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EVALUACIÓN DE CONGESTIÓN EN EL SISTEMA 

ELÉCTRICO MEXICANO A TRAVÉS DEL ANÁLISIS 

DE LOS PRECIOS MARGINALES LOCALES  

En México opera el Mercado Eléctrico Mayorista en el cual se comercializa energía eléctrica 

a través de los mercados de día en adelanto y de tiempo real. En estos mercados se calculan 

los precios de la electricidad para cada nodo del sistema, conocidos también como precios 

marginales locales. Los cuales tienen una componente de energía marginal, uno de pérdidas 

marginal y uno de congestión marginal. Este último depende del estado de congestión de las 

líneas de transmisión. De acuerdo con la solución del problema de flujos óptimos de potencia 

de un sistema eléctrico, si una línea se encuentra en congestión aparece un precio sombra que 

se usa para el cálculo de las componentes de congestión de los precios de los nodos. En este 

trabajo se busca poder calcular de manera inversa los precios sombra de las líneas de 

transmisión. Es decir, a partir de los precios marginales locales y de sus componentes de 

congestión poder calcular los precios sombra de las líneas de transmisión, y por lo tanto saber 

qué líneas presentan congestión. Para poder realizar esto primero se creó un modelo en el 

cual se pudiesen simular sistemas eléctricos y obtener sus precios marginales locales. Este 

modelo se realizó en MATLAB y se validó con PowerWorld Simulator. Para realizar esta 

validación se usaron sistemas de prueba, uno de ellos siendo un gemelo digital del Sistema 

Interconectado Nacional. Una vez comprobado que el modelo funcionaba correctamente se 

estableció la metodología para el cálculo de los precios sombra. Esta metodología está basada 

en calcular los precios a partir de la componente de congestión de los precios marginales, y 

de la matriz de factores de corrimiento de las líneas usando mínimos cuadrados. A esta 

metodología además se agregó un análisis previo de los precios marginales a usar con tal de 

poder definir si en algunas líneas se puede decir que su precio sombra es igual a cero. Después 

de experimentar con distintos casos se pudo concluir que calcular los precios no siempre 

resulta en los mismos precios sombra que se usan para calcular los precios marginales, debido 

a que el problema es subdeterminado. Encontrando que líneas tienen precios sombra de cero 

se puede mejorar la solución. Por último se propuso relajar la condición para definir que el 

precio sombra de una línea es igual a cero. 
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CONGESTION EVALUATION OF THE MEXICAN 

ELECTRIC SYSTEM THROUGH THE ANALYSIS OF 

LOCATIONAL MARGINAL PRICES. 

In Mexico operates an electricity market where electricity can be commercialized through a 

day-ahead market and a real time market. Within these markets the prices of electricity are 

calculated. These prices are known as locational marginal prices and have energy, loss and 

congestion components. The latter depends on the congestion of the transmission network. 

According to the solution of an optimal power flow problem of an electric system, if a line 

is congested, a shadow price related to its transmission restriction appears, which is used to 

calculate de congestion component of the locational marginal price. The objective of this 

work is to inversely calculate the shadow prices of the transmission lines. Meaning that being 

able from the locational marginal prices and their congestion components to calculate the 

transmission shadow prices and therefore to know which lines are congested. To achieve this 

a model that could simulate and calculate locational marginal prices was first created. This 

model was made in MATLAB and validated with PowerWorld Simulator. To do this 

validation several test systems were used, including a digital twin of the National 

Interconnected System. Once the model was proved to be working correctly the methodology 

for calculating the shadow prices was established. This methodology works using the 

congestion components and the shift factor matrix in a least square function. To this 

methodology a previous methodology of the locational marginal prices was added, so that it 

was possible to determine if some transmission lines had a shadow price equal to zero. After 

experimenting and working with different cases of electric systems, it was concluded that not 

always the calculation of the shadow prices resulted on the same shadow prices used to 

calculate the locational marginal prices. This is due to the equation system being 

underdetermined, meaning that there are infinite solutions. Finding which lines are not 

congested before the shadow price calculation can help to improve the results. Finally, it was 

proposed to loose the condition to define that the shadow price of a transmission line is equal 

to cero. 
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1. INTRODUCCIÓN 

La energía, se puede definir como la unidad básica primordial para realizar un trabajo. Los 

vehículos utilizan energía química en forma de combustibles para moverse, las plantas 

utilizan energía electromagnética proveniente del Sol para realizar fotosíntesis, y los seres 

humanos consumimos energía en forma de alimentos para que nuestro cuerpo funcione 

adecuadamente y podamos realizar nuestras actividades diarias, pero otra de las principales 

formas en la que utilizamos energía es a través de electricidad. 

La energía eléctrica juega un rol fundamental en nuestra sociedad global, debido a que 

diariamente utilizamos tecnología que la requiere para su funcionamiento. Por ejemplo, se 

utilizan bombas eléctricas para proveer de agua a ciudades enteras, se necesita maquinaria 

de alta tecnología en hospitales para realizar procedimientos quirúrgicos, se usan líneas de 

producción en industrias, e incluso hoy en día ya existen vehículos que funcionan 

completamente con electricidad.  

Es prácticamente imposible imaginar un mundo moderno donde no se tenga acceso a la 

electricidad para el funcionamiento de la sociedad, pero esto no siempre fue así. A través de 

distintos avances tecnológicos como la invención de la lámpara incandescente, el teléfono y 

telégrafo, el uso de la energía eléctrica gradualmente comenzó a extenderse.  

Con el desarrollo de motores, generadores, transformadores y líneas eléctricas, la generación 

y distribución de electricidad en grandes cantidades se volvió posible. Para finales del siglo 

XIX comenzaron a surgir en el Reino Unido y en Estados Unidos de América las primeras 

plantas eléctricas económicamente viables que abrieron las puertas a que cada vez más 

personas pudiesen aprovechar esta forma de energía. Todo esto comenzó a sentar las bases 

de lo que hoy conocemos como la industria eléctrica. [1] 

A través de los años la industria eléctrica ha evolucionado, y los modelos más recientes para 

la compraventa de energía eléctrica son los basados en mercados eléctricos. En estos modelos 

el Estado deja de jugar un papel mayoritario en la generación, transmisión y comercialización 

de la energía eléctrica y abre las puertas a que inversión privada, con la ayuda de un operador, 

se encargue de hacer la provisión y transportación del servicio eléctrico. 
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En México se ha implementado en el año 2016 un mercado de este tipo, donde el CENACE 

es el encargado de ejercer el control operativo del Sistema Eléctrico Mexicano y el Mercado 

Eléctrico Mayorista. En este mercado la energía se comercializa de acuerdo con los 

resultados de una metodología conocida como del Precio Marginal Local. 

Esta metodología de optimización contempla el uso de energía más barata, siempre y cuando 

se cumplan las restricciones de las líneas de transmisión, y en caso de existir congestión en 

estas líneas, los precios tienden a fluctuar. 

1.1. DEFINICIÓN Y JUSTIFICACIÓN DEL 

PROBLEMA 

En el Mercado Eléctrico Mayorista operan dos mercados de energía: el Mercado de día en 

Adelanto, y el Mercado de Tiempo Real. En ambos se resuelven problemas de flujos óptimos 

de potencia en los cuales, de acuerdo con el estado operativo del sistema eléctrico, el 

requerimiento de demanda, y las ofertas de generación, se determina que generadores deben 

ser despachados y en que magnitud. A su vez, se calculan los precios a los cuales se 

comercializará la energía en cada nodo del sistema eléctrico, a través de una metodología 

conocida como del precio marginal local. 

El CENACE publica en el área pública del MEM los resultados de los PMLs de cada hora 

de cada día de cada mes, del mercado de día en adelanto y del mercado de tiempo real. Los 

publica organizándolos tanto por todos los nodos del sistema, como por las Zonas de Carga 

o Nodos Distribuidos, estos últimos son conjuntos de nodos cercanos donde el PML no 

presenta grandes variaciones. Entre estos resultados también se desglosan las componentes 

de energía, pérdidas, y congestión marginal, que conforman el PML. Con un sencillo análisis 

de datos se puede ver como varían estos precios de acuerdo con la hora, el mes, y la 

temporada del año. 

Algo que absolutamente no se puede analizar con la información publicada por CENACE, 

es qué líneas exactamente se encuentran en congestión en cada periodo de tiempo, se puede 

saber la componente de congestión del PML que resulta en cada nodo o zona de carga, más 

no exactamente qué línea o líneas la causan. El CENACE, en el área pública del MEM 
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publica cada semana un reporte de estado de operación del sistema, en el cual se describe de 

manera muy breve y general que corredores de transmisión presentaron congestión o incluso 

que elementos dejaron de funcionar en esa semana, pero de nuevo, no se puede saber con 

exactitud a qué hora o que día exactamente estos eventos sucedieron. 

La congestión en las líneas es un tema de gran importancia para el MEM y el SEN, ya que 

puede evitar que generación de bajo costo sea despacha, lo que contribuye a que se 

mantengan altos precios de la electricidad, perjudicando a los usuarios e incluso a plantas de 

generación limpia y renovable. 

Otro punto importante es que, la instalación de nuevas plantas eficientes de generación 

eléctrica toma en cuenta la capacidad y el crecimiento de la Red Nacional de Transmisión. 

Ya que, el hecho de que las líneas están muy saturadas o a punto de estarlo desincentiva el 

desarrollo de estos nuevos proyectos debido a la incertidumbre en si la generación será 

despachada o no, y por lo tanto si podrá recuperar su inversión. 

Conocer el estado de congestión y los costos totales que implican en el sistema de transmisión 

puede ser de gran ayuda para empresas que busquen hacer nuevas inversiones en la 

generación de energía eléctrica, ya que pueden ser indicadores de en qué regiones es factible 

realizarlas. Además, realizar estudios de congestión abre las puertas a que se puedan plantear 

escenarios a futuro de acuerdo con que tanta inversión se destina a la modernización y 

ampliación de las redes de transmisión, teniendo por supuesto un impacto en la economía del 

país y de los usuarios de la energía eléctrica. 

1.2. OBJETIVO 

El objetivo principal de este trabajo de tesis es el de estudiar el estado de congestión del 

Sistema Interconectado Nacional, a través del desarrollo de una metodología con la cual se 

pueda conocer con cierta precisión en que líneas y en qué periodos se presenta congestión. 

Esta metodología tendrá como base principal poder reconstruir los precios sombras de las 

líneas de transmisión que presentan congestión, a través de los precios marginales locales 

publicados por el CENACE y de las características del SIN. 
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1.2.1. Objetivos específicos 

Se tienen como objetivos específicos en este trabajo los siguientes: 

 Desarrollar un modelo matemático de flujos óptimos de potencia donde se incluyan 

restricciones de límites de transmisión. 

 Implementar el modelo de flujos óptimos en código MATLAB. 

 Comparar y validar el modelo y código de flujos óptimos en MATLAB con simulaciones 

hechas en el simulador de PowerWorld Corporation. 

 Construir un modelo digital gemelo del Sistema Interconectado Nacional, el cual incluya 

todas sus regiones de transmisión, líneas de transmisión, y unidades de generación, con 

sus respectivos límites de operación. 

 Recopilar y procesar los Precios Marginales Locales y Cantidades Asignadas publicadas 

por el CENACE en el área pública del MEM. 

 Desarrollar la metodología para el cálculo de los precios sombra de las restricciones de 

transmisión, con base en los PMLs obtenidos anteriormente. 

 Probar metodología para calcular los precios sombra de las líneas de transmisión de 

periodos reales de operación del SIN en el MEM. 

1.3. HIPÓTESIS 

Será posible desarrollar un modelo matemático de flujos óptimos de potencia en corriente 

directa que excluye pérdidas, y del cual se puede obtener la formulación del precio marginal 

local. 

Con este modelo se podrá simular un gemelo digital del SIN, en el cuál con información 

publicada por la SENER se podrán obtener PMLs comparables con PMLs obtenidos en el 

simulador de PowerWorld Corporation. 

Se puede hacer el cálculo de los precios sombra, pero esto requerirá poder realizar la 

inversión de los factores de corrimiento del sistema eléctrico en estudio. Esto con el fin de 

resolver el problema como un sistema de ecuaciones lineales. 
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Se espera que, haciendo la ingeniería inversa de los precios marginales locales publicados 

por el CENACE, se pueda observar entre que regiones de transmisión usualmente se puede 

observar congestión, y como es que esta congestión afecta los precios marginales locales del 

SIN. 

1.4. CASO DE ESTUDIO 

Con este trabajo de tesis se busca poder desarrollar una metodología con la cual se puedan 

calcular los precios sombras a partir de PMLs. Es decir, a partir de un sistema eléctrico que 

ya ha sido optimizado para minimizar costos, se quiere conocer que líneas presentaron 

congestión, y el costo total que esta congestión tiene sobre el sistema en sí. 

Una vez obtenida y probada esta metodología se busca aplicarla al MEM. Como se explicó 

en secciones anteriores en México opera un mercado eléctrico conocido como el Mercado 

Eléctrico Mayorista. Operado por el CENACE, este último hace públicos los PMLs que se 

calcularon y utilizaron para comercializar la energía eléctrica. Estos PMLs se encuentran 

divididos por sistema eléctrico, así como por tipo de mercado. En el caso de esta tesis el 

interés se concentra en los PMLs resultantes del SIN para el MDA. 

Una vez procesados los PMLS del MEM, para que coincidan con el gemelo digital del SIN, 

se aplicará la metodología para conocer en qué estado se encontraban las líneas de 

transmisión al momento de calcularse dicho PMLs. Con esto se podrá precisar a qué hora y 

en que corredores de transmisión hubo congestión, así como los precios sombra de esta 

congestión. Con estos últimos se podrá calcular una renta de congestión del SIN. 

Una vez obtenidos los resultados se podrán realizar más detalladamente propuestas para el 

manejo de esta congestión a través de la ampliación o instalación de líneas de transmisión de 

la RNT. 

Es importante mencionar que el alcance principal de este proyecto de tesis es el de desarrollar 

la metodología para la reconstrucción de los precios sombra, pero es altamente deseable 

poder llegar al análisis de los PMLs reales del SIN. 
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2. MARCO TEÓRICO 

2.1. MERCADOS ELÉCTRICOS EN EL MUNDO 

En sus comienzos, el objetivo principal de la industria eléctrica era el de abastecer a la mayor 

cantidad de consumidores, con el fin de tener mayores márgenes de ganancia y lograr una 

mejor eficiencia de operación. Esto se logró por medio de la construcción de los primeros 

sistemas eléctricos con diversos generadores, líneas de transmisión y líneas de distribución 

por parte de las compañías eléctricas. Estos primeros sistemas se construyeron en Estados 

Unidos y el Reino Unido principalmente. Se establecieron regulaciones que apoyaban a que 

todos estos elementos de un sistema eléctrico pertenecieran a una sola compañía por 

localidad, ciudad o después incluso por estado, con el fin de minimizar el riesgo a las 

compañías eléctricas y que estas pudieran asegurar la provisión de energía de calidad. Sin 

embargo, también se establecieron tarifas reguladas que protegieran a los consumidores de 

altos precios por parte de las compañías eléctricas. [2]  

Esta industria por lo tanto comenzó a comportarse como un monopolio natural, en el cuál 

una sola compañía se encargaba de la generación, transmisión, distribución y 

comercialización de la energía eléctrica en regiones determinadas. No había competencia en 

la generación, y los usuarios finales no tenían más opciones para escoger su suministrador. 

[2] 

A lo descrito anteriormente se le conoce como un sistema verticalmente integrado debido a 

la linealidad que se presenta en todo el proceso, desde la generación de la energía eléctrica 

hasta su consumo. Donde una sola compañía realiza las cuatro etapas de la industria eléctrica, 

tal y como se puede apreciar en la Figura 1. 

 

Figura 1. Estructura tradicional de un sistema verticalmente integrado. [2] 
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Aunque el desarrollo de la industria eléctrica en los países ocurrió de maneras diferentes, en 

general se puede decir que todos ellos al comienzo tomaron un modelo verticalmente 

integrado, como se explicó anteriormente, siendo la compañía eléctrica propiedad del Estado, 

y que operaba bajo ciertas regulaciones para evitar precios altos de la energía. 

Este modelo perduró por varias décadas, teniendo algunas modificaciones con el pasar los 

años. Por ejemplo, en Estados Unidos en 1978 se estableció el Acta de Políticas Regulatorias 

para los Servicios Públicos (PURPA). En esta nueva regulación se estableció que, las 

compañías eléctricas públicas deberían comprar electricidad a productores independientes, 

para así bajar la dependencia en combustibles fósiles, que en esa época se encontraban en 

crisis, y que se abrieran nuevas oportunidades a generadores renovables. [1] [3] Esta adición 

al modelo verticalmente integrado se puede entender fácilmente a través de la siguiente 

figura. 

 

Figura 2. Modelo verticalmente integrado con compra a productores independientes 

de energía. [2] 

Esto ocasionó un cierto nivel de competencia, no en la comercialización de la energía, ya que 

los productores independientes solo podían vender la electricidad a la compañía eléctrica de 

servicio público, sino en la eficiencia de las plantas eléctricas para generar energía. Ya que, 

los productores independientes estaban básicamente obligados a generar electricidad más 

barata que la que pudiese generar la compañía eléctrica pública, para que esta compañía la 

pudiese comprar para después revenderla, y aun así generar ganancias. Para lograr esto, los 

productores independientes debían instalar centrales eléctricas con tecnología más avanzada 

que les permitiese tener una mejor eficiencia en la generación para así tener menores costos. 
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Esta competencia comenzó a abrir paso a lo que eventualmente se convertiría en los mercados 

eléctricos modernos. Pero, aquí la innovación no provino de Estados Unidos, o del Reunido 

Unido, sino de un país Latinoamericano, Chile. 

En el año de 1982, Chile implementó una reforma a su industria eléctrica debido a que sus 

compañías de servicio de electricidad se encontraban en decaimiento debido a la inflación, 

altos precios de los combustibles, y regulación en los precios de la electricidad, que 

provocaron grandes pérdidas y una falta de inversión pública. [4] 

Esta reforma se basó en la privatización, la desintegración vertical y horizontal, y la 

aplicación de mecanismos para regular el desempeño de la industria eléctrica. [5] Esto se 

hizo a través de la separación de la generación, transmisión y distribución, y fue diseñada a 

partir de una combinación de ideas provenientes de los modelos de Reino Unido, Francia y 

Bélgica. De Reino Unido se tomó la idea de separar la generación y distribución donde la 

energía era pagada con base en una fórmula en costos. De Francia se tomó un sistema de 

despacho basado en precios marginales. Y de Bélgica se usó un sistema para intercambiar 

energía y potencia entre generadores para estos pudieron cumplir con los contratos que tenían 

con sus clientes. [4] 

Además, las empresas eléctricas del Estado se separaron en aún más empresas para producir 

una desintegración del modelo vertical, y se permitió el acceso a nuevas empresas privadas, 

con el fin de que existiese competencia entre todas ellas y que se abriera el mercado eléctrico 

al mayoreo. [4] 

Para este mercado, se requirió que los generadores presentaran transparentemente su 

disponibilidad y los costos marginales de operación para cada hora, para poder realizar el 

despacho de las plantas y poder establecer un precio marginal de la energía. [4] 

Después de Chile, muchos otros países optaron modelos similares, como Reino Unido en 

1990, Argentina en 1992 y Estados Unidos en 1996. [6] 

En el caso de Estados Unidos, a través del Acta Nacional de Política Energética de 1992 se 

indica a la Comisión Federal Regulatoria de Energía (FERC) que asegurara acceso abierto 

no discriminatorio a las redes de transmisión y distribución a generadores independientes. 
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[7] Además, a estos generadores también se les da el permiso para vender su producción no 

solo a las empresas de servicio público, sino también a compañías de distribución y 

suministro. [3] 

En abril de 1996, FERC decretó las órdenes 888 y 889 que establecen la creación de nuevos 

mercados eléctricos con base en un diseño estándar, dentro del cual se incluye: la creación 

de ISOs (Operador Independiente del Sistema), la operación de mercados spot y de día en 

adelanto, la aplicación de la metodología de precio marginal local para el control de la 

congestión en las líneas de transmisión, el monitoreo de los mercados, la libertad de escoger 

suministradores, entre otros aspectos más, siendo los mencionados de los más característicos 

en los mercados eléctricos modernos. [3] 

Los ISOs son instituciones completamente independientes de cualquier participante del 

mercado, que establecen las reglas necesarias para la correcta operación y funcionamiento de 

los sistemas eléctricos, y controlan y monitorean los sistemas de transmisión para asegurar 

su acceso abierto y su confiabilidad. [8] 

Con esto entraron en operación distintos mercados mayoristas en Estados Unidos. En estos 

mercados, como en Chile, los generadores debían reportar diariamente su disponibilidad de 

generación y sus costos. [8] Con la finalidad de que los operadores de los mercados pudieran 

realizar el despacho de generadores apropiado para satisfacer la demanda reportada en los 

distintos periodos de tiempo.  

Los cálculos de despacho y de los precios de la energía eléctrica, se realizan en un mercado 

denominado de día en adelanto. Como su nombre indica, se calculan las operaciones 

necesarias de despacho económico de unidades y flujos óptimos de potencia un día antes de 

la operación de este mercado. Las diferencias entre lo estimado un día antes y lo que 

realmente sucede en el sistema se ajustan por medio de un mercado de tiempo real, o mercado 

spot. Más adelante se hablará con más detalle sobre estos mercados, y como se utiliza la 

metodología de precios marginales locales para determinar los costos de la energía. 

Además de los mercados de energía, también se implementaron mercados para otros 

productos como servicios auxiliares, derechos financieros de transmisión, potencia, reserva, 
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entre otros. Estos mercados pueden o no operar simultáneamente a los mercados de energía, 

y tienen la finalidad de aumentar la confiabilidad y seguridad de los sistemas eléctricos. 

Este modelo de mercados eléctricos es uno que ha perdurado ya por un par de décadas en 

muchos países del mundo, y México, aunque se dice que lo ha hecho tarde, también lo ha 

implementado. En la siguiente sección se hablará un poco sobre la evolución de la industria 

eléctrica de nuestro país, y de cómo opera actualmente el Mercado Eléctrico Mayorista.  

