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integral según discriminación tipo 4. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 261
8.3. Duración de los periodos. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 262
8.4. Resultados del caso determinista para un escenario. . . . . . . . . . . 275
8.5. Coste de los contratos y función objetivo en el caso determinista de

15 escenarios [ke]. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 277
8.6. Cantidades consumidas/vendidas en el caso determinista de 15 esce-

narios. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 277
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Caṕıtulo 1

Introducción

La liberalización de los mercados energéticos ha motivado un gran cambio en
la manera de proceder de los distintos agentes involucrados. En el caso de los mer-
cados minoristas, los consumidores han pasado de contratar su enerǵıa a precios
fijos con contratos estándar, a tener la opción de negociar contratos a medida con
comercializadores a precios referenciados a los de los mercados de enerǵıa.

La nueva capacidad de elección por parte de los consumidores, añadida a la difi-
cultad de predecir los precios de la enerǵıa y la volatilidad de los mismos, complican
enormemente la toma de decisiones sobre la poĺıtica energética que debe seguir el
consumidor.

Para posibilitar la participación activa de los consumidores industriales en este
nuevo marco regulatorio, éstos necesitan herramientas de apoyo a la decisión para
gestionar de forma óptima la operación de su instalación y la contratación de la
enerǵıa [Kir03].

El objeto de esta tesis es suplir la carencia de modelos de programación ma-
temática que cumplan este objetivo, para lo cual se propone un modelo determinista
y otro estocástico para la obtención de decisiones óptimas a medio plazo sobre el
abastecimiento energético de consumidores industriales.

Los modelos que se presentan están ideados para ser implantados y tener una
aplicación efectiva en la toma de decisiones de consumidores industriales. Por ello,
se ha cuidado de que todos los datos necesarios se encuentren en fuentes fácilmente
accesibles. A pesar de la complejidad de los modelos, los consumidores no necesitan
conocer la formulación matemática para su utilización. Unicamente tendrán que
analizar los resultados obtenidos con los datos de entrada propuestos.

En este caṕıtulo introductorio se expone el tema objeto de este trabajo. Asimismo
se realiza un breve recorrido por los puntos tratados y se describe la estructura del
documento.
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2 Caṕıtulo 1. Introducción

1.1. Objeto y alcance

Esta tesis presenta la formulación, desarrollo y validación de herramientas pa-
ra facilitar la elección a medio plazo de opciones de contratación a consumidores
industriales en mercados de enerǵıa liberalizados.

La formulación de modelos de optimización que ayuden a los consumidores a
realizar una gestión energética óptima es una necesidad no cubierta en el estado
actual de los mercados de enerǵıa [Lew01]. Estos modelos pueden ser igualmente
de gran utilidad para comercializadores ya que les permitiŕıan realizar ofertas más
sofisticadas que optimicen el coste del abastecimiento de enerǵıa de sus clientes.

Para el desarrollo de los modelos se ha considerado un consumidor industrial
con demanda de enerǵıa eléctrica y térmica, ésta última en forma de vapor y agua
caliente. Para abastecer estos consumos se dispone de una caldera y una planta de
cogeneración. De esta forma la enerǵıa eléctrica es satisfecha por la cogeneración o
la red eléctrica, y la enerǵıa térmica es cubierta por la cogeneración o la caldera.
Este diseño es bastante flexible de manera que también engloba a consumidores sin
cogeneración o sin demanda térmica.

Un consumidor con una instalación de estas caracteŕısticas negocia cada año con
comercializadores cuatro tipos de contratos:

Adquisición de enerǵıa eléctrica para aquellos periodos en los que la cogene-
ración está parada.

Adquisición de combustible para alimentar la caldera.

Adquisición de combustible para alimentar la cogeneración.

Venta de excedentes de enerǵıa eléctrica producida por la cogeneración.

Por tanto, el coste anual del abastecimiento energético del consumidor viene
dado por los contratos firmados y la operación y mantenimiento de la caldera y la
cogeneración.

Al tener varias ofertas de cada tipo de contratos, obtener aquéllos que hagan el
coste energético mı́nimo es complejo. El consumidor debe conocer cómo operar la
caldera y la cogeneración de forma óptima con cada alternativa de contratos, lo que
deriva en un problema combinatorio de gran tamaño.

Con el propósito de dar solución a este planteamiento se presenta un mode-
lo determinista original de optimización lineal entera mixta. Con unas demandas
energéticas y unas propuestas de contratos dadas, este modelo selecciona los con-
tratos y proporciona la operación de la planta en cada periodo del horizonte del
problema que hacen mı́nimo el coste total de la gestión energética del consumidor.
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El horizonte del problema es un año al ser ésta la duración más frecuente de los
contratos entre comercializadores y consumidores industriales. Una vez firmados los
contratos, el consumidor operará en el d́ıa a d́ıa su instalación de forma óptima. Con
este objetivo, y fuera del alcance de esta tesis, existen disponibles diversos modelos
matemáticos, entre otros [Dot97, DHR99, LJL99, IV99].

El modelo determinista formulado no contempla la incertidumbre de los precios
de la enerǵıa. Para solventar este inconveniente se extiende el problema determinista
a una versión estocástica. Este último obtiene decisiones únicas y óptimas de los
contratos a firmar en función de las decisiones de operación de la instalación, las
cuales dependen de la incertidumbre de precios.

La elección de unos contratos u otros viene determinada en gran medida por la
actitud que el consumidor industrial muestre ante el riesgo derivado de la incerti-
dumbre de precios. En general un consumidor industrial es bastante averso al riesgo.
Lo más habitual es que su negocio principal no sea la gestión energética y por tanto
no suele estar dispuesto a asumir sorpresas en sus facturas de enerǵıa.

