión de la energía.

5.2. Aportaciones

La implementación de una herramienta de asignación de unidades térmicas convencio-

nales a base del modelo clásico de predespacho a través de programación lineal, progra-

mación dual y programación entera mixta.

Además se puede agregar que se desarrollaron e implementaron técnicas para la ob-

tención de las con�guraciones de centrales de ciclos combinados que son primordiales para

una oferta competitiva de precios en el mercado, ya que aún no han sido desarrolladas en

programas comerciales y que presentaron buenos resultados en la simulación.

La primera de ellas basa su procedimiento en la búsqueda del modo óptimo de operación

a través de la comparación de cada una de las curvas que describen el comportamiento

del aprovechamiento calorí�co por cada una de las con�guraciones existentes en la central,

asignando tanto la curva de operación óptima así como sus límites operativos para entrar

al despacho.
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La segunda busca la solución considerando todas las curvas que describen la operación

de la central a través de una curva aproximada a partir del método de interpolación de

mínimos cuadrados, que permite la manipulación de la central de ciclo combinado como

una unidad térmica convencional y la selección del modo de operación se lleva a cabo

básandose en la solución del despacho económico.

La implementación de estas herramientas de simulación se llevó a cabo en el programa

FORTRAN POWERSTATION, debido a la versátilidad del programa en la manipulación

de datos para conformar diferentes escenarios, además de que se tiene acceso total a la

estructura de programación para agregar restricciones adicionales deseables para diferentes

problemáticas en el entorno de regulación que se requiera.

5.3. Trabajos Futuros

Debido a la complejidad del problema de asignación de unidades térmicas convencio-

nales y más aún del problema de asignación de los modos de operación de las centrales de

ciclos combinados en este trabajo se omitieron algunas restricciones que no restan con�a-

bilidad a los resultados, sin embargo, sí estos son agregados al modelo se obtendría una

solución más completa de los mismos.

Así que para trabajos futuros se puede proponer la implementación de nuevas restric-

ciones como lo son las rampas de incremento y decremento de generación para la asignación

de unidades térmicas convencionales y ciclos combinados y las limitantes en la transición

de modos para únicamente las centrales CC que cumplan con el objetivo del problema pa-

ra diferentes escenarios de simulación en diferentes entornos de regulación, como algunos

modelos de subasta.

También se puede proponer la integración de una herramienta de despacho económico

restringido que represente las limitantes en el sistema, en conjunto con otra herremienta

de optimización que considere las congestiones presentes para cada etapa y de esta forma

sea posible �jar un escenario distinto de predespacho, para que el operador sea capaz de

redirigir los �ujos de potencia bajo distintos escenarios presentes en el sistema.
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Apéndice A

Una Introducción a la

Optimización Dual

El modelo dual de un problema de programación lineal se describe como el modelado

matemático simultáneo al problema original o también llamado problema primal, en don-

de se pueden interpretar y manipular los datos del problema original para obtener una

solución, es decir, es su�ciente con resolver uno de ellos, para poder obtener la solución

óptima y valor óptimo del problema equivalente, primal o dual según sea el caso.

Todo problema primal tiene asociado con él otro problema dual, entonces los dos en

conjunto se denominan problemas duales ya que ambos están formados por el mismo

conjunto de datos, por lo que la solución básica factible óptima de estos problemas es tal

que una de ellas, puede ser usada para la solución del otro problema.

La dimensión del problema de programación lineal está directamente relacionada con

el cálculo del problema primal o del dual, es decir, sí el primal tiene más ecuaciones que

variables, es más sencillo obtener la solución del dual ya que se traduce a un costo de

cálculo más bajo. Además si el primal tiene solución, el dual también la tiene. Una vez

que el problema dual es formulado, el procedimiento de solución es exactamente el mismo

que para cualquier problema de programación lineal.

Los problemas duales simétricos son los que se obtienen de un problema primal en

forma canónica y normalizada, es decir, cuando llevan asociadas desigualdades de la forma

mayor o igual en los problemas de minimización, y desigualdades menor o igual para los
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problemas de maximización. Es decir, si el problema original es de la siguiente forma:

La notación mátematica es descrita de la manera siguiente, para:

Primal −→ Contiene m ecuaciones y n variables

Dual −→ Contiene n ecuaciones y m variables

Para el problema primal se tiene:

máximizar Z = cx

sujeto a:

Ax ≤ b

x ≥ 0

mientras que para el problema dual:

mínimizar Z = bTw

sujeto a:

ATw ≤ cT

w ≥ 0

Puesto que un problema está directamente ligado con el otro existen características

que los relacionan, y se presentan a continuación:

Si el primal es un problema de Maximización, el dual es un problema de Minimización

y viceversa.

Los coe�cientes de la función objetivo del primal se convierten en las constantes

de las ecuaciones que describen las restricciones del dual, y el problema dual tiene

tantas variables como restricciones tiene el problema primal.

Las restricciones de las ecuaciones del primal se convierten en los coe�cientes de la

función objetivo del dual, y el problema dual tiene tantas restricciones como variables

tiene el problema primal.

Los coe�cientes de las variables del dual en las ecuaciones restrictivas son obtenidas

sacando la transpuesta de la matriz de coe�cientes del primal ( los arreglos de los

coe�cientes en las columnas del primo se convierten en los coe�cientes de las �las en

el dual y viceversa.