2.2. ANTECEDENTES DE LA INDUSTRIA 

ELÉCTRICA EN MÉXICO 

En México, la industria eléctrica evolucionó de una manera similar a otros países. Durante 

los años 1879 y 1934 la inversión fue principalmente privada, habiendo más de 600 

compañías eléctricas que proveían servicio eléctrico a usuarios públicos y privados. [9] 

Principalmente se construían pequeñas centrales hidroeléctricas, pero también había algunas 

centrales termoeléctricas. 

Tras varios años de crisis económica, muchas pequeñas empresas eléctricas cerraron, y para 

1934 solo quedaron 199. En 1937 se crea la Comisión Federal de Electricidad, y a raíz de la 

expropiación de la industria petrolera en 1938, la inversión extranjera en la industria eléctrica 

disminuye considerablemente. Desde entonces y hasta 1960 la CFE es la empresa que realiza 

una mayor instalación de kW de capacidad en el país, principalmente a través de centrales 

hidroeléctricas. La inversión privada no dejó de existir, pero si se hizo en menor medida y se 

especializó en instalar centrales termoeléctricas. [9] 

A partir de 1950 el crecimiento en la capacidad instalada se estancó, y la industria eléctrica 

no pudo mantenerse a la par del crecimiento económico del país, por lo que se convirtió en 

un cuello de botella para el desarrollo. [9] 

En 1960, tras años de comprar otras empresas privadas, la CFE terminó adquiriendo a las 

otras dos empresas eléctricas más grandes: The American Foreign Power Company y 

Compañía Mexicana de Luz y Fuerza Motriz, esta última posteriormente pasó a ser Luz y 

Fuerza del Centro (LyFC). Con la reforma del artículo 27 de la constitución, donde se 
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estableció que la generación, transmisión y distribución pasarían a ser actividades 

únicamente hechas por el Estado, se nacionalizó la industria eléctrica. [9] 

Con esta nacionalización la industria se organizó como un servicio público verticalmente 

integrado donde el Estado, a través de CFE y LyFC, realizaba desde las operaciones de la 

industria desde la generación hasta la comercialización de la electricidad. En este entonces, 

la Secretaría de Hacienda y Crédito Público era la institución encargada de establecer las 

tarifas de energía eléctrica. [10] 

En 1992 con la entrada del Tratado de Libre Comercio de América del Norte, se reforma la 

Ley de Servicio Público de Energía Eléctrica para incluir modalidades en las cuales privados 

puedan generar energía eléctrica. Estas modalidades fueron: Autoabastecimiento, 

Cogeneración, Producción Independiente, Pequeña Producción, Importación y Exportación. 

[11] 

Similar como sucedió en Estados Unidos, los productores independientes de energía solo 

podían vender la electricidad producida a la CFE y esta posteriormente la comercializaba. 

Esto dio inicio los primeros pasos de la reestructuración del modelo verticalmente integrado, 

pero no fue sino hasta el 2014 cuando se decretaría la Reforma Energética, la cual 

reestructuraría la industria eléctrica. 

2.3. REESTRUCTURACIÓN DE LA INDUSTRIA 

ELÉCTRICA 

La Reforma Energética Constitucional del 2014, surgió a partir de un conjunto de 

problemáticas que con el modelo tradicional de la industria no se podrían resolver tan 

fácilmente. Entre ellas se pueden listar: 

 La alta dependencia en combustibles fósiles para la generación de electricidad. La 

Secretaría de Energía establece como objetivo en la Ley de Transición Energética que, 

para el 2024, el 35% de la generación eléctrica debería provenir de fuentes renovables, 

esto como una medida contra la emisión de gases efecto invernadero que provocan el 

acelerado cambio climático. [12] 
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 Altos precios de las tarifas eléctricas. Para el 2014, en promedio las tarifas eran un 25% 

más caras que las de Estados Unidos. Sin incluir los subsidios a estas tarifas, este costo 

podría llegar a ser hasta 73% más caro. Esto se debe a que parte de la generación se 

realiza con combustóleo y diésel, fuentes más caras que el gas natural o las energías 

renovables. [13] 

 Ineficiencias y altas pérdidas en las redes de distribución. Se estima que alrededor del 

15% de la energía producida por CFE no se cobra, lo que incurre en pérdidas económicas. 

Con la implementación del MEM y la separación de la CFE, se espera que aumenten la 

eficiencia de operación de la Red Nacional de Transmisión y de las Redes Generales de 

Distribución. [13] 

 Falta de redes de transmisión para la interconexión de zonas con alto potencia 

renovable. [13] Lugares donde existe alto potencial en recursos renovables se encuentran 

alejados del sistema eléctrico, o la capacidad de estas líneas de transmisión puede estar 

al límite, lo que puede poner un alto a proyectos que aprovechen estos recursos. 

Con la implementación de un modelo de mercado eléctrico mayorista donde se desintegra 

verticalmente la generación, transmisión, distribución, comercialización y se elimina el 

monopolio de la CFE, se busca resolver estos problemas por medio de la competencia y el 

aumento en seguridad, confiabilidad y eficiencia del sistema. 

2.3.1. Operador y Autoridades 

Siguiendo el ejemplo de otros mercados eléctricos del mundo, se designó como operador 

independiente al Centro Nacional de Control de Energía, que hasta antes de la reforma 

formaba parte de la CFE. [14] El CENACE es definido en el artículo 107 de la Ley de 

Industria Eléctrica de la siguiente manera: 

“…es un organismo público descentralizado de la Administración Pública Federal, con 

personalidad jurídica y patrimonio propios, que tiene a su cargo el Control Operativo del 

Sistema Eléctrico Nacional, la operación del Mercado Eléctrico Mayorista y el acceso 

abierto no indebidamente discriminatorio a la Red Nacional de Transmisión y las Redes 

Generales de Distribución…” [15] 
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El CENACE se reestructuró como un organismo público descentralizado, es decir que tiene 

cierta autonomía, pero que a su vez está sectorizado hacia la Secretaría de Energía. [14] Tiene 

como objetivo principal operar tanto el Sistema Eléctrico Nacional, como el Mercado 

Eléctrico Mayorista, buscando siempre que esta operación mantenga la seguridad y 

confiabilidad del sistema, y que promueva la competencia y eficiencia entre los participantes. 

Además, debe garantizar que cualquier persona física o moral que solicite el acceso a la Red 

de Transmisión o a las Redes de Distribución lo tenga. [14] [15] [16] 

Algunas otras de sus funciones como operador del sistema y del mercado son: [15] 

 Asignación y despacho de Centrales Eléctricas para satisfacer la demanda de energía 

eléctrica en el Sistema Eléctrico Nacional. 

 Recibir ofertas y calcular los precios de la energía eléctrica y sus productos asociados. 

 Facturar, pagar, o cobrar los pagos correspondientes a los integrantes de la industria 

eléctrica. 

 Coordinar el programa de mantenimiento de las Centrales Eléctricas. 

 Formular y proponer programas de ampliación y modernización de la Red Nacional de 

Transmisión y de las Redes Generales de Distribución. 

 Administrar los Derechos Financieros de Transmisión. 

A diferencia del CENACE, la Secretaría de Energía y la Comisión Reguladora de Energía, 

participan como autoridades. Estando la Secretaría a cargo de la política energética, y la CRE 

de la regulación.  

Algunas de las funciones de la SENER son: [15] 

 Establecer, conducir y coordinar la política energética en materia de energía eléctrica. 

 Formular los programas necesarios para el desarrollo de la industria eléctrica de acuerdo 

con el Plan Nacional de Desarrollo. 

 Elaborar el Programa de Desarrollo del Sistema Eléctrico Nacional (PRODESEN). 

 Coordinar a la CRE, CENACE y CENAGAS en materia de la industria eléctrica. 

 En conjunto con la CRE, evaluar el desempeño del CENACE y del MEM. 
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 Desarrollar los programas indicativos para la instalación y retiro de Centrales Eléctricas 

de acuerdo con las necesidades del país. 

Por otro lado, la CRE se encarga de: 

 Otorgar los permisos necesarios para participar en el MEM. 

 Establecer la regulación tarifaria para la transmisión, distribución, los Suministradores 

de Servicios Básicos, el CENACE, los Servicios Conexos que no están incluidos en el 

MEM, así como las tarifas finales del Suministro Básico. 

 Emitir las bases del Mercado Eléctrico, a excepción de la primera vez, que lo hará la 

SENER. 

 Vigilar la operación del MEM y del CENACE. 

 Otorgar los Certificados de Energías Limpias (CELs). 

Cabe mencionar que ninguna de estas instituciones está al mando de otra y que en conjunto 

estas tres entidades trabajan en coordinación para mantener el correcto funcionamiento del 

MEM y del SEN. 

2.4. EL MERCADO ELÉCTRICO MAYORISTA 

Con esta reestructuración de la industria eléctrica se dio paso a la creación del Mercado 

Eléctrico Mayorista, que según las Bases del Mercado se define como:  

“…un mercado operado por el CENACE en el que las personas que celebren con ese 

organismo el contrato respectivo en la modalidad de Generador, Comercializador, 

Suministrador, Comercializador no Suministrador o Usuario Calificado, podrán realizar 

transacciones de compraventa de energía eléctrica, Servicios Conexos, Potencia, Derechos 

Financieros de Transmisión, Certificados de Energías Limpias y los demás productos que se 

requieran para el funcionamiento del Sistema Eléctrico Nacional.” [15] 

Para poder participar en el MEM, además de realizar un contrato con el CENACE en la 

modalidad correspondiente, se debe solicitar un permiso ante la CRE, ya sea como generador, 

suministrador de servicios básicos, suministrador de servicios calificados, o suministrados 

de último recurso. [15] En el caso de los usuarios calificados, estos deben registrarse ante la 
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CRE como un Usuario Calificado Participante del Mercado, o como un Usuario Calificado 

Representado por un Suministrador. Como sus nombres indican, el primero se representa a 

sí mismo en el MEM y pueden realizar transacciones directamente con otros participantes 

del mercado, y el segundo es representado por un Suministrador en el MEM, o en su caso 

por un Suministrador de Último Recurso. [15] [17] 

 

Figura 3. Estructura del Mercado Eléctrico Mayorista [18] 

En el MEM no solo se transacciona energía eléctrica, sino también productos asociados a su 

generación, los cuáles son: [15] 

 Servicios conexos 

 Potencia 

 Derechos financieros de transmisión 

 Certificados de energías limpias 

Este Mercado entró en operación en enero de 2016, y está compuesto de la siguiente manera: 

[17] 

 Mercado de Energía de Corto Plazo 
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o Mercado de día en Adelanto 

o Mercado de Tiempo Real 

 Mercado de Balance de Potencia 

 Mercado de Certificados de Energías Limpias 

 Subastas de Derechos Financieros de Transmisión 

2.4.1. Mercado de Energía de Corto Plazo 

En este mercado se busca calcular a través de la metodología del Precio Marginal Local, los 

precios a los cuales se comercializa diariamente la energía eléctrica. Opera a través de dos 

mercados: uno en día en adelanto y uno tiempo real, los cuales se describirán más adelante. 

[17] 

En una segunda etapa de este mercado, se espera que ingrese un Mercado de Hora en 

Adelanto, donde se busca ajustar los precios del MDA. [17] 

2.4.1.1. Mercado de día en adelanto 

Como se explicó brevemente en secciones anteriores, en los mercados eléctricos se 

implementa un mercado de día en adelanto, el cual consiste en el cálculo de la operación de 

cada hora del día siguiente del sistema. [8] 

En este mercado se toman en cuenta las ofertas de demanda y generación que realiza cada 

uno de los participantes del mercado con base en lo que esperan poder consumir o generar 

en ese día. El CENACE con dichas ofertas realiza el cálculo de los precios marginales locales 

de cada hora de operación del día siguiente, y los participantes del mercado cuyas ofertas 

hayan sido aceptadas quedan comprometidos a sus ofertas de generación o demanda. 

2.4.1.2. Mercado de tiempo real 

Debido a que los valores de la demanda, generación o transmisión pueden variar con respecto 

a lo calculado en el mercado de día en adelanto para una hora dada, se deben ajustar las 

diferencias en un mercado de tiempo real, esto para asegurar la confiabilidad del sistema 

eléctrico. [8] 
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En este mercado el CENACE puede hacer ajustes a la potencia despachada por los 

generadores, ya sea pidiéndoles que incrementen su producción o que la bajen. Esto 

dependiendo del estado en que se encuentre el sistema eléctrico, ya que se deben de respetar 

los límites operativos del mismo. 

En este mercado el precio de la electricidad se recalcula en intervalos de 15 minutos, y de 

acuerdo con el nuevo despacho y a los nuevos precios se debe hacer una liquidación que 

contemple tanto los resultados del MDA y del MTR. 

2.4.2. Mercado de Balance de Potencia 

Es un mercado que opera anualmente, y que tiene el propósito de realizar transacciones de 

potencia no cubierta o comprometida a través de contratos de cobertura eléctrica. Es decir, 

cuando un Generador o una Entidad Responsable de Carga, no cumple con sus requisitos 

reales de potencia, deben adquirirla de un Generador o Entidad Responsable de Carga que 

tenga excedentes de potencia. [17] 

2.4.3. Mercado de Certificados de Energías Limpias 

El CENACE opera un Mercado de Certificados de Energías Limpias, estos certificados que 

emite la CRE equivalen a un megawatt-hora de energía que fue generada a través de centrales 

eléctricas que clasifican como limpias. De acuerdo con la Ley de Transición Energética, estos 

certificados sirven como un instrumento para promover el crecimiento de las energías 

limpias, y son una obligación para todas las Entidades Responsables de Carga. [12] 

En este mercado se pueden hacer transacciones de CELs entre, Entidades Responsables de 

Carga que deban cumplir con sus obligaciones, Entidades que rebasen sus obligaciones, 

Generadores que no puedan cumplir con compromisos contractuales, y Generadores que 

excedan sus compromisos contractuales. [17] 

2.4.4. Subastas de Derechos Financieros de Transmisión 

El CENACE subasta la asignación de los Derechos Financieros de Transmisión, los cuales 

otorgan al titular el derecho de cobrar o la obligación de pagar la diferencia de los 



18 
 

Componentes de Congestión Marginal de los Precios Marginales Locales del Mercado de 

Día en Adelanto, entre un nodo de destino y otro de origen. Esto con el fin de, poder 

administrar los riesgos derivados de la congestión del Sistema Eléctrico Mexicano. [17] 

2.5. SISTEMA ELÉCTRICO NACIONAL 

El Sistema Eléctrico Nacional se puede definir como el conjunto de redes de transmisión y 

redes de distribución que en conjunto con subestaciones de transformación realizan el 

transporte de energía eléctrica desde que se genera por las centrales eléctricas que operan a 

lo largo del país, hasta el usuario final. 

El SEN se divide en cuatro sistemas eléctricos aislados, tres en la región de la península de 

Baja California (Sistema Eléctrico Baja California, Sistema Eléctrico Baja California Sur, y 

Sistema Eléctrico Mulegé), y uno para el resto del país, que abarca desde el estado de Sonora 

hasta el estado de Quintana Roo (Sistema Interconectado Nacional). [19] 

Estos sistemas eléctricos aislados a su vez se dividen en regiones de control, el SIN está 

dividido en siete regiones de control, mientras que en la península de Baja California tiene 

dos regiones de control, Mulegé perteneciendo a la región de control de Baja California Sur. 

[19] [20] Cada región de control cuenta con su gerencia de control, mientras que la operación 

del SEN y del MEM se realiza en el Centro Nacional (CENAL), en la Ciudad de México, 

que cuenta con el Centro Nacional de Control de Energía Alterno (CENALTE) en la ciudad 

de Puebla, como respaldo. [14] 
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Figura 4. Regiones de Control del SEN [19] 

2.5.1. Generación 

La generación de electricidad en México actualmente se hace mayormente por medio de 

centrales eléctricas convencionales, principalmente debido al bajo precio de los 

combustibles, sobre todo del carbón y del gas natural. A pesar de esto, en años recientes se 

ha visto una mayor instalación de centrales eléctricas limpias, debido a que cada vez son más 

competitivas en sus costos de inversión y de generación de energía eléctrica, además de que 

no contribuyen con la emisión de gases de efecto invernadero. 

Según reportado en el Programa de Desarrollo del Sistema Eléctrico Nacional 2018-2032, la 

capacidad instalada en México a finales del año 2017 fue de 75,685 MW, de los cuales 70.5% 

correspondió a centrales convencionales y 29.5% a centrales limpias. En ese mismo año la 

tecnología que más generó electricidad fue el ciclo combinado con un 50% de la generación 

total, seguido por las centrales térmicas convencionales con 13% y las hidroeléctricas con 

10%. La generación por fuentes limpias representó un 21.1% de la generación total, siendo 

esto un incremento del 0.8% con respecto al año anterior. [19] Las tecnologías de generación 

que clasifican como limpias son: la hidroeléctrica, la nuclear, la solar, la eólica, la geotérmica, 

la cogeneración eficiente, y la bioenergía. 
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En la siguiente gráfica se puede ver la evolución de la capacidad instalada de distintos tipos 

de tecnología de generación. Cabe destacar el crecimiento que ha tenido la capacidad 

instalada de las centrales eólicas, y la disminución de capacidad en plantas térmicas 

convencionales. 

 

Figura 5. Evolución de la capacidad instalada por tipo de tecnología [19] 

2.5.2. Transmisión 

La Red Nacional de Transmisión es un sistema integrado de redes eléctricas que tiene como 

función transportar la energía eléctrica generada por las centrales eléctricas a las Redes 

Generales de Distribución y al público en general. Ha sido desarrollada principalmente por 

la CFE y actualmente es operada por CFE Transmisión. La RNT está compuesta por líneas 

de transmisión en diferentes niveles de tensión que van desde los 69kV hasta los 400kV. En 

2018 la longitud total de la RNT fue de 108,018 kilómetros, con una capacidad de 76,744 

MW. [20] [21] 

La RNT está dividida en 53 regiones de transmisión, de las cuales 45 pertenecen al SIN y se 

conectan entre sí a través de 63 enlaces de transmisión. El resto de las regiones de transmisión 

se encuentran en la península de Baja California, perteneciendo cuatro al sistema de Baja 

California, tres al sistema de Baja California Sur y una al sistema de Mulegé. [19] 
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Figura 6. Regiones de Transmisión y capacidad de enlaces del SEN [19] 

Además de los corredores de transmisión, existen 13 enlaces internacionales, de los cuales 

11 son con Estados Unidos de América y 2 con Centroamérica. [19] [20] 

2.5.3. Distribución 

Las Redes Generales de Distribución son redes eléctricas que se utilizan para distribuir al 

público en general la energía eléctrica proveniente de la RNT. [19] [20] [21] La energía 

eléctrica debe pasar por un proceso de transformación para reducir su nivel de tensión a uno 

apto para su distribución. 

Estas redes se pueden clasificar en dos tipos dependiendo de su nivel de tensión: de media 

tensión y de baja tensión. Las redes de media tensión van desde 1kV y hasta 35kV, mientras 

que las redes de baja tensión son las menores a 1kV. [19] [20] [21] 

En México, las RGD se dividen en 16 unidades de negocio que pertenecen a CFE 

Distribución, quien se encarga de prestar el servicio de distribución. [19] En el año 2018 se 

registró una longitud total de 838,831 kilómetros de las RGD. [21] 
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2.6. FLUJOS ÓPTIMOS DE POTENCIA (OPF) 

Este es un modelo que evoluciona a partir de un modelo de despacho económico. En el cual 

por medio de la adición restricciones a la formulación, se busca que la solución sea una que 

óptimamente despache unidades de generación, mientras se respetan los límites operativos 

del sistema eléctrico. [7] 

En este problema generalmente se busca minimizar los costos de la generación de energía 

eléctrica controlando que los flujos de potencia cumplan las restricciones de los límites de 

transmisión de las líneas del sistema, aunque también se pueden incluir otros tipos de 

restricciones como de requerimiento de reserva, capacidad de rampa, entre otras. [7] [22] 

[23] 

En este modelo de optimización generalmente se busca minimizar una función objetivo que 

está relacionada con las variables de decisión, estando sujetas estas últimas a restricciones 

tanto de desigualdad como de igualdad, y que además están limitadas a valores mínimos y 

máximos. 

El problema de flujo óptimos de potencia se puede resolver usando tanto modelos de redes 

en corriente alterna, como modelos redes en corriente directa. En la realidad no existen redes 

de transmisión enteramente en corriente directa, pero se pueden hacer ciertas consideraciones 

para transformar un problema de AC en uno de DC. Esto tiene principalmente el objetivo de 

simplificar la complejidad cálculos del modelo matemático, ya que al usar AC se deben 

modelar tanto flujos de potencia activa como de potencia reactiva, lo que implica resolver 

dos ecuaciones no lineales por cada nodo del sistema. Por otro lado, un problema de DC solo 

necesita resolver para la potencia activa de cada nodo del sistema eléctrico en cuestión. [23] 

Para hacer la linealización de un problema de AC a uno de DC se deben hacer tres 

suposiciones. Primero, que las resistencias de cada una de las líneas son despreciables en 

comparación con sus mismas reactancias. Esto implicaría una ausencia de pérdidas, y que la 

admitancia de las líneas se reduciría solamente a ser la susceptancia de la misma línea. 

Segundo, que no existen caídas de voltaje entre los nodos del sistema, es decir que en todos 

los nodos el voltaje siempre se conserva en 1 p.u. Y tercero, que las diferencias de los voltajes 
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entre nodos vecinos son muy pequeñas, lo que produce una linealización de las ecuaciones 

del cálculo de la potencia en los nodos. [24] 

Según investigadores de la Universidad Católica de Leuven en Bélgica, el uso de modelos de 

DC para sistemas eléctricos de alta tensión tiene un error promedio del 5% en los flujos de 

potencia de las líneas, en comparación con el uso de modelos de AC. [24] Cosa que nos 

demuestra que aun haciendo las suposiciones anteriores se pueden tener resultados bastantes 

cercanos a la realidad y que son de gran utilidad para realizar predespachos de unidades. 