Si el riesgo no se considera, y únicamente se minimiza el coste esperado como en
la formulación determinista, el modelo estocástico escogerá un contrato a precio de
mercado frente a otro a precio fijo si el primero es más barato, lo cual no siempre es
real. Un consumidor preferirá contratar a precio fijo si la diferencia es pequeña, ya
que en caso contrario se arriesga a un coste alto una vez desvelada la incertidumbre.

Para contemplar la gestión del riesgo se ha realizado un recorrido por las técni-
cas empleadas en optimización estocástica en mercados financieros y energéticos. A
la vista de este análisis se concluye que el modelo estocástico para consumidores
industriales debe tener el doble objetivo de minimizar coste esperado y riesgo. Estos
objetivos son contrapuestos, de forma que el consumidor adoptará un compromiso
entre ambos.

La aleatoriedad de los precios se representa mediante árboles de escenarios. Por
una parte se han determinado los precios de la electricidad y por otra los de com-
bustibles (gas natural y fueloil), ya que no existe correlación elevada entre ambos.

Dadas las particularidades de los precios de la electricidad en general y de los
del mercado eléctrico español en particular, se ha optado por estimar estos precios
mediante muestreo de datos pasados.

Por su parte, para hallar precios de gas natural y fueloil se ha propuesto un
algoritmo basado en la determinación de precios spot de crudo Brent. Para ello el
algoritmo se apoya en cotizaciones pasadas de precios spot y de futuros de Brent.
Alternativamente se podŕıa haber utilizado, por ejemplo, un modelo de serie tempo-
ral. No obstante, mediante el camino escogido se explora la conveniencia de estimar
cotizaciones spot futuras apoyándose en cotizaciones de futuros.

Tanto los algoritmos de predicción de precios como los modelos de programación
matemática se han desarrollado tomando como base el marco regulatorio español
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debido a la disponibilidad de los datos necesarios para la validación de los mismos.
Esto no implica pérdida de generalidad en el planteamiento, ya que las principa-
les caracteŕısticas de la liberalización de mercados energéticos son comunes en el
contexto internacional.

El principal objetivo de los modelos que se presentan es determinar la poĺıtica
contractual y la operación de la autoproducción óptima. No obstante, éstos pueden
ser también útiles para evaluar distintas configuraciones del sistema de producción
de enerǵıa que ayuden a la toma de decisiones para inversiones en la instalación. Para
ello bastaŕıa ejecutar los modelos varias veces variando los parámetros de precios,
demandas, caldera y cogeneración.

Los modelos determinista y estocástico son innovadores, ya que no se encuentra
en la literatura acerca de la operación de la autoproducción modelos a medio plazo
que incluyan formas de contratación para consumidores industriales en mercados
liberalizados. Igualmente, el algoritmo de predicción de precios de combustibles para
alimentar la caldera y la cogeneración es original.

1.2. Organización de la tesis

La tesis está estructurada en cinco partes, las tres primeras con dos caṕıtulos cada
una y las dos últimas con uno por parte. Cada caṕıtulo contiene sus propios anexos,
bibliograf́ıa y apartado de conclusiones. El contenido de los distintos caṕıtulos se
menciona a continuación.

Parte I: Planteamiento determinista

En el caṕıtulo 2 se revisa el estado del arte de modelos para el abastecimiento
energético de consumidores industriales, prestando especial interés a los de pro-
gramación matemática. Basándose en estos modelos y en la situación energética
española, se expone la propuesta de configuración y modelado de la caldera y la
cogeneración.

En el caṕıtulo 3 se formula el modelo completo determinista que minimiza el
coste total del abastecimiento de enerǵıa del consumidor industrial. Este comprende
los siguientes bloques de restricciones: caldera, cogeneración, balance de enerǵıa y
cartera de contratos.

Parte II: Planteamiento estocástico

En el caṕıtulo 4 se analizan los contratos como instrumentos de gestión del riesgo.
Igualmente se describen las técnicas de representación del riesgo en modelos de opti-
mización estocásticos en mercados financieros y energéticos. Por último se exponen
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aquellas propuestas de modelado que mejor encajan con la filosof́ıa de percepción
del riesgo por parte de consumidores industriales.

En el caṕıtulo 5 se plantea el modelo estocástico, el cual se apoya en el modelo
determinista (caṕıtulo 3) y en las propuestas de modelado del riesgo (caṕıtulo 4).

Parte III: Arboles de escenarios

En el caṕıtulo 6, en primer lugar y a modo introductorio de la parte III, se realiza
una revisión bibliográfica sobre los métodos de generación de árboles de escenarios.
En el resto del caṕıtulo se expone el algoritmo desarrollado para la predicción de
precios de gas natural y fueloil y la generación de escenarios. Se indica cómo se
forman estos precios, las motivaciones para proponer un algoritmo original y la
formulación del mismo.

En el caṕıtulo 7 se describe el algoritmo desarrollado para obtener precios futuros
de electricidad a medio plazo. Debido a las caracteŕısticas del mercado español de
electricidad, la propuesta se basa en el muestreo de realizaciones pasadas. Previa-
mente a la exposición del algoritmo se presentan los métodos existentes de predicción
de precios de electricidad.

Parte IV: Aplicación de los modelos determinista y estocástico

En el caṕıtulo 8 se describen los resultados de los casos numéricos ejecutados con
los modelos determinista y estocástico formulados en los caṕıtulos 3 y 5 respectiva-
mente. Para ello los problemas se resuelven utilizando métodos convencionales de
optimización.