Los signos de la desigualdad son invertidos.

El problema dual de un problema dual es el programa primal original.
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Las variables xn del problema primal son remplazadas por wn variables en el dual.

Las dichas relaciones de dualidad se pueden resumir en la siguiente tabla:

Problema de Minimización Problema de Maximización

Variables Restricciones

≥ ≤

≤ ≥

>< =

Restricciones Variables

≤ ≥

≥ ≤

= ><

Interpretación Económica de las Variables Duales

El signi�cado de las variables duales es el mismo que en el caso de los multiplicadores

de Lagrange, es decir miden la sensibilidad de la función objetivo respecto a cambios

(in�nitesimales) de los términos independientes de cada restricción.

Máximizar F = cTx

sujeto a:

Ax ≤ cT

x ≥ 0

donde x ∈ Rn, c ∈ Rn, b ∈ Rm y A ∈M(n,m). Sí x∗ es una solución factible y óptima

al problema anterior, esto es:

x∗ = B−1b ≥ 0; b ≥ 0

Ax∗ = b

y que para una variación del vector de términos independientes b, cuando este vector

pasa a ser (b+∆b), siendo (b+∆b) ≥ 0, y que esta variación deje inalterada las variables

básicas de la solución, es decir que se cumpla que:

x∗ = B−1(b+∆b) ≥ 0; (b+∆b) ≥ 0

Ax∗ = (b+∆b)
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Bajo estas condiciones la derivada de la función de Lagrange:

L (x, λ) = cx+ λ(b−Ax)

∂L (x, λ)

∂b
= λ

este valor de λ nos indica en cuanto varia la función objetivo ante una variación in�-

nitesimal de b, y que mantenga la factibilidad de la solución.
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Descripción y Datos de Archivos

de Entrada

***DESCRIPCIÓN DEL ARCHIVO DE ENTRADA DEL PROGRAMA AURL***

# DE UNIDADES DE GENERACIÓN

# DE ETAPAS DE ESTUDIO

**CAPTURA DE CURVAS DE COSTOS**

CURVA DE ENTRADA/SALIDA 1

CURVA DE ENTRADA/SALIDA 2
...

CURVA DE ENTRADA/SALIDA n

**LIMITES DE OPERACIÓN**

Potencia mín 1 Potencia máx 1

Potencia mín 2 Potencia máx 2
...

...

Potencia mín n Potencia máx n

CARGA DEMANDADA POR ETAPA

DEMANDA ETAPA 1

DEMANDA ETAPA 2

DEMANDA ETAPA 3
...
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DEMANDA ETAPA N_ETAPAS

***CASO DE ESTUDIO 4.1***

3

4

0.002 10 500

0.0025 8 300

0.005 6 100

100 600

100 400

50 200

170

520

1100

330

***CASO DE ESTUDIO 4.2***

10

24

0.00048 16.19 1000

0.00031 17.26 970

0.00200 16.60 700

0.00211 16.50 680

0.00398 19.70 450

0.00712 22.26 370

0.00790 27.74 480

0.00413 25.92 660

0.00222 27.27 665

0.00173 27.79 670

150 455

150 455

20 130

20 130

25 162

20 80



80

25 85

10 55

10 55

10 55

700

750

850

950

1000

1100

1150

1200

1300

1400

1450

1500

1400

1300

1200

1050

1000

1100

1200

1400

1325

1100

900

800

***DESCRIPCIÓN DEL ARCHIVO DE ENTRADA DEL PROGRAMA AUCC***

# DE UNIDADES DE GENERACIÓN

# DE ETAPAS DE ESTUDIO

TIPO DE CENTRAL 1 = UNIDAD TERMICA CONVENCIONAL, 2 = CENTRAL DE

CICLO COMBINADO

# DE MODOS DE OPERACIÓN POR CENTRAL DE CC

**CAPTURA DE CURVAS DE COSTOS**

CURVA DE ENTRADA/SALIDA 1

CURVA DE ENTRADA/SALIDA 2



81

...

CURVA DE ENTRADA/SALIDA n

**CAPTURA DE CURVAS DE C/ CONFIGURACION**

CURVA DE ENTRADA/SALIDA 1

CURVA DE ENTRADA/SALIDA 2
...

CURVA DE ENTRADA/SALIDA n

**LIMITES DE OPERACIÓN**

Potencia mín 1 Potencia máx 1

Potencia mín 2 Potencia máx 2
...

...

Potencia mín n Potencia máx n

**LIMITES DE OPERACIÓN POR C / CONFIGURACION**

Potencia mín 1 Potencia máx 1

Potencia mín 2 Potencia máx 2
...

...

Potencia mín n Potencia máx n

CARGA DEMANDADA POR ETAPA

DEMANDA ETAPA 1

DEMANDA ETAPA 2

DEMANDA ETAPA 3
...