Una vez hecha la conversión de un modelo en AC a uno en DC, se puede estudiar el método 

por el cual se planea resolver este tipo de problemas. En el caso de esta tesis el DCOPF se 

resolverá utilizando programación lineal. 

2.7. PROGRAMACIÓN LINEAL 

Es una rama de la programación matemática la cual se enfoca particularmente en la solución 

de problemas que buscan maximizar o minimizar funciones objetivo lineales que se 

encuentran sujetas a restricciones puramente lineales. [25] [26] 

La función objetivo de un problema de programación lineal que se desea optimizar depende 

de variables que se conocen como de decisión. [27] Estas variables son las que 

principalmente se desean conocer, además del valor de la función objetivo. 

Las restricciones del problema pueden ser de igualdad o desigualdad, y son combinaciones 

lineales de las variables de decisión. [27] Estas restricciones limitan el área de solución del 

problema lo que permite acotar las variables de decisión. 

Un problema de programación lineal se puede expresar como: [28] 

 

min 𝑍 = 𝐜 𝐱 

𝑠. 𝑡.  𝐀𝐱 ≤ 𝐛, (𝐲 ≤ 0) 

𝐱 ≥ 0 

(2.1) 
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Donde el vector 𝐱 es el vector de las variables de decisión a encontrar, y donde al multiplicar 

por una matriz de coeficientes 𝐀 se pueden formar restricciones de igualdad y/o desigualdad 

en conjunto con un vector de variables independientes 𝐛. 

Aunadas a las restricciones, existen ciertas variables que se les conoce como precios sombra, 

duales o de sensibilidad. Son variables que no tienen efecto directo en la función objetivo, 

pero que nos ayudan a conocer que tanto puede variar el valor de esta función si se realiza 

un cambio marginal en el término independiente de la restricción asociada al precio sombra. 

Estos precios sombra se obtienen al resolver el dual del problema de optimización y en la 

formulación (2.1) corresponden al vector 𝐲. [25] 

Al problema en la formulación (2.1) se le conoce como el problema primal debido a que de 

este se parte originalmente, pero también existe un problema dual, al cual pertenecen las 

variables duales que se explicaron anteriormente. En este problema el objetivo es contrario 

que en el del primal. Si en el problema primal se busca minimizar, en el problema dual se 

busca maximizar, y viceversa, esto no afecta el valor de la función objetivo, resultando igual 

en ambos problemas. [25] 

El problema dual se formula con la misma información del problema primal, pero con una 

estructura diferente. Considerando la formulación (2.1), el problema dual sería el siguiente: 

 

max 𝑉 = 𝐛 𝐲 

𝑠. 𝑡.  𝐀 𝐲 ≤ 𝐜, (𝐱 ≥ 0) 

𝐲 ≤ 0 

(2.2) 

Hay que notar como los precios sombra de las restricciones del problema primal en el 

problema dual son las variables de decisión, y como las variables de decisión del problema 

primal ahora son los precios sombra de las restricciones en el problema dual. 
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2.8. PRECIO MARGINAL LOCAL 

El precio marginal local es un método usado en algunos mercados eléctricos para determinar 

el precio al cual se comercializa la electricidad en los nodos de un sistema eléctrico. [7] Se 

define como el costo marginal de abastecer el siguiente incremento de energía eléctrica en 

un nodo en específico, considerando los costos marginales de los generadores, así como los 

límites de transmisión del sistema eléctrico. [8] [29] [22] [30] 

El PML tiene tres componentes: componente de energía marginal, componente de pérdidas 

marginal y componente de congestión marginal. [8] [29] 

 𝑃𝑀𝐿 = 𝐶𝐸𝑀 + 𝐶𝑃𝑀 + 𝐶𝐶𝑀  (2.3) 

La componente de energía marginal es la misma para todo el sistema, ya que depende del 

nodo de referencia, y representa el costo de la unidad de generación marginal. En este nodo 

las componentes de pérdidas marginal y de congestión marginal siempre son igual a cero 

debido a que el cálculo de estas componentes depende de que nodo se selecciona como la 

referencia. En este nodo solo habrá componente de energía marginal. 

La componente de pérdidas marginal representa el costo en el nodo i por aumento de las 

pérdidas en el sistema cuando se inyecta un incremento marginal de energía en el nodo i y se 

extrae en el nodo referencia. 

La componente de congestión marginal representa el costo en el nodo i por aumento de la 

congestión en el sistema cuando se inyecta un incremento marginal de energía en el nodo i y 

se extrae en el nodo de referencia. 

Es importante mencionar que esta metodología se utiliza como un mecanismo para que tanto 

como vendedores como compradores puedan hacer transacciones en los mercados de 

electricidad a precios determinados por las condiciones de operación del sistema. [31] Estos 

precios a su vez tienen la función de dar señales apropiadas para la inversión de nueva 

infraestructura tanto de generación como transmisión. [32] 
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Estos precios y sus componentes son derivados de la solución de un problema de flujos 

óptimos de potencia y están relacionados con los precios sombra de las restricciones de 

balance de potencia y de límite de transmisión como se puede ver en la siguiente ecuación: 

 𝑃𝑀𝐿 = 𝜆 − 𝐹𝑃 ∙ 𝜆 + 𝐹𝐶 ∙ 𝜇  (2.4) 

Como se mencionó anteriormente estos precios sombra nos indican la sensibilidad de la 

función objetivo con respecto a los límites de las restricciones. En el caso de los precios 

sombra 𝜇  de las restricciones de transmisión, estas se entienden como cuanto baja el costo 

total del sistema si se incrementa en un MW la capacidad de transmisión de la línea 𝑗, y son 

diferentes de cero cuando el flujo de potencia de la línea es igual al límite máximo de 

transmisión de esa línea. 

3. DESARROLLO DEL MODELO DE FLUJOS 

ÓPTIMOS DE POTENCIA EN CORRIENTE 

DIRECTA 

En la formulación (2.1) se puede ver cómo se puede expresar tradicionalmente un modelo de 

programación lineal. Aunque este pudiese ser de maximización o minimización el orden es 

el mismo: una función objetivo, restricciones de igualdad y/o restricciones de desigualdad, y 

cotas para las variables de decisión. Ahora, este modelo se debe adaptar a sistemas eléctricos, 

donde se busca minimizar un costo de generación, cumpliendo con la demanda en el sistema, 

y que no se violen los límites operación de las líneas de transmisión y de las centrales 

eléctricas. 

Primero que nada, el objetivo del problema es el de minimizar los costos a los que incurre el 

sistema por generar potencia. Esta función objetivo consiste en la sumatoria de los costos a 

los que incurren los generadores en función de la potencia que están produciendo. Las 

unidades de la potencia generalmente se usan en MW o en p.u., teniendo los p.u. como sabe 
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100 MW, mientras que los costos deben estar dados en cualquier unidad de costos entre la 

misma unidad de potencia usada para la generación. 

Seguido de la función objetivo se establecen las restricciones. En este modelo se tienen cuatro 

tipos de restricciones: balance de potencia en los nodos, balance de potencia en el sistema, 

restricciones de transmisión superiores y restricciones de transmisión inferiores. Además, se 

cuenta con los límites mínimos y máximos a los cuales puede generar electricidad cada 

central eléctrica. 

Las restricciones de balance de potencia en los nodos se basan en la siguiente fórmula: 

 𝑖 = 𝑝 − 𝑑  (3.1) 

Donde la inyección neta de potencia en el nodo 𝑖 es igual a la diferencia entre potencia total 

que se genera en ese mismo nodo y la potencia total demanda en el nodo. En el modelo, 

debido a que puede haber más de un generador conectado en un mismo nodo, se debe 

identificar correctamente a que nodo está conectado cada generador.  

Cabe destacar que 𝑖  funciona como una variable auxiliar que al inicio no se conoce su valor 

y que depende del resultado del despacho. Esta variable puede ser positiva o negativa, la 

primera significando que inyecta potencia a la red y la segunda que consume potencia de la 

red. 

Algo que hay que tener en cuenta es que el sistema siempre debe estar balanceado, y debido 

a que el problema de DCOPF desprecia las pérdidas entonces podemos decir que todo lo que 

se genera de electricidad debe ser igual a todo lo que se consume. Es por esto por lo que la 

sumatoria de todas las inyecciones netas de potencia de los nodos debe resultar igual a cero. 

Las restricciones de transmisión nos ayudan a limitar los flujos de potencia en las líneas que 

conectan a los nodos a través del cálculo del flujo de potencia que hay en cada línea y 

limitándolo a una capacidad máxima de transmisión de la línea en cuestión. Hay restricciones 

superiores e inferiores de este tipo debido a que los flujos de potencia pueden ser positivos o 

negativos dependiendo de su dirección de flujo. En el caso de que el flujo en una línea 𝑗 sea 

positivo, este será restringido por la restricción de transmisión superior de 𝑗. Mientras que en 
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caso de ser negativo, será restringido por la restricción de transmisión inferior de la misma 

línea. 

Para calcular los flujos de potencia en las líneas es necesario conocer los factores de 

corrimiento del sistema, los cuales son el resultado de una serie de cálculos que se presentan 

en la siguiente sección. A grandes rasgos se puede decir que el flujo de potencia de una línea 

es igual a la sumatoria de los flujos de potencia que pasarían por esa línea resultantes de las 

inyecciones neta de potencia de todos los nodos. 

En notación vectorial se vería como se muestra en la ecuación (3.2), donde la matriz de 

factores de corrimiento 𝐅𝐂 tiene un número de renglones igual al número de líneas del 

sistema y un número de columnas igual número de nodos del sistema, y el vector columna 𝐢 

contiene las inyecciones netas de potencia de los nodos del sistema 

 𝐅𝐏 = 𝐅𝐂 ∙ 𝐢 (3.2) 

Tomando en cuenta todo lo anterior el modelo de DCOPF se puede escribir de la siguiente 

forma: 

 min 𝑍 = 𝑐 𝑝  (3.3) 

 𝐬. 𝐭.  − 𝑖 + 𝑝

∀ ∈

= 𝑑 , (𝑖 = 1,2, … , 𝑁), (𝜆 > 0) (3.4) 

 𝑖 = 0, (𝜆 > 0) (3.5) 

 𝐹𝐶 ∙ 𝑖 ≤ 𝑇 , (𝑗 = 1,2, … , 𝐿), (𝜇 ≤ 0) (3.6) 
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 − 𝐹𝐶 ∙ 𝑖 ≤ 𝑇 , (𝑗 = 1,2, … , 𝐿), (𝜇 ≤ 0) (3.7) 

 𝑝 ≤ 𝑝 ≤ 𝑝 , (𝑔 = 1,2, … , 𝐺), 𝜂 ≥ 0 , (𝜂 ≤ 0) (3.8) 

 𝒑 ≥ 0, −∞ ≤ 𝒊 ≤ ∞ (3.9) 

Algo más de lo que se debe hablar son de los precios sombras de cada restricción, estos 

precios están denotados por las letras griegas 𝜆, 𝜇 y 𝜂. Como se mencionó anteriormente, 

estos precios nos indican la sensibilidad del valor de la función objetivo con respecto a 

cambios marginales en los valores independientes de las restricciones. Estos precios nos 

sirven para calcular los PMLs como se presenta en la ecuación (2.4). 

La formulación del PML se puede obtener directamente del Lagrangiano del modelo 

matemático, el cual es el siguiente: 

 

ℒ = 𝑐 𝑝 + 𝜆 −𝑖 + 𝑝

∀ ∈

− 𝑑 + 𝜆 𝑖

+ 𝜇 𝐹𝐶 ∙ 𝑖 − 𝑇

+ 𝜇 − 𝐹𝐶 ∙ 𝑖 − 𝑇

+ 𝜂 𝑝 − 𝑝 + 𝜂 𝑝 − 𝑝  

(3.10) 

Una vez definido el Lagrangiano del modelo este se puede derivar parcialmente con respecto 

a la potencia neta inyectada en el nodo 𝑖, y al igualarla a cero se puede obtener la fórmula del 

PML sin pérdidas en el nodo 𝑖. 
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𝜕ℒ

𝜕𝑖
= −𝜆 + 𝜆 + 𝐹𝐶 ∙ 𝜇 − 𝐹𝐶 ∙ 𝜇  (3.11) 

 
𝜕ℒ

𝜕𝑖
= −𝜆 + 𝜆 + 𝐹𝐶 ∙ 𝜇 − 𝜇  (3.12) 

 
𝜕ℒ

𝜕𝑖
= −𝜆 + 𝜆 + 𝐹𝐶 ∙ 𝜇 − 𝜇 = 0 (3.13) 

 
𝜕ℒ

𝜕𝑖
= 𝜆 + 𝐹𝐶 ∙ 𝜇 = 𝜆  (3.14) 

Con esto se puede ver que la variable dual relacionada a las restricciones de balance de 

potencia en los nodos resulta directamente en el PML de ese mismo nodo. Además, se 

observa que en la ecuación (3.14), que la variable 𝜇  que se utiliza en la fórmula (2.4) para 

calcular los PMLs, realmente está compuesta por la resta de los precios sombra de las 

restricciones de transmisión de límite superior y de límite inferior. Es importante destacar 

que estos precios solo aparecen cuando la restricción se topa ya sea inferior o superiormente, 

es decir, solo puede aparecer un precio sombra por línea a la vez. Debido a esto, y a que 

ambos precios sombra 𝜇  y 𝜇  son menores a cero, 𝜇  puede ser de carácter positivo o 

negativo. 

Los precios sombra de las restricciones de transmisión se definen como, la sensibilidad a que 

disminuya el valor de la función objetivo con respecto a un incremento marginal en el límite 

de transmisión de la línea, y esto se puede demostrar derivando el Lagrangiano con respecto 

al límite de transmisión de las líneas: 

 
𝜕ℒ

𝜕𝑇
= −𝜇 − 𝜇  (3.15) 
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𝜕ℒ

𝜕𝑇
= − 𝜇 + 𝜇  (3.16) 

Estos nos indica que sin importar en qué dirección se llegue al tope de flujo de potencia se 

verá un cambio igual en el valor del Lagrangiano cuando se cambia la capacidad del límite 

de transmisión. 

Un último concepto que se desea explicar es el de la renta de congestión. Esta renta representa 

el costo horario en el que incurre el sistema por la congestión en las líneas de transmisión. 

En este caso debido a que no hay pérdidas, se puede llegar a la renta de congestión a través 

de la renta total del sistema que se trata del cobro total a las cargas menos los pagos totales a 

los generadores que hace el operador: 

 𝑅𝑇 = 𝜆 𝑑 − 𝜆 𝑝

∀ ∈

 (3.17) 

 𝑅𝑇 = 𝜆 𝑑 − 𝑝

∀ ∈

 (3.18) 

 𝑅𝑇 = 𝜆 (−𝑖 ) (3.19) 

Considerando la ecuación (3.14) del PML en nuestro modelo tenemos que: 

 𝑅𝑇 = 𝜆(−𝑖 ) + (−𝑖 ) 𝐹𝐶 𝜇  (3.20) 
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 𝑅𝑇 = 𝜆 −𝑖 + −𝑖 𝐹𝐶 𝜇  (3.21) 

Y usando la ecuación (3.5) tenemos que: 

 𝜆 −𝑖 = 0 (3.22) 

Por lo tanto podemos decir que en nuestro caso la renta total del sistema es igual a la renta 

de congestión: 

 −𝑖 𝐹𝐶 𝜇  (3.23) 

3.1. CÁLCULO DE LOS FACTORES DE 

CORRIMIENTO 

Los factores de corrimiento son valores que nos indican el flujo de potencia que hay en las 

líneas cuando se realizan inyecciones de potencia en los nodos y se extrae esta misma 

potencia en el nodo de referencia. [24] Estos valores generalmente se expresan como una 

matriz de tamaño 𝐿 × 𝑁, y dependen de la topología de la red.  

Para hacer más sencilla la explicación del cálculo de factores de corrimiento se ejemplificará 

el procedimiento con un pequeño sistema de prueba, y una vez obtenida su matriz de factores 

de corrimiento se demostrará el modelo completo de DCOPF hasta la obtención de los PMLs 

y se comparará con el simulador de PowerWorld Corporation. 

3.1.1. Definición del sistema de prueba 

Para comenzar el desarrollo del modelo, se debe definir el sistema eléctrico con el cuál se va 

a trabajar. Un sistema eléctrico en su forma más básica consiste sencillamente de nodos y 
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líneas de transmisión. En los nodos pueden o no estar conectados tanto generadores como 

cargas. En la siguiente figura se puede ver un pequeño sistema eléctrico que cuenta con dos 

nodos que se conectan por medio de una línea de transmisión. Este sistema servirá para 

explicar el desarrollo del modelo y sus partes. 

 

Figura 7. Sistema eléctrico de dos nodos y una línea de transmisión. 

Como se puede ver en la figura anterior los nodos y la línea se listan de manera numérica. En 

la línea a su vez, se escribe un subíndice el cual indica en qué dirección el flujo de potencia 

es positivo. Por ejemplo, en la línea el subíndice es 1-2, lo que nos indica que la línea 

comienza en el nodo 1 y termina en el nodo 2. De manera que, si al calcular su flujo de 

potencia se observa que el flujo en esa línea resulta positivo, entonces indica que el flujo 

sigue la misma dirección establecida. Por otro lado, si el flujo resulta negativo, esto nos da a 

entender que el flujo realmente sigue la dirección opuesta a la establecida. 

Los nodos de un sistema tienen ciertos parámetros, que en este caso al trabajar con un sistema 

en CD son: corriente inyectada a la red que se mide en Amperes, voltaje que se mide en Volts 

y que tiene un ángulo relativo al nodo de referencia, y potencia neta inyectada medida en 

Watts. Esta última es el resultado de restarle a la potencia generada en el nodo la potencia 

que se demanda en el mismo. [24] 

En tanto, las líneas de transmisión también cuentan con ciertos parámetros medibles que son 

necesarios para el cálculo de los flujos óptimos de potencia. Estos son: la reactancia de la 

línea medida en Ohms, la corriente a través de la línea en Amperes, y el límite máximo de 

transmisión de potencia en Watts. [24] 
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3.1.2. Cálculo de la matriz de incidencia y de la matriz de 

susceptancia 

Para poder comenzar el cálculo de los factores de corrimiento se debe crear una matriz que 

describe la topología de la red, a esta matriz se le como una matriz 𝐀 de incidencia. Esta 

matriz tiene un tamaño 𝐿 × 𝑁, donde 𝐿 es el número de líneas del sistema eléctrico y 𝑁 el 

número de nodos. Los elementos de esta matriz solo pueden tener valor de 1, -1 ó 0 

dependiendo de cómo está conectados los nodos. En el renglón correspondiente a la línea 𝐿 

se asigna un 1 al nodo 𝑁 donde comienza dicha línea, y se asigna un -1 al nodo donde termina. 

Todos los demás elementos que no incidan en la línea 𝐿 tiene un valor igual 0. [24] 

Con lo anteriormente explicado se puede elaborar la matriz de incidencia 𝐀 de la figura 7, 

resultado de la siguiente forma: 

 𝑨 = [1 −1] (3.24) 

En la anterior matriz se puede ver que la línea 1 comienza en el nodo 1 y termina en el 2. Si 

la dirección de la línea se estableciera como de nodo 2 a nodo 1, entonces el elemento 1,1 

sería -1, y el elemento 1,2 sería 1. En caso de haber más nodos se deben agregar más 

columnas a la matriz, y en su defecto, tendrían que haber más líneas por lo que se agregarían 

renglones a la matriz. 

Una vez elaborada la matriz de incidencia se puede calcular la matriz de susceptancia 𝐁, la 

cual es de tamaño 𝑁 × 𝑁 y que representa la susceptancia de las líneas que conectan a los 

nodos. Para calcular esta matriz se debe tener conocimiento de la susceptancia de cada línea, 

la cual a su vez se calcula a partir de la reactancia de la siguiente manera: 

 𝐵 =
1

𝑋
 (3.25) 

Una vez calculada la susceptancia de cada una de las líneas se puede realizar el cálculo de la 

matriz 𝐁 con la siguiente fórmula: 
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 𝐁 = 𝐀 ∙ 𝐁 ∙ 𝐀 (3.26) 

En esta fórmula, la matriz 𝐁  representa una matriz de tamaño 𝐿 × 𝐿 que contiene en su 

diagonal el valor de la susceptancia de cada una de las líneas, mientras que todos los demás 

elementos son iguales a cero. 

Si para el ejemplo de la figura 7 decimos que la línea tiene una reactancia igual a 0.1 p.u., 

tendremos como resultado la siguiente matriz 𝐁 : 

 𝐁 = [10] (3.27) 

Posteriormente con esta matriz se puede calcular la matriz 𝐁: 

 𝐁 =
10 −10

−10 10
 (3.28) 

Analizando esta matriz se puede ver que en los elementos de la diagonal se encuentra la suma 

las susceptancias de las líneas que inciden en dicho nodo. Por ejemplo, en el elemento 1,1, 

que representa al nodo 1, se puede ver que este tiene el valor de la susceptancia que hay entre 

el nodo 1 y el nodo 2. Viendo el otro elemento de ese mismo renglón, se observa que se 

encuentra la susceptancia de la línea que conecta al nodo 2 con el nodo 1, pero con signo 

negativo. En el caso de que dos nodos no estén conectados entre sí, la reactancia entre ellos 

sería infinita y por lo tanto la susceptancia sería cero. [24] 

3.1.3. Cálculo de la matriz de Factores de Corrimiento 

Una vez obtenida la matriz 𝐁 se puede realizar el cálculo de los factores de corrimiento. La 

matriz de factores de corrimiento, que como se mencionó anteriormente, nos indica como 

cambian los flujos de potencia cuando se inyecta un aumento de carga extra en un nodo y se 

extrae en un nodo designado como de referencia. Esta matriz tiene un tamaño de 𝐿 × 𝑁 y se 

calcula con la siguiente ecuación: 
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 𝐅𝐂 = (𝐁 ∙ 𝐀) ∙ (𝐁)  (3.29) 

Es importante destacar que la matriz 𝐁 que se calculó anteriormente es singular y por lo tanto 

no se puede calcular su inversa, entonces es necesario eliminarle el renglón y la columna 

correspondientes al nodo de referencia. A la matriz resultante de la multiplicación de (𝐁𝒅 ∙

𝐀) también se le debe eliminar la columna correspondiente al nodo de referencia. [24] Una 

vez hecho el cálculo se puede añadir a la matriz 𝐅𝐂 en la columna correspondiente al nodo 

de referencia un vector columna con 𝐿 número de ceros para que la matriz 𝐅𝐂 vuelva a ser 

de tamaño 𝐿 × 𝑁  

Siguiendo el ejemplo del sistema eléctrico de dos nodos y una línea de transmisión donde se 

toma como referencia el nodo 1, su matriz de factores de corrimiento resultaría de la siguiente 

forma: 

 𝐅𝐂 = [0 −1] (3.30) 

Usando el concepto explicado anteriormente sobre los factores de corrimiento podemos 

entender como cambiarían los flujos de potencia en las líneas del sistema al hacer el 

incremento de 1 MW en la inyección neta de potencia en cada nodo y extrayéndolo en el 

nodo de referencia. Por ejemplo, si se inyectara este 1 MW extra en el nodo 1 este no tendría 

implicaciones en el flujo de potencia de la línea, ya que sería extraído en ese mismo nodo. Si 

se inyectara 1 MW en el nodo 2, podemos ver que el flujo de la línea resulta de -1 MW. 