Parte V: Conclusiones

Finalmente, en el caṕıtulo 9 se recopilan las conclusiones obtenidas, las aporta-
ciones realizadas y las propuestas de futuras ĺıneas de investigación.





Bibliograf́ıa

[DHR99] E. Dotzauer, K. Holmström, and H. F. Ravn. Optimal unit commitment
and economic dispatch of cogeneration systems with a storage. 13th PSCC
Conference. Trondheim, Norway, 1999.

[Dot97] E. Dotzauer. Algorithms for Short-Term Production-Planning of Coge-
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Caṕıtulo 2

Abastecimiento energético óptimo
de consumidores industriales

En este caṕıtulo se sientan las bases del modelo determinista de programación
lineal entera mixta propuesto para la contratación y gestión óptima del abasteci-
miento energético a medio plazo de un consumidor industrial.

Con este fin, en la sección 2.2 se analizan las caracteŕısticas de los problemas de
optimización y simulación con cogeneración y/o caldera encontrados en la literatura
actual. A continuación se describen las principales caracteŕısticas de los modelos
desarrollados para la caldera (sección 2.3) y cogeneración (sección 2.4), los cua-
les constituyen el sistema de autoproducción de enerǵıa del consumidor industrial
propuesto en esta tesis.

En la sección 2.5 se presentan los tipos de contratos considerados y las posibi-
lidades que ofrece el mercado energético español a este respecto. Finalmente, las
conclusiones del caṕıtulo se exponen en la sección 2.6.

2.1. Introducción

La formulación de modelos matemáticos acerca del abastecimiento energético de
instalaciones industriales es muy variada, pues es función de las caracteŕısticas de
la instalación aśı como del objetivo que se persiga con el modelo.

En este trabajo se ha adoptado una configuración de la instalación lo más general
posible que refleje la situación española actual. En este sentido, la fábrica considerada
tiene una demanda térmica en forma de vapor y agua caliente y una demanda
eléctrica.

La demanda de enerǵıa térmica es satisfecha a través de una caldera y/o una
cogeneración. Por su parte, las necesidades de enerǵıa eléctrica son cubiertas por

11
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una cogeneración o la red eléctrica. La cogeneración emplea como combustible gas
natural y la caldera fueloil, lo que constituye el caso más habitual.

El modelo propuesto está orientado a su utilización por parte de consumidores in-
dustriales. Este optimiza conjuntamente la producción de enerǵıa de la cogeneración
y de la caldera, y los contratos que los comercializadores proponen al consumidor
de compra de gas natural, fueloil y electricidad, y de venta de excedentes de enerǵıa
eléctrica de la cogeneración.

El sistema de abastecimiento comentado puede ser más complejo si se añaden,
por ejemplo, acumuladores de enerǵıa eléctrica y/o térmica. Según la bibliograf́ıa
revisada esto pudiera ser habitual en otros páıses aunque no en España, por lo que
no se contempla esta posibilidad.

Igualmente se podŕıa plantear un sistema de abastecimiento de enerǵıa con va-
rias calderas y/o cogeneraciones. Esta alternativa no se considera ya que es menos
común que la propuesta. Además, representar más equipos de este tipo no vaŕıa sig-
nificativamente el modelado del problema, por lo que supone una extensión menor
del trabajo realizado.

2.2. Problemas de abastecimiento energético

óptimo

El aprovechamiento de la enerǵıa térmica en instalaciones de producción conjun-
ta de calor y electricidad hace posible un rendimiento global energético muy elevado
y, en definitiva, un ahorro de enerǵıa primaria y una disminución de la contamina-
ción. Estas virtudes, unidas al impulso regulatorio, han hecho que las instalaciones
de cogeneración tengan cada vez un papel más relevante dentro de las fuentes de
generación de enerǵıa térmica y eléctrica.

En esta sección se realiza un recorrido por los tipos de modelos matemáticos de
producción de enerǵıa térmica y eléctrica. El objetivo más común de estos trabajos
es realizar una operación óptima de las fuentes de abastecimiento energético para
obtener un coste mı́nimo satisfaciendo las demandas térmicas y eléctricas.

2.2.1. Modelos de optimización

Existen numerosas publicaciones de modelos de optimización sobre producción
conjunta de enerǵıa térmica y eléctrica. Para su descripción se ha dividido este
apartado en distintos puntos, atendiendo a las principales caracteŕısticas de este
tipo de problemas.
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2.2.1.1. Función objetivo

El objetivo más común en estos modelos es minimizar la función que engloba los
costes de la instalación. Los términos que componen estas funciones objetivo son:

Coste del combustible asociado a los equipos de producción de enerǵıa eléctrica
y/o térmica [FEDR87, PM89, MP91, MKBH91, RA94, IYM95, VC95, CH96,
GHO96, Dot97, LM98, DHR99, LJL99, TL00, HL02]. Representa el principal
componente del coste de operación.

Compra-venta de electricidad [FEDR87, PM89, MP91, IYM95, VC95, CH96,
LM98, LJL99, TL00]. Incluyen este término los modelos donde es factible el
intercambio de enerǵıa de la cogeneración con la compañ́ıa eléctrica. Este es
el caso más frecuente, frente a otros problemas donde la cogeneración trabaja
en sistemas aislados como fuente principal de suministro energético.

Venta de enerǵıa térmica excedentaria a otros consumidores [VC95, LJL99].

Coste de mantenimiento [VC95]. Este término cobra especial importancia en
instalaciones donde se requieren altos ı́ndices de fiabilidad, por lo que el coste
de mano de obra, material, repuestos, etc., es elevado.