DEMANDA ETAPA N_ETAPAS

***CASO DE ESTUDIO 4.3***

3

4

6

1

2

1

1

4
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1

0.002 10 500

0.0011 0.2166 791.23

0.0239 -1.9883 710.08

0.0243 -5.2899 1310.3

0.00188 1.43 620.19

0.005 6 100

100 600

200 400

110 230

140 230

50 140

50 200

170

520

1100

330

***CASO DE ESTUDIO 4.4***

3

4

0.002 10 500

0.00117 0.7976 851.79

0.005 6 100

1

2

1

1

1

1

100 600

50 400

50 200

170

520

1100

330
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Programa AURL.f90

PROGRAM AURL

USE MSIMSL

IMPLICIT NONE

PRINT *, '***************************************************************************************'

PRINT *, ' * * * INSTITUTO POLITECNICO NACIONAL * * * '

PRINT *, ' * * * ESCUELA SUPERIOR DE INGENIERIA MECANICA Y ELECTRICA * * * '

PRINT *, ' * * * SECCION DE ESTUDIOS DE POSGRADO E INVESTIGACION * * * '

PRINT *, ' * * * MAESTRIA EN CIENCIAS EN INGENIERIA ELECTRICA * * * '

PRINT *, ' '

PRINT *, ' >>PROGRAMA COMPUTACIONAL PARA EL CALCULO DE ASIGNACION DE UNIDADES '

PRINT *, ' POR EL METODO DE RELAJACION DE LAGRANGE<< '

PRINT *, ' '

PRINT *, ' '

PRINT *, ' JESUS CALDERON ROJAS'

PRINT *, '***************************************************************************************'

CALL RECDAT

CALL AUTRL

END PROGRAM AURL
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Subrutina RECDAT.f90 y

Módulos de Datos

MODULE mDATA01

IMPLICIT NONE

INTEGER :: n_gen,n_etapas,V

REAL, ALLOCATABLE :: cte(:,:)

REAL, ALLOCATABLE :: pmin(:), pmax(:), demanda(:)

END MODULE

MODULE mDATA02

IMPLICIT NONE

REAL, ALLOCATABLE :: P(:), lambda(:), b(:)

REAL, ALLOCATABLE :: A(:,:)

INTEGER, ALLOCATABLE :: U(:,:)

END MODULE mDATA02

SUBROUTINE RECDAT

USE mDATA01

IMPLICIT NONE

INTEGER :: i,j

!CHARACTER (LEN=30) :: ADATOS

!*************************************************************************************************************

!LEER LOS DATOS DESDE UN ARCHIVO

!PRINT *, 'DAME EL NOMBRE DEL ARCHIVO DE DATOS'

!READ (*,*) ADATOS

!OPEN(UNIT=1,FILE=ADATOS)

!*************************************************************************************************************
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OPEN(UNIT=1,FILE='AUG10_gen_2case.dat')

OPEN(UNIT=2,FILE='res_lag.res')

OPEN(UNIT=3,FILE='res_q.res')

OPEN(UNIT=4,FILE='res_jp.res')

READ(1,*) n_gen, n_etapas

ALLOCATE(cte(3,n_gen))

ALLOCATE(pmin(n_gen),pmax(n_gen))

ALLOCATE(demanda(n_etapas))

!*************************************************************************************************************

!SENTENCIA PARA LEER EL ARREGLO DE COEFICIENTES DE LAS FUNCIONES DE CADA

GENERADOR, Y LOS ORDENA EN FORMA MATRICIAL

!*************************************************************************************************************

READ(1,*) ((cte(i,j),i=1,3),j=1,n_gen)

!*************************************************************************************************************

!SENTENCIA PARA LEER LOS LIMITES DE GENERACIÓN

!*************************************************************************************************************

DO i=1, n_gen

READ(1,*) pmin(i),pmax(i)

END DO

!*************************************************************************************************************

!SENTENCIA PARA LEER LA DEMANDA

!*************************************************************************************************************

DO i=1,n_etapas

READ(1,*) demanda(i)

END DO

!*************************************************************************************************************

!IMPRESION DE LOS DATOS CAPTURADOS

!*************************************************************************************************************

WRITE (*,1) n_gen, n_etapas

1 FORMAT (3/,5X,'Numero de generadores = ',I3,2/,5X,'Numero de etapas = ',I3,/)

PRINT *, 'LAS FUNCIONES DE LOS GENERADORES SON: '

DO i=1, n_gen

PRINT *, cte(1,i),'* x',i,'�2 + ',cte(2,i), '*x',i,'+',cte(3,i)

END DO

PRINT *, ' '

PRINT *, 'LOS LIMITES DE GENERACION SON :'

DO i=1, n_gen

WRITE(*,3) i,pmin(i),i,pmax(i)

3 FORMAT(3X,'GENERADOR',I3,':',F12.4,'( MW ) <= P(',I3,') <= ',F12.4,'( MW )')

END DO

PRINT *, ' '

PRINT *, ' '

PRINT *, ' '

PRINT *, 'LA DEMANDA POR ETAPAS ES :'

DO i=1, n_etapas

WRITE(*,4) i,demanda(i)

4 FORMAT(3X,'ETAPA',I3,':',F12.4,'( MW )')

END DO

PRINT *, 'LOS RESULTADOS SE ENCUENTRAN EN EL ARCHIVO res.lag'

END SUBROUTINE RECDAT
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Subrutina AUTRL.f90

Figura E.1: Diagrama de �ujo de la subrutina AUTRL.f90 (Proceso A).
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Figura E.2: Diagrama de �ujo de la subrutina AUTRL.f90 (Proceso B).