Debido a que este MW debe ser extraído en el nodo de referencia, y como únicamente hay 

un potencial camino para que esta potencia fluya, todo el MW fluye por la línea 1. Hay que 

notar que tiene signo negativo el factor de corrimiento ya que la dirección en la que fluiría 

este MW es contraria a la que se estableció como convención.  

Los factores de corrimiento son de gran importancia para el problema de DCOPF, ya que 

cumplen con dos funciones, poder calcular los flujos de potencia al hacer el despacho de 

generadores, y de poder calcular la componente de congestión del precio marginal local. En 
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la sección relacionada al PML se puede ver dónde se utilizan los factores de corrimiento 𝐹𝐶 

para el cálculo de la CCM. 

3.2. APLICACIÓN DEL MODELO DE FLUJOS 

ÓPTIMOS DE POTENCIA 

Una vez calculada la matriz de factores de corrimiento podemos resolver el DCOPF para el 

ejemplo establecido. Solamente se deben de agregar valores a los generadores y a las cargas 

de los nodos, y se deben establecer los límites máximos de transmisión en los corredores de 

transmisión. Estos nuevos parámetros se describen las siguientes tablas: 

Tabla 1. Características de los generadores y cargas en los nodos del sistema de dos 

nodos y una línea de transmisión. 

Nodo Carga (MW) Gen. Min. (MW) Gen. Max. (MW) Costo ($/MWh) 

1 50 0 200 10 

2 100 0 200 20 

 

Tabla 2. Características de la línea del sistema de dos nodos y una línea de 

transmisión. 

Línea Del nodo Al nodo Reactancia (p.u.) Límite de transmisión (MW) 

1 1 2 0.1 50 

 

El modelo sería el siguiente: 

 min 𝑍 = 10𝑝 + 20𝑝  (3.31) 

 𝑠. 𝑡. −𝑖 + 𝑝 = 50 (3.32) 
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 −𝑖 + 𝑝 = 100 (3.33) 

 𝑖 + 𝑖 = 0 (3.34) 

 −𝑖 ≤ 50 (3.35) 

 −(−𝑖 ) ≤ 50 (3.36) 

 0 ≤ 𝑝 ≤ 200 = (3.37) 

 0 ≤ 𝑝 ≤ 200 = (3.38) 

 

Se escogió trabajar con este ejemplo debido a que es posible resolverlo con solo aplicar 

ciertos conceptos que ya hemos visto. 

El objetivo del problema es minimizar los costos de generación totales del sistema, justo 

como se ve en la ecuación (3.31). Entonces, es apropiado pensar que para tener el menor 

costo posible es preferible que el generador 1 abastezca a toda la demanda, debido a que tiene 

el menor costo de generación y tiene un límite de máximo de operación de 200 MW. Si el 

problema fuera solo de despacho económico esta sería nuestra solución final, sin embargo, 

debido a que tenemos en la línea que conecta a los dos nodos un límite de flujo de potencia 

de 50 MW, al generador 1 le es imposible suplir los 100 MW de demanda del nodo 2. 

Estaríamos diciendo entonces, que los 50 MW restantes por abastecer de la demanda en el 

nodo 2 deben ser provisto localmente por el generador 2, el cual tiene un mayor costo de 

generación. 

Esto resultaría en que el generador 1 puede generar 100 MW, 50 para la demanda del nodo 

1 y 50 para la demanda 2, y el generador 2 puede generar 50 MW para lo que resta de 

abastecer de la demanda en el nodo 2. Si usamos la ecuación 11 para calcular las inyecciones 

neta de potencia en cada nodo obtenemos lo siguiente: 
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 𝑖 = 100𝑀𝑊 − 50𝑀𝑊 = 50𝑀𝑊 (3.39) 

 𝑖 = 50𝑀𝑊 − 100𝑀𝑊 = −50𝑀𝑊 (3.40) 

Aplicando los resultados de generación e inyección neta de potencia al modelo podemos 

comprobar si las restricciones se cumplen, y podemos calcular el valor de la función objetivo. 

 𝑍 = 10 ∗ 100 + 20 ∗ 50 = 2000 (3.41) 

 𝑠. 𝑡. −50 + 100 = 50 (3.42) 

 −(−50) + 50 = 100 (3.43) 

 50 + (−50) = 0 (3.44) 

 −(−50) ≤ 50 (3.45) 

 −(50) ≤ 50 (3.46) 

 0 ≤ 100 ≤ 200 = (3.47) 

 0 ≤ 50 ≤ 200 = (3.48) 

Se puede ver que todas las restricciones de igualdad de balance de potencia quedan 

satisfechas, y que ninguna de las dos restricciones de transmisión de la línea es violada. Hay 

una explicación con la cual podemos decir que además de que esta solución es factible, 

también es la óptima. 

Esta solución es la óptima debido a que el generador 1 se ve imposibilitado para generar un 

MW más, por lo que se obtiene el menor costo de generación del sistema. Si para la misma 

demanda dijéramos en cambio que el generador 1 produce 99 MW y el generador 2, 51 MW, 



40 
 

entonces salimos de una solución óptima debido a que el valor de la función objetivo sería 

ahora de 2010 $. Esta solución es factible, más no es la que minimiza el costo. 

Como se vio en la sección del Precio Marginal Local, este se define como el costo de 

abastecer el siguiente incremento de potencia en un nodo. Así como se encuentra el sistema, 

si se hiciera un incremento de un MW en la demanda del nodo 1 este podría ser abastecido 

tanto por el generador 1 como por el generador 2, pero como el generador 1 es el de menor 

costo este es quien lo generara, esto nos indica que el PML del nodo 1 es de 10 $/MWh.  

Si en cambio se hiciese un incremento en la demanda del nodo 2, este solo podría ser 

abastecido por el generador 2, debido a que la línea de transmisión se encuentra en 

congestión, por lo que su PML sería de 20 $/MWh. 

Para poder calcular el PML del nodo 2 a través de la fórmula (3.14) se requiere conocer el 

precio sombra de la línea de transmisión, ya que esta se encuentra en congestión al realizar 

este problema. Debido a la simplicidad de este problema podemos determinar este precio 

sombra haciendo la resta entre el costo actual del sistema y el costo del sistema si la capacidad 

de la línea de transmisión fuera de un MW más. 

Si la línea tuviera una capacidad de 51 MW, entonces veríamos que el generador 1 podría 

producir 101 MW de potencia, y entonces el generador 2 produciría 49 MW. El costo total 

del sistema sería entonces el siguiente: 

 𝑍 = 10 ∗ 101 + 20 ∗ 49 = 1990 (3.49) 

Incrementar el límite de transmisión de la línea en un MW significa entonces en una 

reducción de 10 $ en el costo total del sistema. Esto equivaldría entonces a nuestro precio 

sombra de la línea de transmisión, y en conjunto con el PML del nodo de referencia podemos 

calcular el PML del nodo 2 a través de la fórmula (3.14). 

 𝑃𝑀𝐿 = 10 − (−10) = 20 (45) 
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Si este sistema junto con todas las características de demanda, generadores y líneas de 

transmisión se resuelve con el simulador de PowerWorld Corporation podemos obtener los 

siguientes resultados: 

 

Figura 8. Simulación de sistema de dos nodos y una línea de transmisión en 

PowerWorld Corporation 

Para realizar esta y otras simulaciones que se harán en esta tesis, es necesario especificar 

dentro de PowerWorld que estas se resuelvan por DCOPF, que los límites de transmisión de 

las líneas se restrinjan en MW y no en MVA, que se ignoren las resistencias de las líneas y 

que el método de solución sea por programación lineal. 

Como podemos ver los resultados de despacho de unidades, costos del sistema, flujo de 

potencia y PMLs son los mismos que nosotros calculamos. La manera en que nosotros los 

cálculos resultó ser algo rudimentario, y fue aplicando conceptos de los cuales ya hablamos 

en conjunto con pequeños cálculos. Para resolver sistemas más complejos será necesario usar 

el modelo de DCOPF de manera computacional, es por eso que se implementará el modelo 

dentro del software MATLAB, el cual nos permitirá simular sistemas eléctricos de cualquier 

tamaño, así como resolverlos rápidamente. El software trabajará en conjunto con CPLEX 

con tal de hacer uso de su caja de herramientas de programación lineal. 

4. DCOPF EN MATLAB CON CPLEX 

MATLAB es una herramienta sencilla de usar para el cálculo de problemas matemáticos. A 

pesar de que dentro de su caja de herramientas de optimización cuenta con funciones de 
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programación lineal, se optó por usar CPLEX dentro del software debido a su mejor 

desempeño. [33] 

La función que se utilizará para resolver los problemas de DCOPF es la de cplexlp. Esta 

función requiere que el problema se escriba de la siguiente forma: [34] 

 

min 𝐟 ∗ 𝐱 

𝑠. 𝑡.  𝐀 ∗ 𝐱 ≤ 𝐛  

𝐀 ∗ 𝐱 = 𝐛  

𝐥𝐛 ≤ 𝐱 ≤ 𝐮𝐛 

(4.1) 

Se puede ver a simple vista que la forma en que se ingresa la información es muy parecida a 

como se estructura en el modelo de DCOPF (Ecuaciones 3.3 a 3.9). En la función cplexlp, 

toda la información se ingresa como matrices y vectores. A continuación, se describirá de 

que estará compuesta cada matriz y vector dentro de la función: 

 𝐱: Es el vector columna que contiene la solución de nuestras variables, tanto de decisión 

como auxiliares. En el caso del DCOPF, las variables de decisión serán las potencias de 

los generadores, y las auxiliares serán las potencias netas inyectadas en cada nodo. El 

tamaño de este vector será del número de generadores en el sistema más el número de 

nodos del sistema. 

 𝐟: Es un vector columna que contiene los costos asociados a las variables. Las variables 

asociadas a la potencia de los generadores tendrán un costo que dependerá del tipo de 

tecnología y de combustible. Las variables de inyección neta de potencia no tienen 

impacto en la función objetivo por lo que les corresponde un costo cero. Debe tener el 

mismo tamaño que el vector 𝐱. 

 𝐀 : Es una matriz que contiene los coeficientes que multiplican al vector de variables 

para formar las restricciones de desigualdad. Esta matriz formará las restricciones dadas 

en las ecuaciones (3.6) y (3.7). Debido a que esta matriz multiplica a todo el vector de 

variables se deben asignar ceros a los elementos que multipliquen a las variables 

relacionadas a la potencia de los generadores, ya que estas no aparecen en las 
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restricciones de desigualdad. Los elementos que multipliquen a las variables de inyección 

neta de potencia serán los factores de corrimiento. Esta matriz tendrá un número de 

renglones igual a dos veces el número de líneas de transmisión del sistema y un número 

de columnas igual al número de generadores más el número de nodos del sistema. 

 𝐛 : Es un vector columna donde se colocan los términos independientes de las 

restricciones de desigualdad. En este vector se encontrarán las capacidades máximas de 

transmisión de las líneas, estas se repetirán para cubrir las dos restricciones de 

transmisión por línea, por lo que el tamaño de este vector es de dos veces el número de 

líneas del sistema. 

 𝐀 : Es una matriz que contiene los coeficientes que multiplican al vector de variables 

para formar las restricciones de igualdad. Esta matriz formará las restricciones dadas en 

las ecuaciones (3.4) y (3.5). Para formar esta matriz se debe tener conocimiento de a que 

nodo está conectado cada generador con tal de que se realicen correctamente los balances 

de potencia en los nodos. Hay que tener en cuenta que la ecuación (3.5) involucra 

solamente una restricción, sin importar el tamaño del sistema. El tamaño de esta matriz 

será del número de nodos más 1, por el número generadores más el número de nodos del 

sistema. 

 𝐛 : Es un vector columna donde se colocan los términos independientes de las 

restricciones de igualdad. En este vector se encontrarán los valores de las demandas de 

cada nodo más un cero, este cero representan el balance de potencia a nivel sistema donde 

toda la generación de ser igual a toda la demanda. Este vector será de tamaño igual al 

número de nodos del sistema más 1. 

 𝐥𝐛: Es un vector columna que representa la cota inferior de las variables del vector 𝐱. En 

este vector se encontrarán las capacidades mínimas de generación de las centrales 

eléctricas del sistema. Debido a que las variables relacionadas a la inyección neta de 

potencia pueden ser cualquier número real, se toma como límite inferior −∞. Este vector 

tendrá un tamaño igual al vector 𝐱. 

 𝐮𝐛: Es un vector columna que representa la cota superior de las variables del vector 𝐱. 

En este vector se encontrarán las capacidades máximas de generación de las centrales 

eléctricas del sistema. Debido a que las variables relacionas a la inyección neta de 
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potencia pueden ser cualquier número real, se toma como límite superior ∞. Este vector 

tendrá un tamaño igual al vector 𝐱. 

Una vez establecidas cuáles serán las matrices que se utilizarán para la optimización del 

problema de DCOPF, se describirá en secciones el funcionamiento del código de MATLAB. 

Descripción del código de MATLAB para la solución de DCOPF 

4.1.1. Sección 1: Lectura de información 

En esta sección se realiza la lectura de las matrices de entrada. Estas matrices se encuentran 

en un formato de hoja de Excel y se leen a través de la función readmatrix, para leer estas 

matrices se debe determinar el nombre del archivo, el nombre de la pestaña, y el rango de 

celdas donde se encuentra la información. 

Las matrices que se leen son: información general del sistema, topología de las líneas de 

transmisión, reactancia de las líneas, capacidad máxima de transmisión de las líneas, nodos 

a los que se conectan los generadores, costos de los generadores, capacidades mínimas de 

generación de las centrales, capacidades máximas de generación de las centrales, y la 

demanda en los nodos. 

La manera en que se estructura esta información en el archivo de Excel es la siguiente: 

 

Figura 9. Matriz de información general del sistema en Excel 

En esta matriz se debe determinar el número de nodos, de líneas y de generadores del sistema 

a estudiar, así como el nodo que servirá como de referencia. 

  

Nodos
Líneas
Referencia
Generadores
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Figura 10. Matriz de información sobre las líneas de transmisión en Excel 

En esta matriz se ingresa información referente a las líneas de transmisión. Se deben colocar 

todas las líneas que conformar el sistema a estudiar, con la dirección de la línea, su reactancia 

en p.u. y su capacidad máxima de transmisión en p.u. 

 

Figura 11. Matriz de información sobre las centrales eléctricas en Excel 

En esta matriz se ingresa toda la información referente a los generadores. Se determina a que 

nodo está conectada cada central, cuál es su costo de generación, su capacidad mínima de 

generación y su capacidad máxima de generación.  

 

Figura 12. Matriz de información de la demanda en Excel 

Por último, en esta matriz se ingresa la cantidad de demanda de potencia en cada nodo del 

sistema en cuestión. Esta demanda debe estar en p.u. 

Estas matrices se pueden utilizar para simular sistemas eléctricos en un periodo de tiempo, si 

se quisieran simular más periodos de tiempo se deben ingresar más columnas de demanda, y 

Línea De nodo A nodo X (p.u.)
Capacidad máxima 

de transmisión (p.u.)

1
2
3

Generador
Conectado 

al nodo

Costo de 
generación 
($/p.u.h)

Generación 
mínima (p.u.)

Generación 
máxima (p.u.) 

1
2
3

Nodo Demanda (p.u.)
1
2
3
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en caso de que cambien las capacidades de generación también se deben agregar en más 

columnas. 

4.1.2. Sección 2: Creación de la matriz de incidencia 𝐀 

En esta sección se forma la matriz de incidencia 𝐀 que se explicó en secciones anteriores. 

Para crear esta matriz, a través de dos funciones for anidadas se busca asignar en la línea de 

la matriz 1 al elemento en la columna correspondiente al número reportado en la columna de 

nodo y -1 al elemento en la columna correspondiente al número reportado en la columna a 

nodo. A todos los demás elementos a los que no se les haya asignado algún valor, se les 

asigna 0. 

4.1.3. Sección 3: Cálculo de la matriz diagonal de susceptancias y de 

la matriz 𝐁 de susceptancia 

Una vez creada la matriz 𝐀 se calcula la matriz de susceptancia 𝐁 usando la fórmula (3.26), 

aunque no sin antes haber calculado las susceptancias a partir de las reactancias de las líneas 

usando la fórmula (3.25) y organizado en una la matriz diagonal 𝐁 . 

4.1.4. Sección 4: Cálculo de la matriz de factores de corrimiento 𝐅𝐂 

Se calcula la matriz de factores de corrimiento usando la ecuación (3.29), procurando haber 

eliminado el renglón y columna del nodo de referencia de la matriz 𝐁, así como la columna 

correspondiente al nodo de referencia de la matriz resultante de la multiplicación de 𝐁 ∗ 𝐀. 

Con esto la matriz resultante es de tamaño 𝐿 × (𝑁 − 1) 

Al finalizar la operación se agrega un vector columna de ceros con 𝐿 elementos en la columna 

correspondiente al nodo de referencia, desplazando a los demás elementos, esto para que la 

matriz 𝐅𝐂 vuelva a ser de tamaño 𝐿 × 𝑁 

4.1.5. Sección 5: Creación de matriz 𝐀𝒆𝒒 

Primero se crea la matriz 𝐀  de ceros de número de renglones igual al número de nodos más 

1, y de número de columnas igual al número de generadores más el número de nodos. 



47 
 

Después, usando dos funciones for anidadas se asigna por cada restricción de balance de 

potencia en los nodos, -1 al elemento relacionado a la variable de inyección neta de potencia 

del nodo, y 1 a todos los coeficientes de generadores que estén conectados al nodo. Para la 

restricción de balance de potencia del sistema, se asigna 1 a todos los elementos que 

multiplicarán a las variables de inyección neta de potencia. 

4.1.6. Sección 6: Cálculo de matriz de generación máxima por nodo 

Esta matriz tiene una función puramente informativa, ya que no se utiliza para ningún otro 

cálculo. Nos muestra cual es la generación máxima que puede haber en cada nodo. Para 

calcular esta matriz se utilizan dos for anidados que suman las generaciones máximas de las 

centrales que están conectadas en cierto nodo. 

4.1.7. Sección 7: Cálculo de flujos óptimos de potencia con CPLEX 

En esta sección del código se realiza la optimización del problema de DCOPF. Primero se 

crean ciertas matrices que contendrán nuestros resultados de los PMLs, los precios sombra, 

los flujos óptimos de potencia, la generación despachada y la componente de congestión. 

Seguido a esto se crean las matrices que entran a la función cplexlp, estas matrices se formar 

a partir de información que ya se ha leído en la primera sección del código. Estas matrices 

entran al solucionador al cual se le especifica guardar el vector 𝐱 de la solución, así como el 

valor de la función objetivo y las variables duales de las restricciones. 

Como se vio en el capítulo 3 de este documento, las variables duales de las restricciones de 

balance de potencia en los nodos representan los PMLs de dichos nodos, la variable dual de 

la restricción de balance de potencia en el sistema representa la componente de energía 

marginal de los PMLs, y las variables duales de las restricciones de transmisión representan 

la disminución del costo total del sistema por un incremento en la capacidad de la línea. Estas 

últimas variables duales se utilizan para calcular la componente de congestión a través de la 

siguiente fórmula: 

 𝐂𝐂𝐌 = 𝐅𝐂 ∙ 𝛍  (4.2) 
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Donde, recordando las ecuaciones (3.13) y (3.14), 𝛍  sería entonces la resta de 𝛍  menos 𝛍 , 

la única diferencia es que en MATLAB se realiza esta operación de forma vectorial. 

 𝛍 = 𝛍 − 𝛍  (4.3) 

Además de contar con los PMLs a través de los precios sombra de las restricciones de balance 

de potencia, estos se pueden calcular sumando al precio sombra de la restricción de balance 

de potencia del sistema las CCM calculadas con la ecuación (3.14). 

Por último, se almacenan los resultados en las matrices creadas al inicio de esta misma 

sección. 

4.1.8. Sección 8: Impresión de resultados en hoja de cálculo de Excel 

En esta última sección simplemente se imprimen las matrices que contienen los resultados 

en la hoja de cálculo de Excel que se designe a través de las funciones writecell y writematrix. 

La primera función sirve para imprimir texto en ciertas celdas de la hoja de cálculo, en este 

código se utiliza para poner encabezados a las matrices. La segunda función imprime la 

matriz que se especifique, en la hoja de cálculo, pestaña y rango que se desee. 