Coste del agua [MKBH91, IYM95, TL00]. Es modelado en cogeneraciones con
turbina de vapor con alto consumo de agua, al igual que en turbinas de gas
con inyección de vapor. El agua empleada es tratada qúımicamente, lo que
eleva su precio.

Coste de almacenamiento de enerǵıa térmica [Dot97, DHR99]. Es especial-
mente significativo en instalaciones para calefacción (district heating), donde
se produce enerǵıa térmica con este fin y enerǵıa eléctrica como subproducto.
El coste de las pérdidas de esta enerǵıa térmica almacenada es representada
mediante una función cuadrática.

Coste de arranque y parada de equipos [Dot97, DHR99]. Son modelados con
ecuaciones no lineales donde intervienen variables binarias que determinan si
los equipos se encuentran operando o no.

Coste del transporte de enerǵıa. En [HL02] se realiza un despacho económico de
cogeneradores donde se contemplan costes asociados al transporte de enerǵıa
por ĺıneas eléctricas.

Frente a los modelos que minimizan la función objetivo, en [GP87, PM89, IV99]
se maximiza la función de ingresos por venta de enerǵıa, descontando en ésta los
costes de operación y mantenimiento de la instalación. En [MFGT97] sin embargo,
se maximiza la producción de electricidad una vez satisfecha la demanda de enerǵıa
térmica, sin que intervenga ningún coste en la función objetivo.
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Otros trabajos [BEM89, YI95] se centran en el dimensionamiento de instalaciones
de cogeneración.

Yokoyama et al. [YI95] determinan la capacidad de los equipos a partir de las
demandas de enerǵıa, la configuración de la instalación, y los costes y rendimientos
de los equipos. Para ello utilizan un método iterativo donde en cada pasada calculan
la operación anual óptima de la instalación y el valor de una función de penalización.
Esta función indica la cantidad de enerǵıa no suministrada o por el contrario el exceso
de capacidad, lo que representa una señal para variar los parámetros de diseño.

Baughman et al. [BEM89] también enfocan su trabajo en el ajuste de parámetros
para el diseño de la cogeneración. Para ello determinan la operación óptima y el
ahorro anual durante 15 años al introducir en la instalación una cogeneración y un
sistema de almacenamiento de enerǵıa térmica. Resuelven el problema varias veces
modificando los parámetros de diseño para aśı definir la configuración óptima.

2.2.1.2. Estructura del problema

Los modelos de programación matemática sobre abastecimiento de enerǵıa térmi-
ca y eléctrica pueden ser clasificados de la siguiente forma:

Programación lineal [GP87, PM89, BEM89, MKBH91, MP91, LJL99].

Programación lineal entera mixta [VC95, IYM95, IV99]. Las variables enteras
son utilizadas para determinar el funcionamiento de equipos, donde éste es
modelado por funciones poligonales. Igualmente se emplean en decisiones como
arranques y paradas de equipos.

Programación no lineal [FEDR87, RA94, CH96, GHO96, Dot97, MFGT97,
LM98, DHR99, TL00]. Las funciones no lineales son empleadas en el modelado
de los equipos de la instalación, los costes de arranque y parada de equipos, y
el coste de almacenamiento de enerǵıa térmica.

Métodos heuŕısticos. Bengiamin et al. [Ben83] presentan un método iterativo
por el cual determinan el reparto de enerǵıa eléctrica óptimo entre lo pro-
ducido por una cogeneración y lo comprado a un comercializador. Mediante
penalizaciones económicas ajustan el vapor generado por el cogenerador a la
demanda térmica del consumidor.

Algoritmos genéticos. Hong et al. [HL02] emplean esta técnica para resolver
un despacho económico entre cogeneradores. Estos son modelados mediante
funciones cuadráticas entre la entrada de combustible y las salidas de vapor y
electricidad.
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2.2.1.3. Horizonte

Atendiendo al horizonte del problema la clasificación es la siguiente:

Modelos de corto plazo [GP87, PM89, MP91, MKBH91, VC95, Dot97, LM98,
DHR99, LJL99, IV99]. Comprende desde medio d́ıa a un mes, siendo lo más
habitual un horizonte diario con periodos horarios, donde se determina la
programación de la operación de la instalación de abastecimiento energético.

Modelos de medio plazo [IYM95] con horizontes entre un mes y un año. Este
horizonte es empleado para comparar el ahorro de unas cogeneraciones frente
a otras como ayuda en el dimensionamiento de la instalación.

Modelos de largo plazo [BEM89] de más de un año. Calculan la rentabilidad
de la instalación para realizar un diseño óptimo.

Modelos estáticos donde no interviene el tiempo [FEDR87, RA94, CH96,
GHO96, MFGT97, TL00, HL02]. Son modelos no lineales donde prima la
determinación de un estado concreto de las variables con un modelado más
sofisticado, frente a la operación de la cogeneración en un horizonte dado.

2.2.1.4. Restricciones

En el modelado conjunto de la producción de enerǵıa térmica y eléctrica, las
relaciones entre las variables de entrada y salida de distintos equipos se establecen
mediante balances de materia y balances de enerǵıa térmica y eléctrica.

Por otra parte, existe una mayor variedad en la literatura acerca del modelado de
los equipos que componen la autoproducción. En [CH96, MFGT97, LM98, TL00] se
realizan análisis de regresión para ajustar la relación entre las variables de entrada
y salida de los equipos a polinomios de distinto orden, reflejando aśı el rendimiento
variable en función de la carga de calderas, turbinas, etc. Con esta misma filosof́ıa,
en [PM89, MP91, LJL99, IV99] se tratan los equipos como cajas negras, donde sus
funciones de transferencia son lineales.