SUBROUTINE AUTRL

USE MSIMSL

USE mDATA01

USE mDATA02

IMPLICIT NONE

REAL, ALLOCATABLE :: X(:)

REAL :: aux, L, dq, alfa, q, sum_q, jp, sum_jp, d_gap

INTEGER, ALLOCATABLE :: posicion(:)

INTEGER :: i, j, etapa, iteracion,n_unos, k, PARO

ALLOCATE(P(n_gen),U(n_etapas,n_gen),lambda(n_etapas))

lambda = 0.0

iteracion = 0

!*************************************************************************************************************

!COMIENZA LA BUSQUEDA DE LA SOLUCIÓN DE FORMA ITERATIVA

!*************************************************************************************************************

DO WHILE(PARO/=1)

iteracion = iteracion + 1

sum_q = 0.0

sum_jp = 0.0

U=0

WRITE(2,8) iteracion

WRITE(*,8) iteracion
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8 FORMAT(2/,'ITERACION =',2X,I5)

DO etapa=1, n_etapas

n_unos = 0

f = 0

c = 0

k = 0

dq = demanda(etapa)

q = demanda(etapa)*lambda(etapa)

WRITE(2,9) etapa,lambda(etapa)

WRITE(*,9) etapa,lambda(etapa)

9 FORMAT(/,'Etapa',I3,3X,'Lambda =',2X,F8.4)

DO i=1,n_gen

!*************************************************************************************************************

!**CALCULO DE P(i)- POTENCIA DE CADA GENERADOR**

!*************************************************************************************************************

aux = (lambda(etapa) - cte(2,i)) / (2 * cte(1,i))

IF (aux.GE.pmin(i).AND.aux.LE.pmax(i)) THEN

P(i) = aux

ELSE IF (aux.LE.pmin(i)) THEN

P(i) = pmin(i)

ELSE IF (aux.GE.pmax(i)) THEN

P(i) = pmax(i)

END IF

!*************************************************************************************************************

!**CALCULO DE U(i) - DISPONIBILIDAD DE UNIDADES POR ETAPA**

!*************************************************************************************************************

L = (cte(1,i)*(P(i))**2) + (cte(2,i)*P(i)) + cte(3,i) - lambda(etapa)*P(i)

IF(L .LT. 0.0) THEN

U(etapa,i) = 1

n_unos = n_unos+1

ELSE IF (L .GT. 0.0) THEN

U(etapa,i) = 0

P(i) = 0.0

END IF

q = q + ((cte(1,i)*(P(i))**2) + (cte(2,i)*P(i)) + cte(3,i) - lambda(etapa)*P(i))*U(etapa,i)

dq = dq - P(i)*U(etapa,i)

WRITE(2,10) i,P(i),i,U(etapa,i)

10 FORMAT(/,'P(',I5,')= ',F12.4,3X,'U(',I5,')= ',I5,3X)

END DO !DO de CALCULO DE P(*)'s y U(*)'s

WRITE(2,11) dq

11 FORMAT(/,'P_carga - P_generacion = ',F12.4)

!**GUARDANDO LAS POSICIONES DE LAS UNIDADES ENCENDIDAS**

ALLOCATE(posicion(n_unos))

IF(n_unos .GE. 1)THEN

DO i=1, n_gen

IF(U(etapa,i) .EQ. 1)THEN

k = k + 1

posicion(k) = i

END IF

END DO

END IF

sum_q = sum_q + q !SUMA DE LA VARIABLE DUAL POR ETAPA
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IF(dq .LT. 0) THEN

alfa = 0.002

ELSE IF (dq .GT. 0) THEN

alfa = 0.01

END IF

lambda(etapa) = lambda(etapa) + dq * alfa

!*************************************************************************************************************

!GENERACION DE A Y b, PARA LA VARIABLE PRIMAL

!*************************************************************************************************************

ALLOCATE(A(n_unos+1,n_unos+1),b(n_unos+1),X(n_unos+1))

!*************************************************************************************************************

!COMIENZA LA SOLUCION DEL SISTEMA EN CADA ETAPA

!*************************************************************************************************************

IF(dq .LE. 0)THEN

CALL DEG

jp = demanda(etapa)*X(n_unos+1)

DO i=1, n_unos

jp = jp + ((cte(1,posicion(i))*(X(i))**2) + (cte(2,posicion(i))*X(i)) + cte(3,posicion(i)) - X(n_unos+1)*X(i))

END DO

ELSE IF(dq .GT. 0)THEN

jp = 200000

END IF

DEALLOCATE(A,b,X,posicion)

sum_jp = sum_jp + jp

END DO !TERMINA EL DO ETAPAS

IF(sum_q .EQ. 0)THEN

d_gap = 200000

ELSE IF(sum_q .GT. 0)THEN

d_gap = (sum_jp - sum_q)/sum_q

WRITE(2,*) 'DUAL GAP',d_gap

END IF

IF((abs(d_gap)) .LE. 0.06 .OR. iteracion .EQ. 10)THEN

PARO = 1

ELSE IF((abs(d_gap)) .GT. 0.06)THEN

PARO = 0

END IF

END DO !TERMINA DO WHILE

WRITE(2,*) 'COMBINACION BINARIA RESULTANTE:'

DO i=1,n_etapas

DO j=1,n_gen

WRITE(2,*) U(i,j)