5. RECOPILACIÓN DE INFORMACIÓN DEL 

SISTEMA INTERCONECTADO NACIONAL 

5.1. NODOS  

Para poder construir un gemelo digital del SIN se debe recopilar información referente a los 

nodos, líneas de transmisión, generadores, y cargas del sistema eléctrico. Como se vio en la 

sección 2.5 de este trabajo, el SIN se puede dividir en 45 regiones de transmisión, que a su 

vez se organizan en siete regiones de control. Estas regiones de transmisión funcionarán 

como los nodos de nuestro sistema. 
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Tabla 3. Nodos del SIN digital 

Nodo Nombre Región de Control 
1 Hermosillo Noroeste 
2 Cananea Noroeste 
3 Obregón Noroeste 
4 Los Mochis Noroeste 
5 Culiacán Noroeste 
6 Mazatlán Noroeste 
7 Juárez Norte 
8 Moctezuma Norte 
9 Chihuahua Norte 

10 Durango Norte 
11 Laguna Norte 
12 Río Escondido Noreste 
13 Nuevo Laredo Noreste 
14 Reynosa Noreste 
15 Matamoros Noreste 
16 Monterrey Noreste 
17 Saltillo Noreste 
18 Valles Noreste 
19 Huasteca Noreste 
20 Tamazunchale Noreste 
21 Güémez Noreste 
22 Tepic Occidental 
23 Guadalajara Occidental 
24 Aguascalientes Occidental 
25 San Luis Potosí Occidental 
26 Salamanca Occidental 
27 Manzanillo Occidental 
28 Carapan Occidental 
29 Lázaro Cárdenas Central 
30 Querétaro Occidental 
31 Central Central 
32 Poza Rica Oriental 
33 Veracruz Oriental 
34 Puebla Oriental 
35 Acapulco Oriental 
36 Temascal Oriental 
37 Coatzacoalcos Oriental 
38 Tabasco Oriental 
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39 Grijalva Oriental 
40 Ixtepec Oriental 
41 Lerma Peninsular 
42 Mérida Peninsular 
43 Cancún Peninsular 
44 Chetumal Peninsular 
45 Cozumel Peninsular 

5.2. LÍNEAS DE TRANSMISIÓN 

La Figura 6 proveniente del PRODESEN 2018-2032, es de gran ayuda ya que nos muestra 

las 45 regiones de transmisión, y los corredores que las conectan. Estos corredores serán 

nuestras líneas de transmisión, con las capacidades transmisión que se muestran en la misma 

figura. En total, el SIN digital contará con 63 líneas de transmisión, y se sigue la convención 

de dirección que se puede ver en la figura. Las reactancias de las líneas se consiguieron de 

una base de datos. 

Tabla 4. Líneas de transmisión del SIN digital con su dirección y capacidades 

Línea 
De 

región 
A 

región 
Enlace 

Capacidad de 
transmisión (MW) 

Reactancia 
(p.u.) 

1 1 3 Hermosillo - Obregón 1400 0.01136 
2 2 1 Cananea - Hermosillo 975 0.024617 
3 2 8 Cananea - Moctezuma 400 0.0762 
4 3 4 Obregón - Los Mochis 600 0.0283 
5 5 4 Culiacán - Los Mochis 850 0.01143 
6 6 5 Mazatlán - Culiacán 1450 0.022339 
7 6 22 Mazatlán - Tepic 1380 0.031041 
8 7 8 Juárez - Moctezuma 965 0.029087 
9 8 9 Moctezuma - Chihuahua 640 0.042361 
10 9 11 Chihuahua - Laguna 250 0.13258 
11 10 6 Durango - Mazatlán 550 0.040829 
12 10 24 Durango - Aguascalientes 300 0.203983 
13 11 10 Laguna - Durango 550 0.039167 
14 11 17 Laguna - Saltillo 550 0.03775 
15 12 9 Río Escondido - Chihuahua 500 0.137 
16 12 13 Río Escondido - Nuevo Laredo 400 0.027204 
17 12 16 Río Escondido - Monterrey 2100 0.009678 
18 14 13 Reynosa - Nuevo Laredo 140 0.039666 
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19 14 16 Reynosa - Monterrey 1900 0.014097 
20 15 14 Matamoros - Reynosa 1400 0.005345 
21 16 17 Monterrey - Saltillo 1500 0.003229 
22 17 24 Saltillo - Aguascalientes 1500 0.018393 
23 18 25 Valles - San Luis Potosí 1500 0.02757 
24 19 18 Huasteca - Valles 1050 0.00757 
25 19 20 Huasteca - Tamazunchale 1200 0.018095 
26 19 21 Huasteca - Güémez 1700 0.016186 
27 19 32 Huasteca - Poza Rica 1600 0.020536 
28 20 30 Tamazunchale - Querétaro 1750 0.020665 
29 21 16 Güémez - Monterrey 1500 0.015925 
30 22 23 Tepic - Guadalajara 1150 0.005495 
31 23 24 Guadalajara - Aguascalientes 1000 0.020901 
32 23 26 Guadalajara - Salamanca 700 0.05013 
33 23 28 Guadalajara - Carapan 700 0.010506 
34 23 29 Guadalajara - Lázaro Cárdenas 600 0.06037 
35 24 26 Aguascalientes - Salamanca 1400 0.004351 
36 25 24 San Luis Potosí - Aguascalientes 1300 0.013164 
37 26 30 Salamanca - Querétaro 1600 0.003492 
38 27 23 Manzanillo - Guadalajara 2800 0.012483 
39 28 26 Carapan - Salamanca 700 0.021535 
40 29 28 Lázaro Cárdenas - Carapan 600 0.05656 
41 29 31 Lázaro Cárdenas - Central 2900 0.010393 
42 29 35 Lázaro Cárdenas - Acapulco 350 0.020371 
43 30 25 Querétaro - San Luis Potosí 300 0.057056 
-44 30 31 Querétaro - Central 1750 0.007113 
45 32 31 Poza Rica - Central 4000 0.008884 
46 32 34 Poza Rica - Puebla 310 0.052341 
47 33 32 Veracruz - Poza Rica 750 0.03437 
48 33 34 Veracruz - Puebla 1100 0.024385 
49 33 36 Veracruz - Temascal 440 0.020336 
50 34 31 Puebla - Central 3000 0.002124 
51 35 34 Acapulco - Puebla 300 0.057928 
52 36 34 Temascal - Puebla 3000 0.005862 
53 37 36 Coatzacoalcos - Temascal 1750 0.012458 
54 38 41 Tabasco - Lerma 1200 0.012668 
55 39 36 Grijalva - Temascal 2800 0.012024 
56 39 37 Grijalva - Coatzacoalcos 2100 0.01139 
57 39 38 Grijalva - Tabasco 1450 0.008253 
58 40 36 Ixtepec - Temascal 2500 0.009963 
59 41 42 Lerma - Mérida 800 0.023389 
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60 41 44 Lerma - Chetumal 206 0.151009 
61 42 43 Mérida - Cancún 825 0.01333 
62 42 44 Mérida - Chetumal 250 0.092608 
63 43 45 Cancún - Cozumel 48 0.18835 

5.3. GENERADORES 

Una vez organizados los nodos y líneas de transmisión se debe tener conocimiento de las 

centrales eléctricas que operan en el SIN. Para esto se consultó información publicada por la 

SENER en forma del PRODESEN 2019-2033, así como una base de datos de una empresa. 

Se tuvo que realizar una consolidación de la información debido a que a veces una fuente 

reporta ciertos generadores que en la otra y viceversa. 

Para realizar esta consolidación se tomó como base el PRODESEN 2019-2033, donde se 

reportan los generadores al finalizar el 2018, y se dividen por grandes centrales privadas y 

grandes centrales de CFE y PIE. Se comparó la información con la de la base de datos y se 

agregaron generadores que no fueron listados en el PRODESEN 2019-2033, considerando la 

potencia máxima la mayor reportada por las dos fuentes. De la base de datos también se tomó 

información sobre la región de transmisión a la cual pertenece cada generador, así como el 

tipo combustible que usan, y sus eficiencias en caso de estar reportadas. El tipo de 

combustible y eficiencia siendo necesarios para calcular un costo aproximado de generación. 

Debido a que solo se reporta la capacidad máxima de generación de las centrales eléctricas, 

al momento de organizar toda esta información para la aplicación del modelo de DCOPF, se 

tomará como capacidad mínima de generación igual a 0 para todas las centrales eléctricas. 

Esto dista de la realidad ya que las centrales tienen un mínimo para comenzar a operar, y este 

límite puede variar entre tipos de tecnología y tamaño de las centrales. 

Para los costos de generación, debido a que deseamos resolver el problema por programación 

lineal solo se tomarán en cuenta como costo un factor lineal para cada central eléctrica 

dependiendo del combustible que utilice y su eficiencia o heat rate según sea el caso.  

Los precios de los combustibles son publicados por la CRE en el portal de Datos Abiertos 

del Gobierno de la República dentro de las Memorias de cálculo de tarifas de suministro 

básico. Para el caso especial del gas natural los precios se obtuvieron del sitio de Índices de 
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Referencia de Precios de Gas Natural, también publicado por la CRE. Para las centrales 

renovables se toma un costo igual a cero debido a que no necesitan ningún tipo de 

combustible para operar. 

Los índices de precio de gas natural varían de acuerdo con una clasificación de los estados 

en regiones. Los precios promedio por región para el año 2019 son:  

Tabla 5. Precios del Gas Natural por región 

Región Estados 
Costo 

(USD/MMBtu) 

I 
Baja California, Sonora y 

Sinaloa 
2.02 

II 
Chihuahua, Coahuila y 

Durango 
2.29 

III Nuevo León y Tamaulipas 3.43 

IV 
Aguascalientes, Colima, 

Jalisco y Zacatecas 
4.27 

V 

Ciudad de México, Estado de 
México, Hidalgo, Guanajuato, 

Guerrero, Michoacán, 
Morelos, Puebla, Querétaro, 
San Luis Potosí y Tlaxcala 

3.74 

VI 
Campeche, Chiapas, Oaxaca, 

Quintana Roo, Tabasco, 
Veracruz y Yucatán 

3.40 

 

Para obtener los costos de generación de cada central eléctrica, además de conocer los costos 

de los combustibles, se necesita saber el heat rate o la eficiencia de la planta. El heat rate es 

un valor que nos indica cuanta energía térmica requiere para producir un 𝑀𝑊ℎ de energía 

eléctrica. Para calcular el heat rate a partir de una eficiencia se debe usar la siguiente formula: 

 𝐻𝑅 =
1

𝜂
∙ 3.412

𝑀𝑀𝐵𝑡𝑢

𝑀𝑊ℎ
 (5.1) 
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Debido a que la eficiencia es adimensional se puede considerar que tiene unidades de 𝑀𝑊ℎ 

por cada 𝑀𝑊ℎ, por lo que al resolver la ecuación se puede obtener el heat rate en unidades 

de 𝑀𝑀𝐵𝑡𝑢 por cada 𝑀𝑊ℎ. 

En el caso de que ciertas centrales no tengan una eficiencia reportada en la base de datos, se 

toma como heat rate los valores que utiliza la consultora Lazard en su reporte de costos 

nivelados de la energía, son valores generales para los tipos de tecnología de generación 

térmica. Las unidades del heat rate en este documento encuentran en 𝐵𝑡𝑢 por cada 𝑘𝑊ℎ por 

lo que hay que convertirlas a 𝑀𝑀𝐵𝑡𝑢 por cada 𝑀𝑊ℎ. Estos se pueden ver en el Apéndice 1 

Los precios de los combustibles en las Memorias de cálculo de las tarifas de suministro básico 

están dados en pesos por 𝑀𝑀𝐵𝑡𝑢, se hace la conversión de pesos a dólares por medio del 

tipo de cambio publicado en el diario oficial de la federación dependiendo del mes. En el 

Apéndice 2 se podrá ver este documento. Los promedios de los precios reportados en este 

documento por tipo de combustible son los siguientes: 

Tabla 6. Precios promedio del 2019 de los combustibles 

Tipo de 
combustible 

Costo 
(USD/MMBtu) 

Carbón 3.539 
Combustóleo 8.623 

Diésel 24.526 
Uranio 0.659 

Una vez que se tienen los precios de los combustibles y los heat rate de las centrales térmicas, 

solo basta multiplicar el precio del tipo combustible que usa cada central eléctrica por su heat 

rate para encontrar su costo de generación por cada 𝑀𝑊ℎ. 

5.4. DEMANDA 

Para poder realizar la simulación con los parámetros antes listados se debe contar con una 

cantidad de demanda la cual se debe satisfacer. Para este caso se tomarán como demandas 

las cantidades asignadas publicadas por el CENACE en el área pública del MEM. 

Estas cantidades asignadas, como su nombre el indica son las cantidades de energía eléctrica 

que se asignan en cada nodo del sistema, lo cual es una forma de decir la demanda de cada 
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nodo. Estas se encuentran organizadas por Zona de Carga que como se comentó 

anteriormente, son conjuntos de nodos que presentan precios similares y que se encuentran 

geográficamente cercanos. El listado de las Zonas de Carga del SIN se puede ver en el 

Apéndice 3 

En el SIN hay 101 Zonas de Carga las cuales deben convertirse en Regiones de Transmisión. 

Para realizar esta conversión, primero usando el catálogo de nodosp publicado por el 

CENACE y usando la herramienta tablas pivote en Excel, se creó una matriz donde se pudiera 

contar cuantos nodosp coincidían entre Regiones de Transmisión y Zonas de Carga. Esta 

matriz tiene un tamaño de 45 renglones por 101 columnas. 

Como ejemplo, el caso de la Región de Transmisión de Hermosillo se muestra en la siguiente 

tabla. Esta tabla está recortada para mostrar las Zonas de Carga que inciden con esta región 

de transmisión. 

Tabla 7. Nodosp que coinciden entre las Zonas de Carga y la Región de Transmisión 

de Hermosillo 

  Acapulco … Caborca … Hermosillo … Nogales … Zihuatanejo Total 

Hermosillo 0 … 21 … 49 … 8 … 0 78 

Como se puede ver, de los 78 nodosp que conforman a la Región de Transmisión de 

Hermosillo, 21 nodosp coinciden con la Zona de Carga de Caborca, 49 con la Zona de Carga 

de Hermosillo, y 8 con la Zona de Carga de Nogales.  

Una vez obtenida esta matriz, se calcula otra matriz donde se divide el número de nodosp 

que coinciden entre Región de Transmisión y Zona de Carga entre el total de nodosp de esa 

misma Zona de Carga. Esto tiene la finalidad de determinar la fracción de cantidad asignada 

a la Zona de Carga que corresponde a la Región de Transmisión. Hacer estas operaciones nos 

resulta de nuevo en una matriz de tamaño 45 por 101 a la que llamaremos como matriz 𝐅𝐂𝐀 

(Fracciones de Cantidades Asignadas). 

Volviendo al ejemplo de la Región de Transmisión de Hermosillo, las Zonas de Carga que 

contribuirán a la cantidad asignada de la Región son Caborca, Hermosillo y Nogales. De los 

21 nodosp que tiene en su totalidad Caborca, 21 forman parte de la Región de Transmisión 



56 
 

de Hermosillo, por lo que el 100% de la cantidad asignada a Caborca corresponde a la Región 

de Hermosillo. La Zona de Carga de Hermosillo en cambio, tiene en total 53 nodosp, de los 

cuales 49 forman parte de la Región de Transmisión del mismo nombre, por lo que la fracción 

de la cantidad asignada a esta Zona de Carga que corresponde a la Región será de 0.9245. 

Por último, la Zona de Carga de Nogales tiene 18 nodosp, de los cuales 8 coinciden con la 

Región de Transmisión de Hermosillo, por lo que el 0.4444 de la cantidad asignada a esta 

Zona de Carga corresponderá a la Región de Transmisión de Hermosillo. La matriz recortada 

del ejemplo quedaría así: 

Tabla 8. Matriz recortada FCA para la Región de Transmisión de Hermosillo 

  Acapulco … Caborca … Hermosillo … Nogales … Zihuatanejo 

Hermosillo 0 … 1 … 0.9245 … 0.4444 … 0 

 

Si del portal del MEM descargamos las cantidades asignadas por Zona de Carga de cualquier 

día, se puede organizar la información como una matriz de las 101 Zonas del Carga del SIN 

por las 24 horas del día. Podemos entonces hacer la multiplicación de la matriz 𝐅𝐂𝐀 por la 

matriz con los valores de las cantidades asignadas para poder encontrar las cantidades 

asignadas por Regiones de Transmisión. 

 𝐂𝐀𝐑𝐓 = 𝐅𝐂𝐀 ∙ 𝐂𝐀𝐙𝐂 (49) 

Donde 𝐂𝐀𝐑𝐓 representa las Cantidades Asignadas por Región de Transmisión y 𝐂𝐀𝐙𝐂 las 

Cantidades Asignadas por Zona de Carga. Cabe destacar que la matriz por Zona de Carga 

puede tener cualquier número de columnas que representan periodos de tiempo. Además, es 

importante saber que esta es solo un método para aproximar las Cantidades Asignadas a 

Regiones de Transmisión, y que en la realidad no todos los nodosp tienen la misma demanda. 
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6. VALIDACIÓN DE CÓDIGO EN MATLAB CON 

POWERWORLD SIMULATOR 

Para corroborar el correcto funcionamiento del código en MATLAB del problema de DCOPF 

se decidió validarlo usando el simulador de PowerWorld Corporation. Este simulador fue 

inicialmente desarrollado por el profesor Thomas Overbye, coautor del libro de Power 

System Analysis and Design, como una herramienta para la sencilla demostración del 

funcionamiento de los sistemas eléctricos de potencia de gran escala. [35] 

Este software permite modelar sistemas eléctricos con las consideraciones mencionadas en 

el capítulo referente a los flujos óptimos de potencia en corriente directa. Además de que se 

puede optar por resolver los sistemas eléctricos usando programación lineal, y de que ofrece 

una licencia para uso académico, lo que lo hace la herramienta perfecta para validar el código 

escrito en MATLAB. 

Para realizar esta validación se modelarán tres sistemas de prueba, un pequeño sistema de 

prueba de 3 nodos con 3 líneas de transmisión, un sistema de la IEEE de 14 nodos, y el 

gemelo digital del SIN con una carga obtenida de las Cantidades Asignadas del MEM. 

Para modelar estos sistemas se deben ingresar exactamente los mismos datos tanto al 

programa de MATLAB como al simulador de PowerWorld. Esto referente al número de 

nodos, líneas, y generadores, así como de los límites de transmisión, de generación de las 

centrales eléctricas, y de la carga demandada en cada nodo de los sistemas. 

Tabla 9. Características del sistema de prueba de 3 nodos y 3 líneas. 

Nodos 3 
Líneas 3 

Referencia 1 
Generadores 3 

 

  



58 
 

Tabla 10. Características de las líneas de transmisión del sistema de 3 nodos y 3 líneas. 

Línea 
De 

nodo 
A 

nodo 
X 

(p.u.) 
Límite transmisión 

(p.u.) 

1 1 2 0.5 0.5 
2 1 3 0.5 1 
3 2 3 0.5 1 

Tabla 11. Características de los generadores del sistema de 3 nodos y3 líneas. 

Generador 
Conectado 

a nodo 

Costo de 
generación 
($/p.u.h) 

Gen. Min. 
(p.u.) 

Gen. Max. 
(p.u.) 

1 1 10.00 0 2.00 
2 2 20.00 0 1.00 
3 3 30.00 0 3.00 

Tabla 12. Carga en los nodos del sistema de 3 nodos y 3 líneas. 

Nodo 
Carga 
(p.u.) 

1 0.5 
2 1.5 
3 1.0 

A continuación se presenta el sistema dibujado en PowerWorld: 

 

Figura 13. Sistema de prueba de 3 nodos y 3 líneas en PowerWorld. 
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Tabla 13. Características generales del sistema de prueba de la IEEE de 14 nodos. 

Nodos 14 
Lineas 20 

Referencia 1 
Generadores 5 

Tabla 14. Características de las líneas de transmisión del sistema de prueba de la IEEE. 

Línea De nodo A nodo X (p.u.) 
Límite transmisión 

(p.u.) 

1 1 2 0.05917 0.5 
2 1 5 0.22304 0.4 
3 2 3 0.19797 0.5 
4 2 4 0.17632 0.5 
5 2 5 0.17388 1 
6 3 4 0.17103 0.15 
7 4 5 0.04211 0.75 
8 4 7 0.20912 0.35 
9 4 9 0.55618 0.5 

10 5 6 0.25202 0.4 
11 6 11 0.1989 0.5 
12 6 12 0.25581 0.35 
13 6 13 0.13027 0.2 
14 7 8 0.17615 0.25 
15 7 9 0.11001 0.35 
16 9 10 0.0845 0.45 
17 9 14 0.27038 0.4 
18 10 11 0.19207 0.2 
19 12 13 0.19988 0.15 
20 13 14 0.34802 0.5 
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Tabla 15. Características de los generadores del sistema de prueba de la IEEE. 

Generador 
Conectado 

a nodo 

Costo de 
generación 
($/p.u.h) 

Gen. Min. 
(p.u.) 

Gen. Max. 
(p.u.) 

1 1 10.00 0 1.00 
2 2 25.00 0 0.50 
3 3 30.00 0 1.00 
4 6 15.00 0 0.75 
5 8 5.00 0 0.20 

Tabla 16. Carga en los nodos del sistema de prueba de la IEEE. 

Nodo 
Carga 
(p.u.) 

1 0.000 
2 0.217 
3 0.942 
4 0.478 
5 0.076 
6 0.112 
7 0.000 
8 0.000 
9 0.295 
10 0.090 
11 0.035 
12 0.061 
13 0.135 
14 0.149 

Sistema en PowerWorld: 
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Figura 14. Sistema de prueba de la IEE de 14 nodos dibujad en PowerWorld. 

En el sistema de prueba de la IEEE de 14 nodos se necesitó hacer modificaciones para agregar 

límites y costos de generación a las centrales, límites de transmisión a las líneas, y demandas 

en los nodos. 

Para la validación del modelo digital del SIN se tomarán los nodos mostrados en la tabla 3 y 

las líneas con sus características de la tabla 4., así como el consolidado de generadores. La 

demanda que se considerará será el promedio horario del mes de septiembre del 2019, esta 

demanda se puede ver en la siguiente tabla. 