Otra forma de modelado consiste en representar los equipos por sus ecuaciones
termodinámicas más o menos simplificadas. Este es el caso, por ejemplo, de [GP87,
MKBH91, VC95, Dot97, DHR99].

Al objeto de poder almacenar enerǵıa eléctrica y térmica, y aśı tener mayor
flexibilidad en la gestión energética del consumidor, existen modelos que incluyen
bateŕıas eléctricas y/o acumuladores de calor [GP87, PM89, BEM89, MP91, Dot97,
LM98, DHR99, LJL99].
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2.2.1.5. Gestión energética en mercados liberalizados

Frente a los modelos que únicamente optimizan la operación de la planta, Iller-
haus et al. [IV99] presentan un modelo de operación a corto plazo de un productor de
enerǵıa térmica y eléctrica que abastece un sistema industrial. El modelo maximiza
el beneficio del productor tomando decisiones de arranque y parada de la instala-
ción, de los contratos a firmar con los consumidores, y de la gestión del combustible.
En este último caso la decisión se centra en si emplear el combustible almacenado o
comprarlo.

Con una filosof́ıa similar, en [PBG+02] se describe un modelo para la operación
y contratación en el corto y medio plazo de un productor de enerǵıa térmica y
eléctrica.

Respecto a estos trabajos, la principal aportación original del modelo determi-
nista propuesto en esta tesis [GVR03] se centra en el modelado de los contratos para
consumidores industriales. Los tipos de contratos que formaliza un consumidor son
en general diferentes a los de un generador para adquirir los mismos bienes, ya que
los volúmenes de enerǵıa o combustibles a negociar son distintos. Mientras que los
cogeneradores, actuando como empresas de generación, acuden a mercados financie-
ros donde contratan una cantidad determinada, los consumidores firman contratos
con comercializadores donde la cantidad no está establecida, ésta vaŕıa en función
de lo consumido. Por tanto, los derivados financieros sobre los que fundamental-
mente se apoya la formulación de contratos de [IV99, PBG+02] no son aplicables a
consumidores.

En esta tesis se ha considerado un número elevado de diferentes tipos de contratos
de acuerdo a las posibilidades que tiene un consumidor industrial. Se han escogido
formas de contratación de manera que recojan toda la franja de posible aversión
al riesgo de un consumidor, tal y como se comenta en detalle en el caṕıtulo 4,
lo que representa un factor fundamental para gestionar el riesgo no considerado
anteriormente.

Según se expone en el caṕıtulo siguiente donde se formula el modelo determinista,
varios de los contratos propuestos se modelan con variables binarias, lo que aumenta
la riqueza y complejidad de la formulación frente a las publicaciones anteriores. Esto
hace el que problema resultante sea de gran tamaño y dif́ıcil de resolver. No obstante,
desde la perspectiva del consumidor, el modelo constituye una herramienta completa
y potente para la evaluación de decisiones de contratación.

Finalmente, otros trabajos contemplan la adquisición y venta de enerǵıa eléctrica
en mercados liberalizados, aunque no la formalización de decisiones sobre contrata-
ción. En este caso la empresa eléctrica tiene la obligación de comprar los excedentes
de enerǵıa de los cogeneradores al precio spot que recibiŕıa si generase esa enerǵıa
con su parque generador [GP87, PM89, MP91, IV99].
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2.2.1.6. Otras consideraciones

En este apartado se recogen diversas consideraciones sobre el modelado de auto-
producciones en problemas de optimización no contempladas en puntos anteriores.

De forma análoga a los trabajos en mercados liberalizados, algunos auto-
res modelan la compra y venta de enerǵıa eléctrica en mercados regulados. Ba-
jo estas circunstancias los precios de los contratos se establecen mediante tari-
fas [VC95, CH96, TL00, IYM95, YI95]. En estos casos tampoco se decide sobre
los contratos a firmar.

Tsay et al. [TL00] introducen una diferencia significativa respecto al resto de
modelos de operación que consiste en la determinación de la proporción óptima
de cada combustible que alimenta la cogeneración. Esto es frecuente en algunas
cogeneraciones que emplean como combustible, por ejemplo, biomasa y fueloil.

Algunos modelos permiten en determinadas circunstancias el deslastre de una
proporción del consumo como respuesta a la gestión de su demanda [GP87, PM89,
MP91, VC95].

2.2.2. Modelos de simulación

Los modelos de optimización permiten un menor nivel de detalle en el modelado
de los equipos que los de simulación. Sin embargo, estos últimos no son los más
idóneos si se desea decidir entre un número elevado de alternativas ya que hay que
evaluarlas una a una.

Witzani et al. [WP95] describen un modelo de simulación llamado GA-
TE/CYCLE para el diseño de plantas de cogeneración partiendo de las curvas de
carga de la planta, condiciones ambientales, coste del combustible y de la electrici-
dad, etc. Simulan la operación de la planta de cogeneración en el horizonte deseado,
con periodos que pueden oscilar entre el d́ıa y el minuto, para aśı determinar los
costes de operación y rendimiento de la planta. La herramienta contiene una base
de datos con equipos comerciales modelados en detalle que pueden formar parte
de la cogeneración. Una aplicación del modelo GATE/CYCLE a turbinas de gas
con inyección de vapor en la cámara de combustión es publicado por Krause et
al. [KTS99].

Pretorius et al. [PD98] se centran en la programación de la operación de la
cogeneración frente a distintos precios de la electricidad. Para ello, aprovechando la
flexibilidad de la cogeneración, comparan el ahorro esperado que se obtiene con el
precio spot frente a la tarifa.