END DO

END DO

END SUBROUTINE AUTRL



Apéndice F

Subrutina DEG.f90

Figura F.1: Diagrama de �ujo de la subrutina DEG.f90.
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SUBROUTINE DEG

USE MSIMSL

USE mDATA02

IMPLICIT NONE

INTEGER :: i, j, c, f

DO i=1, n_gen+1

IF((U(etapa,i) .EQ. 1) .OR. (i .EQ. n_gen+1))THEN

f=f+1

IF (f .LE. n_unos+1) THEN

b(f) = -cte(2,i)

ELSE IF(f .LE. n_unos+1) THEN

b(f) = demanda(etapa)

END IF

DO j=1, n_gen+1

IF(U(etapa,j) .EQ. 1.OR.j .EQ. n_gen+1)THEN

c=c+1

IF(c .GT. n_unos+1)THEN

c=1

END IF

IF(f .EQ. c .AND. f .LE. n_unos+1)THEN

A(f,c)= 2*cte(1,i)

ELSE IF((f .NE. c .AND. c .LE. n_unos .AND. f .LE. n_unos) .OR. (f .EQ. c. AND. f .EQ. n_unos+1))THEN

A(f,c)= 0.0

ELSE IF(f .LE. n_unos+1 .AND. c .EQ. n_unos+1)THEN

A(f,c)= -1.0

ELSE IF(f .EQ. n_unos+1 .AND. c .LE. n_unos)THEN

A(f,c)= 1.0

END IF

END IF

END DO

END IF

END DO

CALL LSLRG (n_unos+1, A, n_unos+1, b, 1, X)

END SUBROUTINE DEG



Apéndice G

Programa AUCC.f90

Figura G.1: Diagrama de �ujo del programa AUCC.f90.
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PROGRAM AUCC

USE MSIMSL

USE mDATA01

USE mDATA02

IMPLICIT NONE

REAL, ALLOCATABLE :: c_i(:), PD(:), pmn(:), pmx(:)

REAL :: aux, L, dq, alfa, q, sum_q, jp, sum_jp, d_gap, restriccion, lambda_min, lambda_max,

n_lambda,sum_p,c_max

INTEGER, ALLOCATABLE :: posicion(:)

INTEGER :: i, j, etapa, iteracion, n_unos,f, c, k, PARO, m, n, s_mod, pos_max

ALLOCATE(paux(n_func),P(n_gen),U(n_etapas,n_gen),lambda(n_etapas),pmn(n_gen),pmx(n_gen))

!CHARACTER (LEN=30) :: ADATOS

PRINT *, '***************************************************************************************'

PRINT *, ' * * * INSTITUTO POLITECNICO NACIONAL * * * '

PRINT *, ' * * * ESCUELA SUPERIOR DE INGENIERIA MECANICA Y ELECTRICA * * * '

PRINT *, ' * * * SECCION DE ESTUDIOS DE POSGRADO E INVESTIGACION * * * '

PRINT *, ' * * * MAESTRIA EN CIENCIAS EN INGENIERIA ELECTRICA * * * '

PRINT *, ' '

PRINT *, ' >>PROGRAMA COMPUTACIONAL PARA EL CALCULO DE ASIGNACION DE UNIDADES '

PRINT *, ' Y MODOS DE OPERACION PARA CENTRALES DE CICLO COMBINADO '

PRINT *, ' POR EL METODO DE RELAJACION DE LAGRANGE<< '

PRINT *, ' '

PRINT *, ' '

PRINT *, ' JESUS CALDERON ROJAS '

PRINT *, '***************************************************************************************'

!*************************************************************************************************************

!LEER LOS DATOS DESDE UN ARCHIVO

!PRINT *, 'DAME EL NOMBRE DEL ARCHIVO DE DATOS'

!READ (*,*) ADATOS

!OPEN(UNIT=1,FILE=ADATOS)

!*************************************************************************************************************

OPEN(UNIT=1,FILE='archivo.dat')

OPEN(UNIT=2,FILE='archivo.res')

READ(1,*) n_gen, n_etapas, n_func

ALLOCATE(tipo(n_gen))

ALLOCATE(n_mod(n_gen))

ALLOCATE(kt(3,n_func))

ALLOCATE(cte(3,n_gen))

ALLOCATE(pmin(n_func),pmax(n_func))

ALLOCATE(demanda(n_etapas))

!*************************************************************************************************************

!SENTENCIA PARA LEER EL TIPO DE PLANTA 1=TERMICA CONVENCIONAL, 2=CICLO

COMBINADO

!*************************************************************************************************************

DO i=1,n_gen

READ(1,*) tipo(i)

END DO
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!*************************************************************************************************************

!SENTENCIA PARA LEER EL NUMERO DE CONFIGURACIONES POR PLANTA CASO CICLOS

COMBINADOS

!*************************************************************************************************************

DO i=1,n_gen

READ(1,*) n_mod(i)

END DO

!*************************************************************************************************************

!SENTENCIA PARA LEER EL ARREGLO DE COEFICIENTES DE LAS FUNCIONES DE CADA

GENERADOR, Y LOS ORDENA EN FORMA MATRICIAL

!*************************************************************************************************************

READ(1,*) ((kt(i,j),i=1,3),j=1,n_func)

!*************************************************************************************************************