Tabla 17. Demanda para la validación del SIN digital 

Nodo Nombre Carga (p.u.) 
1 Hermosillo 10.8783 
2 Cananea 3.0371 
3 Obregón 6.2429 
4 Los Mochis 4.4559 
5 Culiacán 5.7675 



62 
 

6 Mazatlán 3.3133 
7 Juárez 7.2170 
8 Moctezuma 3.3491 
9 Chihuahua 11.8377 
10 Durango 2.6386 
11 Laguna 9.8274 
12 Río Escondido 3.6396 
13 Nuevo Laredo 2.3821 
14 Reynosa 7.0194 
15 Matamoros 4.3359 
16 Monterrey 38.6387 
17 Saltillo 6.4541 
18 Valles 1.5895 
19 Huasteca 6.5562 
20 Tamazunchale 0.1617 
21 Güémez 1.8245 
22 Tepic 3.5062 
23 Guadalajara 16.6370 
24 Aguascalientes 16.7713 
25 San Luis Potosí 7.8741 
26 Salamanca 6.3765 
27 Manzanillo 3.2531 
28 Carapan 5.5486 
29 Lázaro Cárdenas 0.1000 
30 Querétaro 16.8452 
31 Central 64.3015 
32 Poza Rica 3.6481 
33 Veracruz 5.5853 
34 Puebla 17.7732 
35 Acapulco 4.7742 
36 Temascal 9.3198 
37 Coatzacoalcos 4.6331 
38 Tabasco 7.6510 
39 Grijalva 7.6484 
40 Ixtepec 1.0671 
41 Lerma 2.2461 
42 Mérida 6.4341 
43 Cancún 6.6682 
44 Chetumal 1.2743 
45 Cozumel 0.5748 
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6.1. CONSIDERACIONES PARA MODELAR DCOPF 

EN POWERWORLD SIMULATOR 

Para poder simular problemas de DCOPF en PowerWorld se deben hacer varios ajustes en la 

configuración del simulador para que se resuelvan correctamente estos sistemas. 

Primero que nada se debe especificar al software que el problema a resolver es uno de 

DCOPF. Esto se hace dentro de la pestaña Tools, en la sección de Power Flow Tools, y en la 

opción de Simulator Options. Dentro de esta opción se debe ir a la pestaña DC Options, y 

seleccionar el recuadro de la opción Use DC Approximation in Power Flor/OPF/SCOPF. 

Esto se puede ver en la siguiente figura. 

 

Figura 15. Opciones de DC en PowerWorld Simulator 

Además, como se puede ver en la figura, se deben seleccionar los recuadros que nos indican 

que se ignore la resistencia de las líneas, y que se ignoren los flujos reactivos en las mismas. 



64 
 

Otra modificación que se debe hacer en la configuración es la de la restricción del flujo de 

potencia de las líneas en MW y no en MVA. Para activar esta opción se debe estar en Run 

Mode, seguido de esto se debe ir a la pestaña Add Ons, y en la sección de Optimal Power 

Flow (OPF), se seleccióna la opción de OPF Options and Results. Dentro de estas opciones, 

se va a la pestaña Constraint Options y se cliquea en el recuadro de Enforce 

Linea/Transformer MW Flow Limits (not MVA). Esta opción se puede ver en la siguiente 

figura. 

 

Figura 16. Opciones de restricciones en PowerWorld Simulator 

Debido a que se busca resolver en MATLAB el problema de DCOPF a través de 

programación lineal, lo apropiado es hacer lo mismo en el simulador de PowerWorld. 

Simplemente para resolver la simulación con este método basta con hacer clic a la opción de 

Primal LP que se encuentra dentro de la pestaña Add Ons, y en la sección Optimal Power 

Flow (OPF). Es importante recordar que esto se debe hacer estando en Run Mode, de otra 

forma la opción no estará disponible. 

Por último, una vez dibujado el sistema a resolver, que se han ingresado todas sus 

características, y que se han habilitado todas las consideraciones antes mencionadas, es 

importante no olvidar cambiar el estatus de AGC (Automatic Generation Control), de estar 
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apagado a OPF. Esto se hace dentro de la pestaña de Case Information, en la sección de Case 

Information, se hace clic en la opción de Aggregation, y del listado se selecciona Areas. 

Seguido a esto, en la columna nombrada AGC Status, se selecciona la opción que dice Off 

AGC, y del listado de opciones se escoge OPF. 

Con estas opciones seleccionadas se puede realizar la simulación correcta de un problema de 

DCOPF. 

7. CÁLCULO DE LOS PRECIOS SOMBRA DE LAS 

RESTRICCIONES DE TRANSMISIÓN DE 

POTENCIA 

Como se estableció en la introducción de este trabajo de tesis, el objetivo principal es poder 

calcular inversamente los precios sombra de las restricciones de transmisión. Por 

inversamente nos referimos a que, a partir de los PMLs y por ende de las CCM, se puedan 

calcular los precios sombra de las restricciones de transmisión, lo que nos indicaría qué 

restricciones han llegado a su límite y por lo tanto qué líneas de transmisión se encuentran 

en congestión. 

Una vez validado el código de MATLAB este nos servirá para simular escenarios de 

congestión donde el solucionador CPLEX pueda calcular las variables duales de las 

restricciones, para posteriormente aplicar la metodología inversa para volver a obtener estos 

precios sombra y que los resultados de ambos métodos se puedan comparar. 

7.1. MÉTODO DE CÁLCULO DE LOS PRECIOS 

SOMBRA 

Basándonos en la ecuación (2.4) podemos decir que encontrar los precios sombra 𝛍  es 

relativamente sencillo, para calcularlos solo se tendría que hacer la inversión de la matriz de 

𝐅𝐂  como se muestra en la siguiente ecuación: 
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(𝐅𝐂 ) ∙ 𝐂𝐂𝐌 = 𝛍  (7.1) 

El problema es que, aunque puede darse el caso, la matriz 𝐅𝐂  no siempre es cuadrada, por 

lo que no siempre es invertible. Se puede decir que no siempre es cuadrada debido a que en 

los sistemas eléctricos no siempre hay el mismo número de líneas que nodos, usualmente 

siendo las primeras de mayor número.  

A este problema se le conoce como un sistema de ecuaciones subdeterminado debido a que 

hay menos ecuaciones que incógnitas, e implica que no hay una solución única al sistema, 

sino que o puede no existir una solución, o pueden existir un número infinito de soluciones. 

Se puede calcular una matriz pseudoinversa que pueda resolver el sistema de ecuaciones, a 

partir de una matriz no cuadrada usando la inversión de Moore-Penrose cuya formulación es: 

 𝐀 = (𝐀 𝐀) 𝐀  (7.2) 

Donde 𝐀 es una matriz que pertenece a un sistema de ecuaciones con la forma 𝐀𝐗 = 𝐁.  

Como se mencionó anteriormente, realizar estas operaciones para resolver un sistema de 

ecuaciones subdeterminado puede resultar en una solución, pero no hay garantía de que esta 

sea la misma que buscamos. Y por lo tanto si se aplica a nuestro sistema eléctrico, la solución 

que se encuentre puede no ser la correcta, y no estaríamos encontrando las líneas que 

realmente se congestionan. 

Por lo anterior mencionado, se plantea como un posible método de solución un enfoque de 

mínimos cuadrados. Esta metodología tiene como objetivo encontrar la solución a un sistema 

de ecuaciones sobre o subdeterminado, y se puede formular de la siguiente forma: [36] 

 min‖𝐂 ∙ 𝐱 − 𝐝‖  (7.3) 

El método de mínimos cuadrados se basa en encontrar una solución a un vector 𝐱, no 

demandando que 𝐂 ∙ 𝐱 = 𝐝, sino que la diferencia entre 𝐂 ∙ 𝐱 y 𝐝 sea la menor posible a través 

de la aplicación de la norma cuadrada de los residuos de esa diferencia. [37] 
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Aplicado a nuestro problema, la ecuación (7.3) se puede escribir de la siguiente forma: 

 min 𝐅𝐂 ∙ 𝛍 − 𝐂𝐂𝐌  (7.4) 

Donde, una vez resulto el problema de DCOPF, y que se hayan calculado las CCM de los 

nodos, los precios sombra de las restricciones de transmisión se puedan recalcular a través 

del método de mínimos cuadrados y que estos tengan los mismos valores que las variables 

duales que calcula CPLEX durante la optimización. 

7.2. CÁLCULO DE LOS PRECIOS SOMBRA EN 

MATLAB 

Para calcular los precios sombra de las restricciones de transmisión dentro del código de 

MATLAB se propone usar la función lsqlin, la cual aplica el método de minimización del 

cuadrado de los residuos. A esta función se le pueden agregar restricciones de igualdad, 

desigualdad, y/o cotas que ayuden a limitar la solución deseada de las incógnitas. 

Esta función requiere que el problema este formulado de la siguiente forma: 

 

min
1

2
‖𝐂 ∙ 𝐱 − 𝐝‖  

𝑠. 𝑡.  𝐀 ∗ 𝐱 ≤ 𝐛  

𝐀 ∗ 𝐱 = 𝐛  

𝐥𝐛 ≤ 𝐱 ≤ 𝐮𝐛 

(7.5) 

En el caso de nuestros sistemas eléctricos, se plantea primero utilizar esta función sin poner 

ninguna restricción y ver cómo se comportan los resultados. De ser necesario se buscarán 

maneras de restringir algunos precios sombra a cero, para acerca el problema a la solución 

correcta. 
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Se propone como una manera para restringir algunos precios sombra a ser iguales a cero en 

un periodo, hacer un análisis de los PMLs y de las CCM en los nodos. Si dos nodos que están 

conectados a través de una línea de transmisión tienen el mismo PML, ignorando las 

pérdidas, se podría decir que no hay congestión entre ellos afecte sus PMLs y por lo tanto 

que el precio sombra de esa línea es igual a cero. Si bien estos PMLs pueden tener una CCM, 

esta puede ser provocada por líneas adyacentes que si presentan congestión, y no por la que 

une a esos dos nodos. Hay que notar que también se puede dar el caso en el que los PMLs de 

dos nodos conectados por una línea son diferentes, y no hay congestión en la línea, pero esto 

no se puede saber haciendo el análisis antes propuesto. 

Se usará la función lsqlin para calcular los precios sombra de las líneas de transmisión del 

sistema de prueba tres nodos y tres líneas descrito en el capítulo anterior, con las diferencias 

de que las cargas son todas igual a 1 p.u. y las capacidades máximas de los generadores son 

iguales a 3 p.u. Para este caso se hará la variación de los límites de transmisión en 

incrementos de 0.2 p.u. desde 0 a 2 p.u., para comprobar que la función pueda calcular los 

precios sombra. Estos precios sombra se calcularán con la función lsqlin y con la matriz 

inversa de Moore-Penrose. De ser necesario se agregarán precios sombra iguales a cero para 

encontrar los resultados correctos en la función lsqlin. 

En el caso del SIN digital, se usarán las mismas características establecidas en las tablas 3 y 

4, pero se usarán como demanda todas las cantidades asignadas del año 2018, por lo que se 

calculará el sistema para 8760 periodos de una hora. Haciendo un análisis de los PMLs 

calculados por el solucionador de CPLEX, se determinará si se puede decir que ciertos 

precios sombra son iguales a cero, y por lo tanto si la solución de la función lsqlin se puede 

mejorar. Se utilizará la función lsqlin para calcular los precios sombra a partir de las CCM 

de los PMLs calculados por CPLEX de tres formas: sin determinar precios sombra igual a 

cero, con algunos precios sombra igual a cero de acuerdo con el análisis anteriormente 

explicado, y con precios sombra iguales a cero de acuerdo con las variables duales calculadas 

por CPLEX que sean cero. Este último como una prueba para ver que pasa cuando se ingresan 

muchas restricciones que hacen muchos precios sombra iguales a cero. 

Por último, se experimentará con el análisis de los PMLs que se propuso para previamente 

conocer si algunas líneas no presentan congestión. En el caso anterior solamente se asignaba 
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un precio sombra igual a cero cuando la diferencia entre los PMLs de dos nodos conectados 

entre sí era igual a cero. En este ejercicio se propone relajar esta condición, permitiendo que 

existan diferencias en sus precios. Se evaluará la precisión de los resultados con respecto a 

los resultados de las variables duales de CPLEX, al asignar precios sombra igual a cero 

cuando la diferencia entre los PMLs de dos nodos es: 

1. Igual a cero 

2. Menor o igual a 0.001 

3. Menor o igual a 0.002 

4. Menor o igual a 0.005 

5. Menor o igual a 0.01 

6. Menor o igual a 0.02 

7. Menor o igual a 0.05 

8. Menor o igual a 0.1 

9. Menor o igual a 0.2 

10. Menor o igual a 0.5 

11. Menor o igual a 1 

Este ejercicio se simulará, como en el caso anterior, con el SIN digital y las 8760 horas del 

año 2018 y se compararán los precios sombra resultantes de cada condición anteriormente 

listada.  

Para realizar este ejercicio se deben agregar instrucciones en MATLAB que evalúan la 

diferencia entre los PMLs de dos nodos que se conectan entre sí, y si se cumple con las 

condiciones antes listadas se asigna precio sombra igual a cero a la línea que conecta a esos 

dos nodos. 
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8. RESULTADOS 

8.1. RESULTADOS DE VALIDACIÓN DE CÓDIGO 

MATLAB CON POWERWORLD SIMULATOR 

8.1.1. Sistema de prueba de tres nodos y tres líneas de transmisión 

Tras simular el sistema de prueba de tres nodos y tres líneas de transmisión en MATLAB y 

en PowerWorld, los resultados obtenidos fueron los siguientes: 

 

Figura 17. Resultados de la simulación del sistema de prueba de 3 nodos y 3 líneas en 

PowerWorld. 

Tabla 18. Generación despachada calculada por MATLAB y por PowerWorld para el 

sistema de prueba de 3 nodos y 3 líneas. 

Generación (p.u.) 
Nodo MATLAB PowerWorld 

1 1.5 1.5 
2 1 1 
3 0.5 0.5 
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Tabla 19. Flujos de potencia en las líneas calculados por MATLAB y por PowerWorld 

para el sistema de prueba de 3 nodos y 3 líneas. 

Flujo de potencia (p.u.) 
Línea MATLAB PowerWorld 

1 0.5 0.5 
2 0.5 0.5 
3 0 0 

 

Tabla 20. PMLs calculados por MATLAB y por PowerWorld del sistema de prueba 

de 3 nodos y 3 líneas. 

PML ($/p.u.h) 
Nodo MATLAB PowerWorld 

1 10 10 
2 50 50 
3 30 30 

 

8.1.2. Sistema de prueba de la IEEE de 14 nodos 

Los resultados de MATLAB y PowerWorld para el sistema de prueba de la IEEE de 14 nodos 

son los siguientes: 
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Figura 18. Resultados de la simulación del sistema de prueba de la IEEE de 14 nodos 

en PowerWorld. 

Tabla 21. Generación despachada calculada por MATLAB y por PowerWorld para el 

sistema de prueba de la IEEE de 14 nodos. 

Generación (p.u.) 
Nodo MATLAB PowerWorld 

1 0.7997 0.7997 
2 0.5000 0.5000 
3 0.6579 0.6579 
4 0.0000 0.0000 
5 0.0000 0.0000 
6 0.4325 0.4325 
7 0.0000 0.0000 
8 0.2000 0.2000 
9 0.0000 0.0000 

10 0.0000 0.0000 
11 0.0000 0.0000 
12 0.0000 0.0000 
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13 0.0000 0.0000 
14 0.0000 0.0000 

 

Figura 19. Comparación de resultados de generación de código en MATLAB y de 

PowerWorld del sistema de prueba de la IEEE de 14 nodos. 

Tabla 22. Flujos de potencia en las líneas calculados por MATLAB y por PowerWorld 

para el sistema de prueba de la IEEE de 14 nodos. 

Flujo de potencia (p.u.) 
Línea MATLAB PowerWorld 

1 0.5000 0.5000 
2 0.2997 0.3000 
3 0.2730 0.2730 
4 0.2957 0.2960 
5 0.2142 0.2140 
6 -0.0111 -0.0110 
7 -0.3537 -0.3540 
8 0.0767 0.0770 
9 0.0836 0.0840 

10 0.0842 0.0840 
11 0.1208 0.1210 
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12 0.0839 0.0840 
13 0.2000 0.2000 
14 -0.2000 -0.2000 
15 0.2767 0.2770 
16 0.0042 0.0040 
17 0.0611 0.0610 
18 -0.0858 -0.0860 
19 0.0229 0.0230 
20 0.0879 0.0880 

 

Figura 20. Comparación de resultados de flujos de potencia de código en MATLAB y 

de PowerWorld del sistema de prueba de la IEEE de 14 nodos. 

Tabla 23. PMLs calculados por MATLAB y por PowerWorld del sistema de prueba 

de la IEEE de 14 nodos. 

PML ($/p.u.h) 
Nodo MATLAB PowerWorld 

1 10.00 10.00 
2 31.95 31.95 
3 30.00 30.00 
4 28.32 28.32 
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5 25.31 25.31 
6 15.00 15.00 
7 33.75 33.75 
8 33.75 33.75 
9 36.61 36.61 

10 32.77 32.77 
11 24.04 24.04 
12 57.11 57.11 
13 90.02 90.02 
14 59.96 59.96 

 

Figura 21. Comparación de resultados de PMLs de código en MATLAB y de 

PowerWorld del sistema de prueba de la IEEE de 14 nodos. 

8.1.3. Sistema de prueba del SIN 

Tomando en cuenta las características del SIN de prueba mencionadas en el capítulo 6, se 

debieron hacer modificaciones al número de nodos y de líneas del sistema. Esto debido a que 

la versión académica de PowerWorld Simulator solo permite trabajar con un máximo de 42 

nodos, y el SIN opera con 45 nodos. 
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Para hacer la selección de que nodos se omitirían, se revisaron los siguientes criterios de los 

nodos: generación disponible, demanda, número de líneas al que está conectado y finalmente 

la facilidad con la que se podría asignar la generación y demanda a otro nodo, y la facilidad 

de agrupar las líneas afectadas por la omisión de un nodo. 

Tras hacer el análisis, para la validación en PowerWorld, los nodos que se omitieron fueron 

el 13, correspondiente a Nuevo Laredo, el 44, correspondiente a Chetumal, y el 45, 

correspondiente a Cozumel. Se seleccionaron estos nodos debido a sus bajos niveles de 

demanda y debido a la facilidad con la que sería adaptar las líneas de transmisión alrededor 

de estos nodos. 

En el caso del nodo 13, las dos líneas que conectaban con este nodo se conectaron en serie, 

por lo que se sumaron sus capacidades de transmisión y sus reactancias. La carga y 

generación que corresponden a este nodo se asignaron al nodo 12 de Río Escondido. 

En el caso del nodo 44, también las dos líneas que inciden en este nodo se conectaron en 

serie y la línea equivalente se conectó en paralelo con la línea que va del nodo 41 de Lerma 

al 42 de Mérida. La generación y carga correspondiente al nodo 44 se asignaron al nodo 42. 

Finalmente, el nodo 45 fue absorbido por el nodo 43 de Cancún, lo que hace que la línea que 

conectaba estos dos nodos desaparezca por completo. La carga y generación quedaron 

anexados al nodo 43. 

Una vez adaptado el sistema para poder ser simulado en PowerWorld, todas las 

modificaciones que se hicieron se reprodujeron en el modelo que se ingresaría al código de 

MATLAB para que los resultados de ambos fueron comparables. 

Debido a que el tamaño del modelo de PowerWorld impide que se pueda apreciar 

correctamente en este documento, se pone en el Apéndice 4, así como cortes por Región de 

Control del Apéndice 5 al 11. 

A continuación se presenta una comparación de los resultados del DCOPF obtenidos en 

MATLAB y PowerWorld Simulator. 
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Tabla 24. Generación despachada calculada por MATLAB y por PowerWorld para el 

sistema de prueba del SIN digital. 

Generación (p.u.) 
Nodo MATLAB PowerWorld 

1 5.943 5.943 
2 12.293 12.293 
3 16.607 16.607 
4 8.800 8.800 
5 0.000 0.000 
6 0.000 0.000 
7 10.332 10.332 
8 0.136 0.136 
9 12.252 12.252 
10 5.859 5.859 
11 14.187 14.187 
12 3.005 3.005 
13 - - 
14 22.270 22.270 
15 0.000 0.000 
16 44.478 44.478 
17 7.495 7.495 
18 5.826 5.826 
19 5.496 5.496 
20 0.000 0.000 
21 2.480 2.480 
22 9.713 9.713 
23 12.541 12.542 
24 5.263 5.263 
25 5.478 5.478 
26 2.280 2.280 
27 0.000 0.000 
28 4.298 4.298 
29 15.124 15.124 
30 3.092 3.092 
31 10.172 10.172 
32 11.573 11.573 
33 16.992 16.992 
34 4.177 4.177 
35 6.050 6.050 
36 0.512 0.512 
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37 0.000 0.000 
38 5.237 5.237 
39 43.054 43.054 
40 23.464 23.464 
41 0.630 0.630 
42 4.552 4.552 
43 0.015 0.015 
44 - - 
45 - - 

 

Figura 22. Comparación de resultados de generación de código en MATLAB y de 

PowerWorld del sistema de prueba del SIN digital. 

Tabla 25. Flujos de potencia calculados por MATLAB y por PowerWorld para el 

sistema de prueba del SIN digital. 

Flujo de potencia (p.u.) 
Línea MATLAB PowerWorld 

1 -0.205 -0.205 
2 5.560 5.560 
3 4.000 4.000 
4 10.554 10.554 
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5 -15.030 -15.030 
6 -9.262 -9.262 
7 7.771 7.770 
8 2.794 2.794 
9 3.741 3.741 

10 1.589 1.589 
11 1.821 1.821 
12 2.165 2.165 
13 0.766 0.766 
14 5.183 5.183 
15 -2.727 -2.727 
16 -1.912 -1.912 
17 1.093 1.093 
18 9.822 9.822 
19 -4.077 -4.077 
20 9.661 9.661 
21 15.000 15.000 
22 3.948 3.947 
23 -0.570 -0.570 
24 4.512 4.512 
25 -8.506 -8.506 
26 2.900 2.900 
27 4.512 4.512 
28 -7.897 -7.897 
29 13.800 13.800 
30 2.403 2.403 
31 1.735 1.735 
32 3.170 3.170 
33 -0.361 -0.361 
34 8.445 8.445 
35 0.213 0.213 
36 8.827 8.827 
37 -3.156 -3.156 
38 2.492 2.492 
39 0.974 0.974 
40 13.758 13.758 
41 0.031 0.031 
42 -1.233 -1.233 
43 0.481 0.481 
44 13.368 13.368 
45 1.186 1.186 
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46 3.604 3.604 
47 7.625 7.625 
48 0.495 0.495 
49 26.693 26.693 
50 1.479 1.479 
51 30.000 30.000 
52 3.664 3.664 
53 12.000 12.000 
54 12.219 12.219 
55 8.891 8.891 
56 14.500 14.500 
57 22.300 22.300 
58 10.384 10.384 
59 7.230 7.230 

 

Figura 23. Comparación de resultados de flujos de potencia de código en MATLAB y 

de PowerWorld del sistema de prueba del SIN digital. 
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Tabla 26. PMLs calculados por MATLAB y por PowerWorld para el sistema de 

prueba del SIN digital. 