Otro tipo de modelos de simulación donde interviene la cogeneración consiste en
la planificación de la expansión de este tipo de generación [SR96]. Como extensión
de los modelos de generación convencionales se determina el orden de implantación
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de los grupos cogeneradores hasta cubrir la demanda térmica y eléctrica, modelada
ésta con una función de probabilidad. Se trata por tanto de una expansión de la
generación realizada por un único planificador del sistema eléctrico, frente a un
problema de autoproducción particular que ocupa la mayor parte de la bibliograf́ıa
revisada.

2.3. Caldera

En este apartado se realizan unas consideraciones acerca del modelado de la
caldera. La formulación de ésta como parte del modelo completo de optimización se
presenta en la sección 3.3 del caṕıtulo siguiente.

La caldera considerada produce vapor de agua para alimentar las demandas
térmicas de vapor y agua caliente de procesos industriales. Se utiliza como com-
bustible fueloil. Una buena referencia sobre el funcionamiento de calderas de vapor
alimentadas por fueloil se puede encontrar en [Ins88].

2.3.1. Relación entre las variables de entrada y salida

A continuación se efectúa el balance de materia y enerǵıa de la caldera. A partir
de aqúı se deduce su rendimiento y se hacen las simplificaciones necesarias para
obtener un modelo lineal que relacione la cantidad de combustible empleado por la
caldera con el vapor generado.

En la caldera entra fueloil, aire y agua en estado ĺıquido y se produce vapor de
agua y humos, tal y como se refleja en la figura 2.1. Por tanto, el balance de materia
de la caldera es:

mc +ma = mh (2.1)

donde mc, ma y mh son los caudales másicos en kg/h de combustible, aire y
humos respectivamente. Si se denomina wa a la relación entre el caudal másico de
aire y de combustible, la ecuación anterior queda en la forma:

mh = mc(1 + wa) (2.2)

Por su parte, el balance de enerǵıa de la caldera es:

mc(hc + waha) = m(h2 − h1) +mhhh +Q (2.3)

siendo hc, ha, hh, h1 y h2 las entalṕıas en kcal/kg del combustible, aire, humos
y entrada y salida de agua de la caldera respectivamente.
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Figura 2.1: Esquema de caldera.

El segundo término de la ecuación incluye la enerǵıa útil transmitida al agua
y las pérdidas tanto por humos como por el propio aislamiento de la caldera y la
ineficiencia del quemador, estos dos últimos términos representados por Q.

El caudal m corresponde al agua que circula por la caldera con entalṕıa de
entrada h1 y de salida h2. Por tanto, el rendimiento µ de la caldera es:

µ =
m(h2 − h1)

mc(hc + waha)
(2.4)

La enerǵıa aportada por el aire es despreciable frente a la del combustible. De ma-
nera que siendo PCI el poder caloŕıfico inferior del combustible (aproximadamente
9600 kcal/kg en el caso del fueloil), el rendimiento de la caldera queda:

µ =
m(h2 − h1)

mcPCI
(2.5)

Esta ecuación liga la cantidad de combustible aportada a la caldera mc y la
cantidad de vapor producidom. Entonces, el modelo resultante de la caldera depende
de cómo se formulen el rendimiento µ y las entalṕıas del agua que circula por la
caldera h1 y h2.

Lo más habitual en modelos de optimización es considerar estos parámetros
constantes. Este es el caso, por ejemplo, de Lee et al. [LJL99] e Illerhaus et al. [IV99],
los cuales emplean una formulación lineal de la caldera para relacionar los caudales
de combustible inyectado y vapor generado. Los modelos de optimización de estos
autores están orientados al corto plazo, por lo que todav́ıa cobra más sentido realizar
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Figura 2.2: Rendimiento de la caldera Vulcano-Sadeca modelo Omnical DDH.

estas simplificaciones en el medio plazo, horizonte que corresponde al del modelo
presentado en este trabajo.

En [UMS+01], Urbančič et al. representan la relación entre la entrada de fueloil y
la salida de vapor en la caldera mediante tres modelos: lineal, poligonal, y cuadrático.
Realizan un análisis de estas tres formulaciones y verifican que, aunque el modelo
poligonal y el cuadrático obtienen mejores resultados, en los tres casos el error es
pequeño.

Por tanto, es un modelado aceptado en optimización considerar que ni el ren-
dimiento ni las entalṕıas de entrada y salida del agua vaŕıan con la carga de la
caldera. No obstante, para comprobar la variación del rendimiento con la carga, se
ha tomando como referencia una caldera estándar, en concreto la Vulcano-Sadeca
modelo Omnical DDH alimentada por fueloil. Su rendimiento en función de la carga
se encuentra en la figura 2.2. Tal y como se aprecia, su variación con la carga es
insignificante, siendo el incremento máximo inferior al 1 %.

Aparte del rendimiento, las otras variables de la ecuación (2.5) que se han consi-
derado constantes son las entalṕıas del agua de entrada h1 y salida h2 de la caldera.
La entalṕıa h2 es función únicamente de la presión de salida de la caldera, ya que el
vapor producido es saturado. Esta presión es la variable de referencia para el encen-
dido y apagado del quemador, y como consecuencia es bastante estable en régimen
permanente.

Respecto a la entalṕıa h1 del agua de entrada en la caldera, ésta es igualmente
estable ya que lo habitual es que en su mayor parte el agua se alimente desde
un depósito de condensados y no directamente de la red. En este último caso las
variaciones de temperatura son también poco significativas.
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Además, una variación grande de temperatura de entrada del agua provocaŕıa
una variación pequeña de la potencia de salida de la caldera. En efecto, sea la
potencia en kcal/h de salida de la caldera P :

P = m(h2 − h1) (2.6)

Supóngase que la caldera se encuentra operando a una carga de 2000 kg/h ge-
nerando vapor saturado a 8 kg/cm2, lo que corresponde a una entalṕıa h2 = 661,3
kcal/kg. Si la temperatura del agua que entra a la caldera es de 45oC y se produce un
decremento de un 30 %, hasta los 31oC, teniendo por tanto una variación ∆h1 = −14
kcal/kg, la potencia P únicamente decrece en un 2 %.