!SENTENCIA PARA LEER LOS LIMITES DE GENERACIÓN

!*************************************************************************************************************

DO i=1, n_func

READ(1,*) pmin(i),pmax(i)

END DO

!*************************************************************************************************************

!SENTENCIA PARA LEER LA DEMANDA

!*************************************************************************************************************

DO i=1,n_etapas

READ(1,*) demanda(i)

END DO

WRITE (*,1) n_gen, n_etapas, n_func

1 FORMAT (3/,5X,'Numero de generadores = ',I3,2/,5X,'Numero de etapas = ',I3,/,2/,5X,'Numero de

funciones = ',I3,/)

PRINT *, 'LAS FUNCIONES DE LOS GENERADORES SON: '

!*************************************************************************************************************

!IMPRESION DE LAS FUNCIONES DE COSTOS DE CADA GENERADOR

!*************************************************************************************************************

DO i=1, n_func

PRINT *, kt(1,i),'* x',i,'�2 + ',kt(2,i), '*x',i,'+',kt(3,i)

END DO

PRINT *, ' '

PRINT *, 'LOS LIMITES DE GENERACION SON :'

DO i=1, n_func

WRITE(*,3) i,pmin(i),i,pmax(i)

3 FORMAT(3X,'GENERADOR',I3,':',F12.4,'( MW ) <= P(',I3,') <= ',F12.4,'( MW )')

END DO

PRINT *, ' '

PRINT *, ' '

PRINT *, ' '

PRINT *, 'LA DEMANDA POR ETAPAS ES :'

DO i=1, n_etapas

WRITE(*,4) i,demanda(i)

4 FORMAT(3X,'ETAPA',I3,':',F12.4,'( MW )')

END DO

lambda = 0.0

iteracion = 0

!*************************************************************************************************************

!COMIENZA LA BÚSQUEDA DE LA SOLUCIÓN DE FORMA ITERATIVA
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!*************************************************************************************************************

DO WHILE(PARO .NE. 1)

iteracion = iteracion + 1

sum_q = 0.0

sum_jp = 0.0

U = 0

WRITE(2,8) iteracion

WRITE(*,8) iteracion

8 FORMAT(2/,'ITERACION =',2X,I5)

DO etapa=1, n_etapas

n_unos = 0

f = 0

c = 0

k = 0

dq = demanda(etapa)

q = demanda(etapa)*lambda(etapa)

sum_p = 0

WRITE(2,9) etapa,lambda(etapa)

! WRITE(*,9) etapa,lambda(etapa)

9 FORMAT(/,'Etapa',I3,3X,'Lambda =',2X,F8.4)

n = 0

m = 1

restriccion = 0

s_mod = n_mod(1)

!*************************************************************************************************************

!**CALCULO DE P(i)- POTENCIA DE CADA GENERADOR**

!*************************************************************************************************************

DO n=1, n_func

!*************************************************************************************************************

!**AQUÍ SE MUEVE EL VALOR DEL NUMERO DE UNIDAD CON RESPECTO A LOS MODOS DE

OPERACION**

!DONDE AQUÍ m CORRESPONDE AL NUMERO DE UNIDAD Y n AL NUMERO DE FUNCIONES A

ANALIZAR

!*************************************************************************************************************

IF(n .GT. s_mod)THEN

m = m + 1

s_mod = s_mod + n_mod(m)

END IF

aux = (lambda(etapa) - kt(2,n)) / (2 * kt(1,n))

IF (aux .GE. pmin(n) .AND. aux .LE. pmax(n)) THEN

paux(n) = aux

ELSE IF (aux .LE. pmin(n)) THEN

paux(n) = pmin(n)

ELSE IF (aux .GE. pmax(n)) THEN

paux(n) = pmax(n)

END IF

!WRITE(2,*) 'POTENCIAS AUXILIARES =',paux(n)

!*************************************************************************************************************

!**CALCULO DE U(i) - DISPONIBILIDAD DE UNIDADES POR ETAPA**

!*************************************************************************************************************

L = (kt(1,n)*(paux(n))**2) + (kt(2,n)*paux(n)) + kt(3,n) - lambda(etapa)*paux(n)

IF(L .LT. 0.0) THEN
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IF(tipo(m) .EQ. 1)THEN

!WRITE(2,*) ' '

!WRITE(2,*) 'ASIGNE UNIDAD TERMO', m

U(etapa,m) = 1

P(m) = paux(n)

cte(1,m) = kt(1,n)

cte(2,m) = kt(2,n)

cte(3,m) = kt(3,n)

n_unos = n_unos + 1

ELSE IF(tipo(m) .EQ. 2 .AND. restriccion .EQ. 0 .AND. (pmin(n) .LE. demanda(etapa)))THEN

!WRITE(2,*) ' '

!WRITE(2,*) 'ASIGNE UNIDAD CC',m

!WRITE(2,*) 'MODO DE OPERACION',n-1

restriccion = 1

U(etapa,m) = 1

P(m) = paux(n)

cte(1,m) = kt(1,n)

cte(2,m) = kt(2,n)

cte(3,m) = kt(3,n)

n_unos = n_unos + 1

END IF

ELSE IF (L .GT. 0.0) THEN

IF(tipo(m) .EQ. 1)THEN

U(etapa,m) = 0

P(m) = 0.0

ELSE IF(tipo(m) .EQ. 2. AND . restriccion .EQ. 0)THEN

U(etapa,m) = 0

P(m) = 0.0

END IF

END IF

END DO

WRITE(2,*) ' '