PML ($/p.u.h) 
Nodo MATLAB PowerWorld 

1 17.64 17.64 
2 16.56 16.57 
3 18.13 18.13 
4 18.95 18.96 
5 19.42 19.42 
6 20.39 20.39 
7 27.23 27.23 
8 27.23 27.23 
9 26.29 26.29 

10 22.06 22.06 
11 23.14 23.14 
12 23.58 23.58 
13 - - 
14 23.44 23.44 
15 23.44 23.44 
16 23.41 23.41 
17 23.29 23.29 
18 24.24 24.24 
19 24.14 24.14 
20 24.37 24.37 
21 23.78 23.79 
22 20.47 20.47 
23 24.69 24.69 
24 24.77 24.77 
25 24.61 24.60 
26 24.69 24.69 
27 24.69 24.69 
28 24.68 24.68 
29 24.63 24.63 
30 24.64 24.63 
31 24.61 24.61 
32 24.26 24.26 
33 22.84 22.84 
34 24.68 24.68 
35 24.64 24.64 
36 20.47 20.47 
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37 20.47 20.47 
38 23.20 23.20 
39 20.47 20.47 
40 20.47 20.47 
41 107.12 107.12 
42 107.12 107.12 
43 107.12 107.12 
44 - - 
45 - - 

 

Figura 24. Comparación de resultados de PMLs de código en MATLAB y de 

PowerWorld del sistema de prueba del SIN digital. 
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8.2. RESULTADOS DEL CÁLCULO DE LOS PRECIOS 

SOMBRA EN MATLAB 

8.2.1. Sistema de prueba de tres nodos y tres líneas de transmisión 

Para la prueba de este sistema se hicieron tres variantes, una por cada línea de transmisión, 

donde la línea de transmisión comienza con una capacidad de 0 p.u. y por incrementos de 0.2 

p.u. llega hasta 2 p.u. 

Tabla 27. Resultados del cálculo de precios sombra cuando la capacidad de la línea 1 

se varía. 

 Periodo 
 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

Carga 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 

Generación 
1.50 1.80 2.10 2.40 2.70 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 
1.50 1.20 0.90 0.60 0.30 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

PML 
10.00 10.00 10.00 10.00 10.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
15.00 15.00 15.00 15.00 15.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 

Flujo de 
potencia 

0.00 0.20 0.40 0.60 0.80 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
0.50 0.60 0.70 0.80 0.90 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
0.50 0.40 0.30 0.20 0.10 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Congestión 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
10.00 10.00 10.00 10.00 10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
5.00 5.00 5.00 5.00 5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Variables 
duales 

-15.00 -15.00 -15.00 -15.00 -15.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

lsqlin 
-10.03 -10.03 -10.03 -10.03 -10.03 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-4.97 -4.97 -4.97 -4.97 -4.97 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
4.97 4.97 4.97 4.97 4.97 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

pinv 
-10.00 -10.00 -10.00 -10.00 -10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-5.00 -5.00 -5.00 -5.00 -5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
5.00 5.00 5.00 5.00 5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
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Tabla 28. Resultados del cálculo de precios sombra cuando la capacidad de la línea 2 

se varía. 

 Periodo 
 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

Carga 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 

Generación  
1.50 0.60 1.20 1.80 2.40 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 
0.00 2.40 1.80 1.20 0.60 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
1.50 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

PML 
10.00 10.00 10.00 10.00 10.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
30.00 30.00 30.00 30.00 30.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 

Flujo de 
potencia 

0.50 -0.60 -0.20 0.20 0.60 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
0.00 0.20 0.40 0.60 0.80 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
-0.50 0.80 0.60 0.40 0.20 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Congestión 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
10.00 10.00 10.00 10.00 10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Variables 
duales 

0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-30.00 -30.00 -30.00 -30.00 -30.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

lsqlin 
-9.94 -9.94 -9.94 -9.94 -9.94 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

-20.06 -20.06 -20.06 -20.06 -20.06 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-9.94 -9.94 -9.94 -9.94 -9.94 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

pinv 
-10.00 -10.00 -10.00 -10.00 -10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-20.00 -20.00 -20.00 -20.00 -20.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-10.00 -10.00 -10.00 -10.00 -10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
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Tabla 29. Resultados del cálculo de precios sombra cuando la capacidad de la línea 3 

se varía. 

 Periodo 
 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

Carga 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 

Generación 
3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

PML 
25.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
30.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 

Flujo de potencia 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Congestión 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Variables duales 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

-15.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

lsqlin 
4.94 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-4.94 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-10.06 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

pinv 
5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Debido a que no se obtuvieron los resultados esperados en los precios sombra calculados por 

la función de mínimos cuadrados se volvieron a correr los casos pero agregando restricciones 

que hacen que algunos precios sombra sean iguales a cero. En el caso 1 se considera la línea 

2 con un precio sombra igual a cero. En el caso 2, a la línea 3 se le considera un precio sombra 

igual a cero. Y en el caso 3, en la línea 1 se considera un precio sombra igual a cero. Los 

resultados son los siguientes: 
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Tabla 30. Resultados del cálculo de precios sombra cuando la capacidad de la línea 1 

se varía y el precio sombra de la línea 2 es igual a cero. 

  Periodo 
  1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

Carga 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 

Generación  
1.50 1.80 2.10 2.40 2.70 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 
1.50 1.20 0.90 0.60 0.30 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Inyección 
0.50 0.80 1.10 1.40 1.70 2.00 2.00 2.00 2.00 2.00 
0.50 0.20 -0.10 -0.40 -0.70 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 
-1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 

PML 
10.00 10.00 10.00 10.00 10.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
15.00 15.00 15.00 15.00 15.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 

Flujo de 
potencia 

0.00 0.20 0.40 0.60 0.80 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
0.50 0.60 0.70 0.80 0.90 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
0.50 0.40 0.30 0.20 0.10 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Congestión 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
10.00 10.00 10.00 10.00 10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
5.00 5.00 5.00 5.00 5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Variables 
duales 

-15.00 -15.00 -15.00 -15.00 -15.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

lsqlin 
-15.00 -15.00 -15.00 -15.00 -15.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

pinv 
-10.00 -10.00 -10.00 -10.00 -10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-5.00 -5.00 -5.00 -5.00 -5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
5.00 5.00 5.00 5.00 5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
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Tabla 31. Resultados del cálculo de precios sombra cuando la capacidad de la línea 2 

se varía y el precio sombra de la línea 3 es igual a cero. 

  Periodo 
  1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

Carga 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 

Generación  
1.50 0.60 1.20 1.80 2.40 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 
0.00 2.40 1.80 1.20 0.60 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
1.50 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Inyección 
0.50 -0.40 0.20 0.80 1.40 2.00 2.00 2.00 2.00 2.00 
-1.00 1.40 0.80 0.20 -0.40 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 
0.50 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 

PML 
10.00 10.00 10.00 10.00 10.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
30.00 30.00 30.00 30.00 30.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 

Flujo de 
potencia 

0.50 -0.60 -0.20 0.20 0.60 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
0.00 0.20 0.40 0.60 0.80 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
-0.50 0.80 0.60 0.40 0.20 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Congestión 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
10.00 10.00 10.00 10.00 10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Variables 
duales 

0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-30.00 -30.00 -30.00 -30.00 -30.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

lsqlin 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

-30.00 -30.00 -30.00 -30.00 -30.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

pinv 
-10.00 -10.00 -10.00 -10.00 -10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-20.00 -20.00 -20.00 -20.00 -20.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-10.00 -10.00 -10.00 -10.00 -10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
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Tabla 32. Resultados del cálculo de precios sombra cuando la capacidad de la línea 3 

se varía y el precio sombra de la línea 1 es igual a cero. 

  Periodo 
  1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 

Carga 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 

Generación  
3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 3.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Inyección 
2.00 2.00 2.00 2.00 2.00 2.00 2.00 2.00 2.00 2.00 
-1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 
-1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 -1.00 

PML 
25.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 
30.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 20.00 

Flujo de potencia 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 1.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Congestión 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

Variables duales 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

-15.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

lsqlin 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

-15.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

pinv 
5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-5.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
-10.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 
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8.2.2. Sistema de prueba del SIN digital 

Como se mencionó en la sección 7.2, estos precios sombra se calcularon de tres formas 

usando la función lsqlin: sin restricciones adicionales, con restricciones que igualan ciertos 

precios sombra a cero dependiendo de un análisis de PMLs, y con restricciones que igualan 

ciertos precios sombra a cero con base en las variables duales de la solución de CPLEX. 

Para la segunda forma de calcular los precios sombra, se determinó a partir del análisis 

propuesto en el capítulo 7.2 que en las líneas 8, 20, 38, 53, 54, 55, 56, 57, 58 y 61 no hay 

congestión en ningún momento del año, por lo que se puede decir que sus precios sombra 

siempre serán 0. 

Para la tercera forma, según las variables duales calculadas por CPLEX, se puede ver que las 

líneas 1, 8, 12, 13, 15, 16, 17, 19, 20, 22, 23, 24, 25, 26, 27, 28, 29, 30, 31, 32, 33, 34, 35, 36, 

38, 39, 40, 41, 43, 44, 45, 47, 48, 49, 51, 53, 54, 55, 56, 57, 58, 60, 61 y 62 tienen variables 

duales iguales a cero en toda la simulación del año 2018. 

 

Figura 25. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

sin establecer precios sombra igual a cero de las líneas de la Región de Control 

Noroeste. 
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Figura 26. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con algunos precios sombra iguales a cero de las líneas de la Región de Control 

Noroeste 

 

Figura 27. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con precios sombra iguales a cero basadas en las variables duales iguales a cero de las 

líneas de la Región de Control Noroeste 
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Figura 28. Comparación de promedio de precios sombra con desviación estándar de 

las líneas de la Región de Control Noroeste 

 

Figura 29. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

sin establecer precios sombra igual a cero de las líneas de la Región de Control Norte 
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Figura 30. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con algunos precios sombra iguales a cero de las líneas de la Región de Control Norte 

 

Figura 31. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con precios sombra iguales a cero basadas en las variables duales iguales a cero de las 

líneas de la Región de Control Norte 
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Figura 32. Comparación de promedio de precios sombra con desviación estándar de 

las líneas de la Región de Control Norte 

 

Figura 33. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

sin establecer precios sombra igual a cero de las líneas de la Región de Control 

Noreste 
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Figura 34. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con algunos precios sombra iguales a cero de las líneas de la Región de Control 

Noreste 

 

Figura 35. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con precios sombra iguales a cero basadas en las variables duales iguales a cero de las 

líneas de la Región de Control Noreste 
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Figura 36. Comparación de promedio de precios sombra con desviación estándar de 

las líneas de la Región de Control Noreste 

 

Figura 37. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

sin establecer precios sombra igual a cero de las líneas de la Región de Control 

Occidental 
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Figura 38. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con algunos precios sombra iguales a cero de las líneas de la Región de Control 

Occidental 

 

Figura 39. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con precios sombra iguales a cero basadas en las variables duales iguales a cero de las 

líneas de la Región de Control Occidental 
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Figura 40. Comparación de promedio de precios sombra con desviación estándar de 

las líneas de la Región de Control Occidental 

 

Figura 41. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

sin establecer precios sombra igual a cero de las líneas de la Región de Control 

Central 
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Figura 42. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con algunos precios sombra iguales a cero de las líneas de la Región de Control 

Central 

 

Figura 43. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con precios sombra iguales a cero basadas en las variables duales iguales a cero de las 

líneas de la Región de Control Central 
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Figura 44. Comparación de promedio de precios sombra con desviación estándar de 

las líneas de la Región de Control Central 

 

Figura 45. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

sin establecer precios sombra igual a cero de las líneas de la Región de Control 

Oriental 



100 
 

 

Figura 46. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con algunos precios sombra iguales a cero de las líneas de la Región de Control 

Oriental 

 

Figura 47. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con precios sombra iguales a cero basadas en las variables duales iguales a cero de las 

líneas de la Región de Control Oriental 
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Figura 48. Comparación de promedio de precios sombra con desviación estándar de 

las líneas de la Región de Control Oriental 

 

Figura 49. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

sin establecer precios sombra igual a cero de las líneas de la Región de Control 

Peninsular 
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Figura 50. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con algunos precios sombra iguales a cero de las líneas de la Región de Control 

Peninsular 

 

Figura 51. Comparación de variables duales de CPLEX con precios sombra de lsqlin 

con precios sombra iguales a cero basadas en las variables duales iguales a cero de las 

líneas de la Región de Control Peninsular 
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Figura 52. Comparación de promedio de precios sombra con desviación estándar de 

las líneas de la Región de Control Peninsular 

8.2.3. Cambio de condición para hacer precio sombra igual a cero 

 

Figura 53. Precios sombra de lsqlin con distintas condiciones para hacer precios 

sombra igual a cero de la Región de Control Noroeste 
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Figura 54. Comparación de los promedios con su desviación estándar de las líneas de 

la Región de Control Noroeste 

 

Figura 55. Precios sombra de lsqlin con distintas condiciones para hacer precios 

sombra igual a cero de la Región de Control Norte 
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Figura 56. Comparación de los promedios con su desviación estándar de las líneas de 

la Región de Control Norte 

 

Figura 57. Precios sombra de lsqlin con distintas condiciones para hacer precios 

sombra igual a cero de la Región de Control Noreste 
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Figura 58. Comparación de los promedios con su desviación estándar de las líneas de 

la Región de Control Noreste 

 

Figura 59. Precios sombra de lsqlin con distintas condiciones para hacer precios 

sombra igual a cero de la Región de Control Occidental 
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Figura 60. Comparación de los promedios con su desviación estándar de las líneas de 

la Región de Control Occidental 

 

Figura 61. Precios sombra de lsqlin con distintas condiciones para hacer precios 

sombra igual a cero de la Región de Control Central 
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Figura 62. Comparación de los promedios con su desviación estándar de las líneas de 

la Región de Control Central 

 

Figura 63. Precios sombra de lsqlin con distintas condiciones para hacer precios 

sombra igual a cero de la Región de Control Oriental 
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Figura 64. Comparación de los promedios con su desviación estándar de las líneas de 

la Región de Control Oriental 

 

Figura 65. Precios sombra de lsqlin con distintas condiciones para hacer precios 

sombra igual a cero de la Región de Control Peninsular 
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Figura 66. Comparación de los promedios con su desviación estándar de las líneas de 

la Región de Control Peninsular 

9. DISCUSIÓN DE RESULTADOS 
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nodos 13, 44 y 45 solamente para mantener el mismo orden número de los nodos, pero que 

realmente no fueron incluidos en las simulaciones y no tienen resultados algunos. 

En la tabla 24 se puede ver la generación despacha por nodo del sistema, esta información se 

encuentra graficada y se puede ver más fácilmente en la figura 22. Aquí se graficaron los 

valores de la generación calculada por PowerWorld en eje x contra la generación calculada 

por el código de MATLAB con CPLEX. Se generó una línea de tendencia y se puede ver que 

esta tiene una 𝑅  de 1, lo que indica que la generación calculada por ambos programas es la 

misma. 

Seguido a esto se tienen los resultados de los flujos de potencia en las líneas de transmisión. 

Hay que recordar que debido a que se omitieron tres nodos de los 45 originales, disminuyeron 

el número de líneas del sistema, tenemos 59 cuando antes eran 63. Igual que en el caso 

anterior, en la figura 23 podemos ver una concordancia 1 a 1 de los flujos de potencia de las 

líneas calculados tanto por PowerWorld como por MATLAB. 

Por último se tienen los resultados de los PMLs en los 42 nodos que conforman el sistema. 

Hay que notar que debido a que todo lo relacionado a potencia se ingresó como p.u., los 

PMLs también tienen unidades de p.u. en el denominador. Al igual que con todos los 

resultados anteriores se puede ver una concordancia exacta entre los resultados de 

PowerWorld y MATLAB. Lo que nos permite decir que el código ha sido correctamente 

validado y puede ser capaz de simular sistemas similares a los probados. 

Es importante decir que se buscó ingresar las características de líneas, generadores y carga 

lo más reales posible, y esto se puede ver reflejado en los PMLs. Se puede notar que en los 

nodos correspondientes a la región Noroeste del país (1 a 7) se tienen los precios más bajos 

de la electricidad, mientras que en los nodos correspondientes al Sureste del país (41 a 45) se 

tienen los costos más altos de la electricidad. En general, en las demás Regiones de Control 

no se ve tanta variación en los PMLs, y esto se puede atribuir a que estas simulaciones no 

toman en cuenta que puede haber contingencias como la caída de líneas, transformadores o 

incluso generadores. Además, se considera que todos los generadores se encuentran listos 

para generar su máxima potencia en cualquier instante y la realidad es que incluso cuando no 

se encuentren en mantenimiento y estén disponibles para generar, ellos tienen un límite 
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mínimo de potencia para poder comenzar a operar y tienen rampas que no les permiten 

entregar su máxima potencia en cortos periodos de tiempo. 

9.2. CÁLCULO DE LOS PRECIOS SOMBRA EN 

MATLAB 

9.2.1. Sistema de prueba de tres nodos y tres líneas de transmisión 

En estas pruebas las tablas 27, 28 y 29 representan los resultados de calcular los precios 

sombra por medio de la función de mínimos cuadrados lineales de Matlab y por la matriz 

inversa de Moore-Penrose. Hay que fijarse especialmente en los renglones llamados variables 

duales, lsqlin y pinv. En cada caso se varió la capacidad de transmisión de una línea a través 

de 10 periodos. 

Como se puede ver en los tres casos, los resultados obtenidos por medio de la función lsqlin 

y del uso de la inversa de Moore-Penrose no son iguales a las variables duales que se ven en 

cada restricción de transmisión, resultando valores en líneas que se sabe que no tienen 

congestión. Hay que notar que ambas propuestas de solución dan resultados similares, pero 

incorrectos. 

Para mejorar la solución se propuso definir un precio sombra de caso igual a cero. En el 

primer caso, el de la línea 2; en el segundo, el de la línea 3; y en el tercero, el de la línea 1. 

Esto solo aplica para el método de mínimos cuadrados quedando los resultados iguales para 

la inversa de Moore-Penrose. 

En las tablas 30, 31 y 32 se pueden ver los resultados una vez definidos estos precios sombra 

como iguales a cero. Se puede ver que las soluciones dadas por la función lsqlin ya son 

iguales a las variables duales calculadas durante la solución del modelo, mientras que las de 

la matriz inversa permanecen iguales. Lo que nos indica que con una pequeña ayuda la 

función puede obtener los valores reales de los precios sombra. 

Es curioso ver que, aunque se tiene un número igual de nodos y de líneas, el sistema sigue 

siendo subdeterminado ya que la matriz de factores de corrimiento transpuesta tiene todo un 
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renglón lleno de ceros que eliminan una ecuación del sistema. Además, no se puede calcular 

una matriz inversa de los factores de corrimiento debido a que esta matriz es singular. 

9.2.2. Sistema de prueba del SIN digital 

Antes que nada, se corrió el mismo SIN digital que se usó para la validación del programa, 

pero con la diferencia de que se hizo la optimización de las 8760 horas del año 2018, esto 

con el fin de conocer de antemano los PMLs, CCM, las variables duales relacionadas a las 

restricciones de transmisión, y cuáles de estas variables duales no se encienden. 

Como se mencionó en los resultados, el cálculo de los precios sombra se hizo de tres formas 

distintas en las cuales se busca gradualmente eliminar los grados de libertad que provocan 

que este sistema de ecuaciones sea uno subdeterminado. 

Primero se hizo el cálculo de los precios sombra por medio de la función lsqlin sin haber 

agregado alguna restricción extra, esto es solamente intentando minimizar el cuadrado de los 

residuos como se ve en la ecuación (7.4). Los resultados por Región de Control se pueden 

ver en las figuras 25, 29, 33, 37, 41, 45 y 49. En general se puede decir que aunque en varias 

líneas si se encuentran precios sombra iguales a los originales, muchas veces hay precios 

sombra que aparecen que no deberían y viceversa, precios sombra que deberían aparecer no 

lo hacen. 

La segunda corrida que se hizo agregando ciertas restricciones para hacer que algunos precios 

sombra automáticamente sean iguales a cero. Se pueden ver los resultados en las figuras 26, 

30, 34, 38, 42, 46 y 50. Para definir qué precios sombra tendrían esta condición se hizo un 

análisis de los PMLs que resultaron del código de la optimización por CPLEX, viendo que 

dos conectados entre sí tienen PMLs iguales. Con esto se pudo determinar que las líneas 8, 

20, 38, 53, 54, 55, 56, 57, 58 y 61 no se congestionan en ninguna hora del año. Este método 

mejora la solución aproximándose más a la original, pero aún con estas restricciones el 

problema sigue siendo subdeterminado y no se puede encontrar la solución correcta. En 

algunas líneas los resultados tienen a mejorar, pero en otras se empeoran. 