Por los motivos expuestos, considerar constantes µ, h1 y h2 en la ecuación (2.5)
para obtener un modelo sencillo de la caldera implica cometer unos errores asumibles
en un modelo de optimización a corto plazo y, por tanto, a medio plazo.

Al considerar constantes las entalṕıas, la enerǵıa generada por la caldera es úni-
camente función del caudal de vapor. Aśı, para relacionar el consumo de combustible
y la enerǵıa térmica total generada por la caldera se construye una recta de regresión
entre estas variables, para lo que se emplea el rendimiento de la caldera (figura 2.2).
El coeficiente de correlación de la recta resultante es superior a 0.99.

Por último, la enerǵıa térmica que genera la caldera se emplea para alimentar
las distintas demandas térmicas de la fábrica. Para satisfacer los consumos a tempe-
ratura menor a la del vapor obtenido en la caldera, se emplean intercambiadores de
calor entre los distintos circuitos, estando las pérdidas tanto de los intercambiadores
como de las tubeŕıas de transmisión incluidas en las demandas.

2.3.2. Otras consideraciones

Además de la relación entre fueloil inyectado en caldera y vapor obtenido, es
necesario tener en cuenta otros factores en la operación de una caldera.

En primer lugar, toda caldera tiene unos márgenes de operación. La potencia
máxima está impuesta por el tipo de caldera y el de quemador. La explicación del
umbral de potencia mı́nima es algo más compleja. Con cargas bajas el quemador
se enciende y apaga con frecuencia lo que, además de disminuir notablemente el
rendimiento de la caldera, presenta varios inconvenientes. Por una parte, el H2O y
SO2 productos de la combustión se combinan resultando H2SO4, que al condensarse
producen graves problemas de corrosión en la caldera y en la chimenea. Por otra
parte, la chimenea tiene menos tiro cuanto más fŕıa se encuentre, concentrándose la
contaminación en el lugar de emisión en vez de dispersarse.

Un valor razonable de potencia mı́nima es de un 30 % de la máxima. Si la cal-
dera tuviera que trabajar a cargas inferiores, lo habitual es tener dos calderas, una
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trabajando en base y otra en punta.

Otros factores que a veces son considerados en el modelado de calderas en pro-
blemas de optimización a corto plazo son los gradientes de subida y bajada de carga,
tiempos de parada y arranque, y costes asociados (véase por ejemplo [UMS+01]).

En un horizonte anual donde la operación óptima de la caldera tiene como fin
obtener una cantidad esperada de enerǵıa para escoger un contrato de adquisición
de fueloil no son relevantes los gradientes de subida o bajada de carga. Una cal-
dera de fueloil puede operar a máxima carga entre media y una hora después de
ser arrancada, tiempo despreciable en un problema anual. Además, estos tiempos
asumen que la caldera se encuentra a temperatura ambiente, si bien lo normal si la
cogeneración está funcionando es que ésta mantenga caliente la caldera mediante un
intercambiador de calor. En este caso el tiempo para subir a máxima carga desde el
arranque es aún menor.

Otro aspecto de baja relevancia en modelos de optimización y que ha sido des-
preciado es la tasa de fallos o indisponibilidad que tiene una caldera. Ninguna de
las publicaciones revisadas considera este factor. Además, según lo consultado con
consumidores industriales, las revisiones periódicas a las que se someten las calderas
hacen que la tasa de fallo de estos equipos sea despreciable.

Finalmente, el consumo de fueloil supone el principal coste de explotación de
la caldera, coste que es gestionado mediante contratos. Adicionalmente, la caldera
tiene costes de operación y mantenimiento fijos y variables que son función de la
producción. Los costes fijos hacen referencia a mantenimientos programados anuales
y al coste del personal. Por su parte los costes variables comprenden el autoconsumo
de electricidad de la caldera y el tratamiento de descalcificación del agua, siendo el
primero despreciable frente al segundo.

2.4. Cogeneración

Las tecnoloǵıas de la cogeneración son muy diversas aunque su clasificación es
homogénea en la literatura [Dot97, Pro98, Sal99, dF99] dependiendo del ciclo ter-
modinámico con el que operan (Rankine para las turbinas de vapor, Brayton para
las de gas y Otto o Diesel para los motores de combustión interna).

Los criterios para escoger el tipo y tamaño de cogeneración para un consumo
determinado dependen de factores como el tamaño de la instalación, eficiencia, fle-
xibilidad a cargas parciales, relación entre enerǵıa eléctrica y térmica producida,
costes, etc. [Pro98, Sal99]. En España las cogeneraciones más comunes están com-
puestas por motores, en especial los alimentados por gas natural, y turbinas de gas.
En general las turbinas de gas están indicadas para instalaciones de mayor potencia
eléctrica que los motores. Una gúıa de las caracteŕısticas de motores y turbinas de
gas comerciales se encuentra en [Qúı01] y [Ene01] respectivamente.
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El modelo de cogeneración desarrollado en este trabajo corresponde a un motor
alimentado por gas natural canalizado. Se ha escogido este sistema por ser el más
habitual en la actualidad en España. Además, tal y como se expone en el caṕıtulo 8
donde se presenta una aplicación numérica del modelo determinista, es el sistema
de cogeneración más adecuado para la fábrica cuyas demandas se emplean como
dato. La cogeneración seleccionada cubre la demanda térmica de la fábrica y genera
excedentes de enerǵıa eléctrica para ser vendidos.