DO i=1, m

q = q + ((cte(1,i)*(P(i))**2) + (cte(2,i)*P(i)) + cte(3,i) - lambda(etapa)*P(i))*U(etapa,i)

dq = dq - P(i)*U(etapa,i)

WRITE(2,10) i,P(i),i,U(etapa,i)

10 FORMAT(/,'P(',I5,')= ',F12.4,3X,'U(',I5,')= ',I5,3X)

END DO

WRITE(2,*) �

WRITE(2,*) 'NUMERO DE UNIDADES ASIGNADAS', n_unos

WRITE(2,*) �

WRITE(2,11) dq

11 FORMAT(/,'P_carga - P_generacion = ',F12.4)

!*************************************************************************************************************

!**GUARDANDO LAS POSICIONES DE LAS UNIDADES ENCENDIDAS**

!*************************************************************************************************************

ALLOCATE(posicion(n_unos),c_i(n_unos),PD(n_unos))

IF(n_unos .GE. 1)THEN

DO i=1, n_gen

IF(U(etapa,i) .EQ. 1)THEN

k = k + 1

posicion(k) = i
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END IF

END DO

END IF

sum_q = sum_q + q !SUMA DE LA VARIABLE DUAL POR ETAPA

IF(dq .LT. 0) THEN

alfa = 0.002

ELSE IF (dq .GT. 0) THEN

alfa = 0.01

END IF

lambda(etapa) = lambda(etapa) + dq * alfa

!*************************************************************************************************************

!AQUI COMIENZA LA SOLUCION DEL SISTEMA EN CADA ETAPA

!*************************************************************************************************************

IF(dq .LT. 0)THEN

IF(n_unos .EQ. 1)THEN

PD(1) = P(posicion(1))

PD(1) = demanda(etapa)

n_lambda = 2*cte(1,posicion(1))*PD(1) + cte(2,posicion(1))

ELSE IF(n_unos .GT. 1)THEN

DO i=1, n_unos

PD(i) = P(posicion(i))

WRITE(2,*) PD(i)

sum_p = sum_p + PD(i)

c_i(i)= 2*cte(1,posicion(i))*PD(i) + cte(2,posicion(i))

IF(i .EQ. 1)THEN

c_max = c_i(i)

pos_max = i

ELSE IF(i .GT. 1 .AND. c_max .LT. c_i(i))THEN

c_max = c_i(i)

pos_max = i

END IF

END DO

WRITE(2,*) 'LA MAQUINA MAS CARA ES:',pos_max

WRITE(2,*) 'POTENCIA TOTAL GENERADA:',sum_p

WRITE(2,*) 'PD ANTES DE CALCULO=', PD(pos_max)

WRITE(2,*) sum_p,'-',demanda(etapa),'=', sum_p - demanda(etapa)

WRITE(2,*) PD(pos_max),'-',sum_p - demanda(etapa),'=', PD(pos_max)-(sum_p - demanda(etapa))

PD(pos_max) = PD(pos_max) - (sum_p - demanda(etapa))

IF(i .NE. pos_max)THEN

PD(i) = P(posicion(i))

END IF

END DO

END IF

WRITE(2,*) 'POTENCIAS DESPACHADAS ='

DO i=1, n_unos

WRITE(2,*) PD(i)

END DO

WRITE(2,*) 'IMPRIMIENDO COSTO INCREMENTAL RESULTANTE =',n_lambda

jp = demanda(etapa)*n_lambda

DO i=1, n_unos

jp = jp + (cte(1,posicion(i))*(PD(i)**2) + cte(2,posicion(i))*PD(i) + cte(3,posicion(i)) - n_lambda*PD(i))

END DO
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WRITE(2,*) 'jp = ', jp

ELSE IF(dq .GT. 0)THEN

jp = 10000

END IF

DEALLOCATE(posicion, c_i, PD)

sum_jp = sum_jp + jp

END DO

IF(sum_q .EQ. 0)THEN

d_gap = 10000

ELSE IF(sum_q .GT. 0)THEN

d_gap = (sum_jp - sum_q)/sum_q

WRITE(2,*) 'DUAL GAP',d_gap

END IF

IF((abs(d_gap))<=0.06 .OR. iteracion==15)THEN

PARO = 1

ELSE IF((abs(d_gap))>0.06)THEN

PARO = 0

END IF

END DO

WRITE(2,*) 'COMBINACION BINARIA RESULTANTE:'

do i=1,n_etapas

DO j=1,n_gen

WRITE(2,*) U(i,j)

END DO

END DO

END PROGRAM AUCC



Apéndice H

SUBRUTINA

AUCC_APROX.f90

Figura H.1: Diagrama de �ujo de la subrutina AUCC_APROX.f90.
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Figura H.2: Diagrama de �ujo de la subrutina AUCC_APROX.f90.