En la tercera corrida del programa, ya sabiendo los resultados del problema original de 

DCOPF, y por lo tanto que precios sombra siempre son iguales cero, se agregaron 
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restricciones que forzaran a que ciertos precios sombra fueran iguales a cero. En este caso se 

definió que los precios sombra de las líneas 1, 8, 12, 13, 15, 16, 17, 19, 20, 22, 23, 24, 25, 

26, 27, 28, 29, 30, 31, 32, 33, 34, 35, 36, 38, 39, 40, 41, 43, 44, 45, 47, 48, 49, 51, 53, 54, 55, 

56, 57, 58, 60, 61 y 62 siempre serían cero. Esta corrida tuvo la finalidad principalmente de 

ver que aunque el problema ahora se vuelve sobredeterminado se puede encontrar la solución 

correcta, esto es hacer un poco de trampa porque claramente no se pudo haber sabido que 44 

líneas nunca iban a estar en congestión durante todo el año si solamente se cuentan con los 

PMLs. Esto se puede usar solo como una referencia de que el lsqlin si puede llegar a calcular 

los precios sombra correctos, solamente hay que dar un número apropiado de restricciones 

para empujarlo a que encuentre la solución correcta. 

Además de mostrar gráficas por cada una de las corridas para todas las Regiones de control, 

se agregan unos gráficos de barras donde se comparan los promedios de los precios sombra 

calculados. Estos gráficos tienen la finalidad de mostrar como algunos métodos de cálculo 

encuentran precios sombra mientras que otros no y viceversa, así como ver que tanto varían 

estos precios mostrando la desviación estándar de cada serie de datos. 

Analizando ahora por Región de Control los resultados de las primeras dos corridas del 

programa, empezando por la Noroeste, se puede ver que aunque consistentemente los 

resultados rondan la línea de tendencia 𝑦 = 𝑥, que nos indica cuando dos resultados son 

iguales, pocas veces realmente lo son. Cabe notar la línea 3, que en ambos métodos de 

solución el lsqlin tiende a encontrar una solución que es diferente de 0 cuando el resultado 

original indica lo contrario. A su vez, en la línea 2 se encuentran precios sombra positivos, 

cuando realmente deberían ser negativos. 

Viendo la figura 28, donde se comparan los promedios de los precios sombra de las líneas de 

esta región, podemos ver como el promedio de las variables duales nunca es igual al 

promedio de los precios sombra calculados por lsqlin sin restricciones y cuando algunos de 

los precios sombra se definen igual a cero. 

En la Región de Control Norte se puede que ocurre algo similar a la Región Noroeste, en los 

resultados del método sin restricciones adicionales se puede ver que los resultados originales 

de las líneas 10 y 11 indican que en muchas instancias están en congestión, pudiendo llegar 

a tener un precio sombra de hasta casi 90 y -10, respectivamente. Mientras que la función 



115 
 

lsqlin nunca encuentra que estas líneas tengan un valor diferente de cero. Las líneas 9 y 13 

son casos opuestos, donde la función lsqlin encuentra que se encienden precios sombra, 

mientras que los resultados originales indican que no es el caso. Agregando restricciones 

resulta en una mejora de los resultados, pero no al punto de hacerlos iguales. 

En la figura 32 se puede ver que la línea 8 tiene el mismo resultado en todos los métodos, 

además de que las líneas 12 y 13 tienen variables duales iguales a cero pero algunos métodos 

les asignan precios sombra. 

En la Región de Control Noreste se puede ver que solamente línea 21 presenta resultados 

correctos iguales a los originales, mientras que otras líneas están calculadas diferente. Una 

vez que se agregan las restricciones que igualan algunos precios sombra a cero, vemos que 

los resultados de la línea 21 permanecen iguales, y aunque se puede ver que los precios 

sombra de la línea 18 comienzan a aparecer en la función lsqlin y que otras líneas ya no 

tienen precios sombra tan variados, aún se dista mucho de la solución correcta. 

En la figura 36 se puede ver que las únicas líneas que tienen variables duales diferentes de 

cero son las líneas 18, 20 y 21, pero en general la función de mínimos cuadrados encuentra 

precios sombra para todas las líneas. 

En el caso de la Región de Control Occidental se puede ver que la línea 37 en ambos casos 

está muy cerca de la solución correcta, pero de nuevo hay un mayor número de líneas que la 

función lsqlin enciende que no debería estarlo. Algo interesante por ver es que con el método 

1 no se ven precios sombra negativos, pero con el dos sí. 

En la figura 40 se puede ver que solo la línea 37 de acuerdo con las variables duales realmente 

tiene congestión, pero la función lsqlin sin restricciones encuentra que las líneas 30 y 31 

tienen congestión, y la función lsqlin con algunos precios sombra iguales a cero, encuentra 

que prácticamente en todas las líneas hay congestión. 

La Región Central es uno de los casos extraordinarios en este análisis, ya que el método sin 

restricciones encuentra resultados casi exactos a los correctos para las tres líneas, mientras 

que en el método con restricciones hace que estos resultados se estropeen. 

Esto se puede ver mejor en la figura 44, donde la única línea que realmente tiene congestión 

es la 42, y que se calcula correctamente con lsqlin sin restricciones, mientras que cuando se 
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usa lsqlin con algunos precios sombra iguales a cero, se encuentra que las tres líneas tienen 

congestión. 

En la Región Oriental, así como en la Noreste se puede ver que consistentemente los 

resultados que encuentra la función lsqlin no son los correctos, teniendo un poco de mejora 

en el método con restricciones.  

En la figura 48 se puede ver que los resultados de las líneas 50 y 52 son casi iguales, mientras 

que los de las líneas 45, 46, 47 y 49 están incorrectos. 

Finalmente, en la Región de Control Peninsular, así como ocurrió en la Central, la solución 

del método sin restricciones es exacta, estropeándose cuando se agregan las restricciones. Es 

curioso ver que aquí el orden de los precios sombra está en el orden de los cientos, lo que 

refleja las altas componentes de congestión y por ende altos PMLs. 

En la figura 52 se puede observar que las líneas 58, 59 y 63 resultan correctas en todos los 

métodos de solución, pero en las líneas 60, 61 y 62 se encuentran precios sombra que no 

deberían estar. 

En general se puede decir que aunque los resultados no son siempre los correctos, hay cierta 

confianza en que con un análisis más detallado de los PMLs y de las CCM se pueda llegar al 

punto donde el problema deja de ser subdeterminado y se pueda encontrar la solución 

correcta. Si bien se puede ver que en general la solución tiende a mejorar del método sin 

restricciones al método con restricciones, hay instancias donde lo opuesto ocurre lo que 

despierta cierta curiosidad de saber el porqué de esto. 

En el siguiente ejercicio se plantea ver como estas soluciones cambian cuando el análisis de 

los PMLs se relaja y se permite que haya pequeñas diferencias en los PMLs de dos nodos 

conectados a una línea para establecer que no hay congestión en esa línea. 

9.2.3. Resultados de cambio de condición para hacer precios sombra 

igual a cero 

Los resultados de estas pruebas se agruparon por Región de Control, y se pueden ver las 

distintitas condiciones establecidas para determinar que una línea no tiene congestión. Estas 
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condiciones son que la diferencia entre dos PMLs conectados sean igual a cero, menor o igual 

a 0.001, menor o igual a 0.002, menor o igual a 0.005, menor o igual a 0.01, menor o igual a 

0.02, menor o igual a 0.05, menor o igual a 0.1, menor o igual a 0.2, menor o igual a 0.5, y 

menor o igual a 1. 

Los resultados de la Región de Control Noroeste mostrados en la figura 53 muestran como a 

partir de la condición de diferencia menor o igual a 0.1, los resultados comienzan a mejorar. 

Estos tienden a adaptarse mejor a la línea con pendiente igual a 1, notando que cuando se 

llega a la diferencia menor o igual a 1, los resultados de la línea 3 se hacen más negativos 

llegando casi a -30. 

En la figura 54 se puede ver que, con cada relajación de la diferencia permitida, los resultados 

tienden a acercase cada vez más a la barra de referencia de la serie de las variables duales. 

En la Región de Control Norte, como en la anterior, se puede ver a simple vista que los 

resultados empiezan a cambiar a partir de cuándo se permite que la diferencia sea menor o 

igual a 0.1. En esta región la línea 10 es la que tiende a mejorar sus resultados, mientras que 

otras líneas presentan variaciones más grandes de sus resultados. 

En la figura 56, donde se comparan los promedios de los resultados, se puede ver que la línea 

8 siempre es calculada correctamente, y como se mencionó anteriormente la línea 10 tiene a 

acercarse al resultado correcto, así como las líneas 9 y 14. En cambio, se puede ver que otras 

líneas se desvían un poco, tales como las líneas 11, 12 y 13. 

En la Región de Control Noreste, se puede ver que la solución comienza a cambiar hasta que 

la diferencia es menor o igual a 0.2. Se observa que a pesar de que algunos resultados de la 

línea 18 mejoran, los resultados de la línea 15 empeoran mucho. 

En la figura 58, se ve que solo hay variables duales en la línea 18 y 21, pero la función lsqlin 

en todos los casos asigna precios sombra a todas las líneas menos a la 20. Se puede ver que 

en las líneas 15, 16, 17, 18 y 19 es donde están los precios sombra más altos de la región. En 

la línea 18 a pesar de que algunos precios sombra se adaptan a la línea de tendencia, los 

promedios se mantienen prácticamente iguales. Habría que ver si aumentando aún más la 

confición de diferencia se puede lograr una mejor concordancia de los resultados con las 

variables duales. 
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En la Región de Control Occidental, se comienzan a presentar cambios cuando la diferencia 

es menor o igual a 0.05, a partir de aquí y en adelante se puede ver que relajar la diferencia 

causa errores en la solución de la línea 37. Cuando antes se tenía una muy buena correlación 

con las variables duales, debido a la relajación de la condición para hacer los precios sombra 

iguales a cero, algunos de los precios sombra de esta línea se empiezan a forzar a ser cero 

cuando no lo son. Esto nos indica que aunque haya una pequeña diferencia en los PMLs de 

los dos nodos conectados a esta línea, si hay congestión entre ellos. 

En la figura 60 donde se comparan los promedios de los precios sombra de las líneas de esta 

misma Región de Control, se puede observar que solo la línea 37 tiene variables duales 

diferentes de cero, pero la función lsqlin calcula precios sombra para todas las líneas, 

exceptuando la línea 38. 

En la Región de Control Central se puede observar que la línea que está muy cerca a ser 

calculada correctamente es la 42, con algunas excepciones, mientras que las líneas 40 y 41 

se asignan precios sombra cuando deberían ser igual a cero. Conforme se relaja la condición 

para hacer precios sombra igual a cero, se puede ver que los precios sombra de las otras dos 

líneas mejoran siendo más cercanos a cero, esto acosta de que gradualmente los precios 

sombra de la línea 42 desaparecen de la solución. 

Observando la figura 62 se puede ver que efectivamente las variables duales de las líneas 40 

y 41 son siempre cero, y que la función lsqlin les asigna precios sombra diferentes de cero. 

Conforme se relaja la condición para hacer precios sombra igual a cero se ve que el promedio 

de los precios sombra de estas líneas se acerca a ser cero. Por otro lado, se puede ver que la 

línea 42 en todos los casos tiene una solución incorrecta y prácticamente desapareciendo 

cuando la diferencia entre los PMLs de sus nodos es menor o igual a 1. 

En la Región de Control Oriental se observan variables duales diferentes de cero para las 

líneas 46, 50 y 52, que en el caso de las estas dos últimas se calculan casi correctamente. La 

línea 46 por otro lado, nunca tiene una solución correcta. 

Viendo la figura 64, se observa que las líneas 53 a 58 siempre se calculan correctamente 

siendo iguales a cero. Las líneas 50 y 52 se calculan casi cerca de las variables duales, 

teniendo pequeños desvíos cuando la relajación de la condición de precio sombra igual a cero 



119 
 

se acerca a menor o igual a 1. Se ve que la línea 46 tiene un promedio de variables duales de 

aproximadamente -5, y la función lsqlin no puede acercarse al cálculo correcto. Por último, 

las líneas 45, 47, 48, 49 y 51 tienen variables duales iguales a cero, pero los mínimos 

cuadrados encuentran precios sombra diferentes de cero. 

Finalmente para la Región de Control Peninsular se ve que los resultados son idénticos con 

cualquier tipo de relajación de la condición para hacer precios sombra igual a cero. Donde 

además se puede ver que se calculan correctamente las líneas 59 y 63, pero a las demás se les 

asigna precios sombra incorrectos. 

En la figura 66 efectivamente se puede ver que los precios sombra siempre se calculan 

iguales, estando los de la línea 59 muy cerca de la solución correcta, y siendo los de las líneas 

61 y 63 siempre iguales a sus variables duales. Mientras que la función lsqlin encuentra 

precios sombra diferentes de cero para las líneas 60 y 62, que de acuerdo con sus variables 

duales, esto es incorrecto. 

Con este ejercicio se pudo ver que aun cuando la diferencia de precio entre dos nodos no es 

igual a cero, esto no necesariamente significa que la línea que conecta a esos dos nodos está 

en congestión. En algunas ocasiones se pudo ver que los resultados mejoran cuando esta 

diferencia se deja ser mayor a cero y en este caso hasta 1. Por otra parte, hay unas pocas 

ocasiones donde los resultados empeoran debido a que las líneas si tienen congestión, pero 

debido a poca diferencia entre los PMLs de sus nodos, esta se fuerza a ser cero. Se deben 

aplicar más análisis en conjunto con el de los PMLs para poder determinar que líneas no 

tienen congestión y así acercar el resultado aún más al real. 

10. CONCLUSIONES 

Simular un mercado eléctrico en su forma más básica, con el cálculo de los flujos óptimos de 

potencia en corriente directa, es algo que fácilmente se puede hacer con las herramientas 

computacionales que se tiene al alcance hoy en día. Y a pesar de que en este trabajo solo se 

consideraron restricciones de capacidades de transmisión, agregar más restricciones como 

reservas o rampa no debe incrementar la complejidad computacional de gran manera, sobre 

todo si se sigue trabajando con el problema de forma lineal. 
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Realizar el código de MATLAB que fue capaz de resolver este tipo de problemas de DCOPF 

tomó de varias iteraciones, desde de resolver solamente despacho económico, después 

agregando restricciones de transmisión y hasta que fuese capaz de resolver por cualquier 

cantidad de periodos. Además, de que se necesitó formular la mejor manera para adaptar el 

problema de programación lineal a la forma requerida por CPLEX. Este programa al final no 

solo fue capaz de resolver DCOPF y calcular los precios de los nodos, sino que se agregaron 

instrucciones para que pudiese calcular los precios sombra en base a los precios 

anteriormente calculados. 

Este programa fue correctamente validado con el simulador de PowerWorld usando tres 

diferentes sistemas de prueba, uno básico de 3 nodos y 3 líneas de transmisión, uno de la 

IEEE de 14 nodos, y un gemelo digital del SIN. En todos los casos se obtuvieron resultados 

completamente idénticos a los calculados por PowerWorld. Esto dio paso a que se pudiese 

utilizar el modelo para poder simular precios y congestión a nuestro gusto para realizar el 

cálculo inverso de los precios sombra. 

Para realizar el cálculo de precios sombra antes mencionado se debió analizar el 

procedimiento a usar. Se determinó que el uso de una función de mínimos cuadrados sería la 

apropiada debido a que el sistema a resolver es subdeterminado y tiene un número infinito 

debido a que generalmente hay mas líneas que nodos en un sistema eléctrico.  

A este procedimiento además se propuso agregar restricciones para acotar más el espacio de 

solución. Estas restricciones tienen la función únicamente de definir ciertos precios sombra 

como iguales a cero. Esto se pudo determinar a través del análisis de los PMLs, donde si dos 

nodos conectados entre sí tienen la misma componente de congestión se puede decir que no 

hay congestión en la línea que los conecta. 

Tras la comparación de los resultados del uso de la función de mínimos cuadrados sin 

restricciones y con restricciones, se pudo ver que la solución tiende a mejorar, por lo que se 

propuso relajar la condición que hace que un precio sombra sea igual a cero, no solo 

definiendo que si la diferencia entre dos PMLs conectados es igual a cero, sino ampliando la 

condición a poder ser menor o igual a números entre 0.001 y 1. Esto con el fin de observar 

como se comporta la función de mínimos cuadrados y si puede encontrar resultados más 

cercanos a la realidad. 
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Una vez hecho esto, de nuevo se pudo ver que ciertos resultados tienden a mejorar, pero otros 

a empeorar, aún sin poder decir que el método es lo suficientemente robusto para calcular los 

precios sombra sin fallar. 

A este método aún faltan por agregar más procedimientos permitan realizar un mejor análisis 

de la información de los precios y que se puedan definir aún más la cantidad de líneas que 

realmente no tienen congestión, con tal de lograr que el problema deje de ser subdeterminado. 

En conclusión se puede decir que simular el SIN fue un éxito debido a que se pudieron 

calcular sus PMLs con excelente precisión, usando la mejor información disponible para su 

implementación. Como trabajo a futuro para el modelo DCOPF se puede agregar la 

simulación de intervalos acoplados, donde un periodo a calcular depende del anterior y no 

solamente se calcula desde cero. Además se puede agregar más tipos de restricciones para 

asemejar más el modelo a la realidad. Y por último, se podría implementar la coordinación 

hidrotérmica donde el costo de generación de las centrales hidroeléctricas depende de su 

disponibilidad de agua y de los costos de las centrales térmicas cercanas. 

Hablando del cálculo de los precios sombra, aunque se tuvieron buenos avances con respecto 

al análisis de los PMLs y el uso de la función de mínimos cuadrados para poder calcularlos 

inversamente, aún hace falta trabajo para perfeccionar la metodología. Se pudo ver a través 

del trabajo de esta tesis que los resultados no siempre son los correctos, y que agregando 

ciertas condiciones extra estos pueden mejorar y empeorar al mismo tiempo. 

Se propone revisar que relaciones hay entre los nodos que tienen PMLs diferentes que están 

conectados a través de una línea que no tiene congestión, y los nodos que los rodean. Podría 

existir una manera de determinar que el precio sombra de una línea es igual a cero, a pesar 

de que los nodos conectados a esta tienen componentes de congestión diferentes, a través de 

un análisis de los PMLs que los rodean. 

Para concluir, se considera que este trabajo ha tenido un importante valor para encontrar la 

metodología correcta para calcular inversamente los precios sombra, principalmente porque 

se han hecho diversos experimentos que nos han mostrado que caminos no tomar y que 

gradualmente han hecho que nuevas ideas surjan que ayudan a encontrar una mejor 

metodología. 
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APÉNDICE 1: HEAT RATE DE CENTRALES 

TÉRMICAS [38] 
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APÉNDICE 2: COSTOS DE LOS COMBUSTIBLES [39] 

 

Mes 
Carbón 

importado 
Carbón 
nacional 

Combustóleo Diésel Uranio 

ene-19 69.69 73.03 166.24 450.31 12.71 

feb-19 67.40 72.28 190.68 470.99 12.64 

mar-19 67.05 72.14 198.28 483.16 12.72 

abr-19 62.77 72.19 199.29 486.83 12.52 

may-19 62.40 72.13 189.16 489.51 12.58 

jun-19 60.29 72.05 162.35 460.25 12.71 

jul-19 62.37 72.29 175.59 467.92 12.56 

ago-19 62.17 72.38 128.25 461.06 12.83 

sep-19 63.66 72.35 137.34 478.80 12.93 

oct-19 64.70 70.23 111.70 475.79 12.81 

 

  



129 
 

APÉNDICE 3: ZONAS DE CARGA DEL SIN [40] 

No. de Zona de 
Carga 

Zona de Carga 

1 Acapulco 
2 Aguascalientes 
3 Apatzingán 
4 Caborca 
5 Camargo 
6 Campeche 
7 Cancún 
8 Carmen 
9 Casas Grandes 

10 Celaya 
11 Centro Oriente 
12 Centro Sur 
13 Chetumal 
14 Chihuahua 
15 Chilpancingo 
16 Chontalpa 
17 Ciénega 
18 Coatzacoalcos 
19 Colima 
20 Córdoba 
21 Cuauhtémoc 
22 Cuautla 
23 Cuernavaca 
24 Culiacán 
25 Durango 
26 Fresnillo 
27 Guadalajara 
28 Guasave 
29 Guaymas 
30 Hermosillo 
31 Huajuapan 
32 Huasteca 
33 Huatulco 
34 Huejutla 
35 Iguala 
36 Irapuato 
37 Ixmiquilpan 
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38 Izúcar 
39 Jiquilpan 
40 Juárez 
41 Laguna 
42 Lázaro Cárdenas 
43 León 
44 Los Altos 
45 Los Mochis 
46 Los Ríos 
47 Los Tuxtlas 
48 Manzanillo 
49 Matamoros 
50 Matehuala 
51 Mazatlán 
52 Mérida 
53 Minas 
54 Monclova 
55 Montemorelos 
56 Monterrey 
57 Morelia 
58 Morelos 
59 Motul Tizimín 
60 Navojoa 
61 Nogales 
62 Nuevo Laredo 
63 Oaxaca 
64 Obregón 
65 Orizaba 
66 Piedras Negras 
67 Poza Rica 
68 Puebla 
69 Querétaro 
70 Reynosa 
71 Riviera Maya 
72 Sabinas 
73 Saltillo 
74 Salvatierra 
75 San Cristóbal 
76 San Juan Del Rio 
77 San Luis Potosí 
78 San Martin 
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79 Tampico 
80 Tapachula 
81 Tecamachalco 
82 Tehuacán 
83 Tehuantepec 
84 Tepic Vallarta 
85 Teziutlán 
86 Ticul 
87 Tlaxcala 
88 Tuxtla 
89 Uruapan 
90 VDM Centro 
91 VDM Norte 
92 VDM Sur 
93 Veracruz 
94 Victoria 
95 Villahermosa 
96 Xalapa 
97 Zacapu 
98 Zacatecas 
99 Zamora 
100 Zapotlán 
101 Zihuatanejo 
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APÉNDICE 4: SIN 42 NODOS EN POWERWORLD 
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APÉNDICE 5: REGIÓN DE CONTROL NOROESTE 
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APÉNDICE 6: REGIÓN DE CONTROL NORTE 
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APÉNDICE 7: REGIÓN DE CONTROL NORESTE 
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APÉNDICE 8: REGIÓN DE CONTROL OCCIDENTAL 
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APÉNDICE 9: REGIÓN DE CONTROL CENTRAL 
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APÉNDICE 10: REGIÓN DE CONTROL ORIENTAL 

 



139 
 

APÉNDICE 11: REGIÓN DE CONTROL PENINSULAR 

 