SUBROUTINE AUCC_APROX

USE MSIMSL

USE mDATA01

USE mDATA02

IMPLICIT NONE

REAL, ALLOCATABLE :: X(:)

REAL :: aux, L, dq, alfa, q, sum_q, jp, sum_jp, d_gap, sum_p

INTEGER, ALLOCATABLE :: posicion(:)

INTEGER :: i, j, etapa, iteracion,n_unos, mod_sel, md, f, c, k, PARO

ALLOCATE(P(n_gen),U(n_etapas,n_gen),lambda(n_etapas))

lambda = 0.0

iteracion = 0

DO WHILE(PARO .NE. 1)

iteracion = iteracion + 1

sum_q = 0.0

sum_jp = 0.0

U=0

WRITE(2,8) iteracion

8 FORMAT(2/,'ITERACION =',2X,I5)

DO etapa=1, n_etapas

n_unos = 0

f = 0

c = 0

k = 0

sum_p = 0.0
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dq = demanda(etapa)

q = demanda(etapa)*lambda(etapa)

WRITE(2,9) etapa,lambda(etapa)

9 FORMAT(/,'Etapa',I3,3X,'Lambda =',2X,F8.4)

DO i=1,n_gen

!*************************************************************************************************************

!**CALCULO DE P(i)- POTENCIA DE CADA GENERADOR**

!*************************************************************************************************************

aux = (lambda(etapa) - cte(2,i)) / (2 * cte(1,i))

IF (aux .GE. pmin(i) .AND. aux .LE. pmax(i)) THEN

P(i) = aux

ELSE IF (aux .LE. pmin(i)) THEN

P(i) = pmin(i)

ELSE IF (aux .GE. pmax(i)) THEN

P(i) = pmax(i)

END IF

!*************************************************************************************************************

!**CALCULO DE U(i) - DISPONIBILIDAD DE UNIDADES POR ETAPA**

!*************************************************************************************************************

L = (cte(1,i)*(P(i))**2) + (cte(2,i)*P(i)) + cte(3,i) - lambda(etapa)*P(i)

IF(L .LT. 0.0) THEN

IF(n_unos .EQ. 0)THEN

U(etapa,i) = 1

IF((tipo(i) .EQ. 2))THEN

DO md=1, n_mod(i)

IF(P(i) .LE. limax(i,md) .AND. P(i) .GE. limin(i,md))THEN

modo_sel(i) = md

END IF

END DO

END IF

n_unos = n_unos+1

sum_p = sum_p + P(i)

else IF(n_unos .GE. 1 .AND. sum_p .LE. demanda(etapa))THEN

U(etapa,i) = 1

n_unos = n_unos+1

sum_p = sum_p + P(i)

ELSE IF(sum_p .GT. demanda(etapa))THEN

U(etapa,i) = 0

P(i) = 0.0

END IF

ELSE IF (L .GT. 0.0) THEN

U(etapa,i) = 0

P(i) = 0.0

END IF

q = q + ((cte(1,i)*(P(i))**2) + (cte(2,i)*P(i)) + cte(3,i) - lambda(etapa)*P(i))*U(etapa,i)

dq = dq - P(i)*U(etapa,i)

WRITE(2,10) i,P(i),i,U(etapa,i)

10 FORMAT(/,'P(',I5,')= ',F12.4,3X,'U(',I5,')= ',I5,3X)

END DO

WRITE(2,11) dq

11 FORMAT(/,'P_carga - P_generacion = ',F12.4)

!*************************************************************************************************************
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!**GUARDANDO LAS POSICIONES DE LAS UNIDADES ENCENDIDAS**

!*************************************************************************************************************

ALLOCATE(posicion(n_unos))

IF(n_unos .GE.1)THEN

DO i=1, n_gen

IF(U(etapa,i) .EQ. 1)THEN

k = k + 1

posicion(k) = i

END IF

END DO

END IF

sum_q = sum_q + q

IF(dq .LT. 0) THEN

alfa = 0.002

ELSE IF (dq .GT. 0) THEN

alfa = 0.01

END IF

lambda(etapa) = lambda(etapa) + dq * alfa

!*************************************************************************************************************

!***LLAMADA

DE LA SUBRUTINA DE LA SOLUCIÓN DEL PROBLEMA PRIMAL CON LAS UNIDADES ASIGNADAS***

!*************************************************************************************************************

CALL DEG

jp = demanda(etapa)*X(n_unos+1)

DO i=1, n_unos

jp = jp + ((cte(1,posicion(i))*(X(i))**2) + (cte(2,posicion(i))*X(i)) + cte(3,posicion(i)) - X(n_unos+1)*X(i))

END DO

ELSE IF(dq .GT. 0)THEN

jp = 40000

END IF

DEALLOCATE(A,b,X,posicion)

sum_jp = sum_jp + jp

END DO

IF(sum_q .EQ. 0)THEN

d_gap = 40000

ELSE IF(sum_q .GT. 0)THEN

d_gap = (sum_jp - sum_q)/sum_q

WRITE(2,*) 'DUAL GAP', d_gap

END IF

IF((abs(d_gap)) .LE. 0.06 .OR. iteracion .EQ. 30)THEN

PARO = 1

ELSE IF((abs(d_gap)) .GT. 0.06)THEN

PARO = 0

END IF

END DO

WRITE(2,*) 'COMBINACION BINARIA RESULTANTE:'

DO i=1,n_etapas

DO j=1,n_gen

WRITE(2,*) U(i,j)

END DO

END DO

END SUBROUTINE AUCC_APROX