Para adaptar el modelo de abastecimiento energético presentado en este docu-
mento a otra cogeneración diferente a la de motor de gas, únicamente habŕıa que
sustituir las ecuaciones del motor por las del nuevo sistema, siendo válido el resto
del modelo.

A continuación se describe cómo se representa una cogeneración en modelos de
programación matemática, prestando especial interés en el modelado del motor de
gas. La formulación matemática de la cogeneración se expone en la sección 3.4 del
caṕıtulo siguiente.

2.4.1. Relación entre las variables de entrada y salida

Los tipos de modelos de cogeneración que aparecen con más frecuencia en la bi-
bliograf́ıa son los de turbina de vapor y turbina de gas. Aunque el funcionamiento de
cogeneraciones con estas tecnoloǵıas es muy diferente, en general ambas se modelan
mediante una región factible que liga la enerǵıa térmica y eléctrica generada, y una
ecuación que relaciona el combustible consumido en función del punto de operación
de la planta.

En la figura 2.3 se muestra la región factible de operación de una cogeneración
empleada en [Dot97, GHO96, RA94, IYM95]. Esta cogeneración está formada por
una caldera que alimenta una turbina de vapor con varias extracciones de vapor.
Este tipo de cogeneración ofrece la región factible más compleja ya que la potencia
eléctrica vaŕıa con el flujo de cada extracción además de con la cantidad de com-
bustible inyectado. Esta región es función de la temperatura ambiente, y tiene unos
ĺımites de operación formados por la inyección máxima y mı́nima de combustible y
la extracción máxima de vapor.

Para ligar el rendimiento de la cogeneración, bien con turbina de vapor o gas,
al punto de operación, se emplean ecuaciones de segundo grado [Dot97, GHO96,
RA94] o expresiones lineales [VC95, MKBH91, GP87, IYM95, MP91, PM89] que
ligan el combustible y las enerǵıas generadas. Mientras que los modelos lineales se
emplean para problemas de distinto horizonte, los modelos no lineales se implantan
únicamente en problemas de corto plazo.

Urbančič et al. [UMS+01] modelan un motor de gas natural como sistema de
cogeneración mediante dos ecuaciones, una que liga enerǵıa térmica y eléctrica de
salida, y otra que relaciona combustible de entrada y enerǵıa térmica de salida.
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Figura 2.3: Región factible de operación de una cogeneración con turbina de vapor.

Realizan regresiones lineales entre las variables citadas con distintos niveles de carga
obteniendo coeficientes de regresión superiores a 0.99.

En este trabajo se ha tomado como referencia el motor de Finanzauto-Caterpillar
modelo G3612 para modelar una cogeneración con motor alimentado por gas natu-
ral. Las principales caracteŕısticas de este motor medidas según norma ISO3046/1
ofrecidas por el fabricante se muestran en la tabla 2.1.

En la figura 2.4 se muestran los principales circuitos térmicos del motor. Las
temperaturas indicadas corresponden al régimen de operación del motor a plena
carga.

Los gases de escape del motor, representados en verde, accionan el turbocompre-
sor que comprime el aire exterior (circuito en rojo) el cual es inyectado al motor. En
función de la demanda de vapor de la fábrica, una parte de los gases de escape son
expulsados a la atmósfera y la otra pasa a la caldera de recuperación. Esta caldera,
encargada de transformar la enerǵıa térmica de los gases de escape en vapor de agua,
funciona como un intercambiador de calor al no tener quemador.

Para enfriar el agua de las camisas del motor se emplea un ĺıquido refrigerante
y el postenfriador de la 1a etapa (circuito azul). Este último equipo enfŕıa el aire
procedente del turbocompresor aportando enerǵıa térmica al circuito de refrigeración
de las camisas. Mediante un intercambiador de calor se proporciona esta enerǵıa
térmica en forma de agua ĺıquida a proceso. El conjunto formado por las camisas
del motor y el postenfriador de la 1a etapa se denomina circuito de alta temperatura
del motor.
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Carga 100 % 75 % 50 %

Consumo PCI (kW) 6876 5383 3742
Potencia eléctrica(kW) 2771 2072 1371

Calor gases escape a 120oC (kW) 1589 1395 1000
Calor en agua de camisas (kW) 600 536 409

Calor postenfriador 1a etapa (kW) 276 135 -22
Calor postenfriador 2a etapa (kW) 300 179 131

Calor en aceite (kW) 403 302 265
Calor de radiación (kW) 232 204 173

Tabla 2.1: Caracteŕısticas del motor Finanzauto-Caterpillar G3612.

Aire comprimido
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Figura 2.4: Esquema térmico de la cogeneración con el motor Finanzauto-Caterpillar
G3612.
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El aire comprimido de salida del postenfriador de la 1a etapa es enfriado en
una 2a etapa antes de ser inyectado en el motor. Disminuyendo la temperatura del
aire aumenta su densidad y por tanto también aumenta la cantidad de ox́ıgeno que
interviene en la combustión.

El calor proporcionado por el postenfriador de la 2a etapa y por la refrigeración
del aceite que lubrica el motor se denomina circuito de baja temperatura del motor.
Con esta enerǵıa se puede calentar agua hasta unos 40oC. Esta temperatura suele ser
baja para ser aprovechada por procesos industriales por lo que lo más habitual es no
utilizarla. Finalmente, la otra fuente de calor no aprovechable es la correspondiente
a la radiación del motor.

Para modelar el motor se emplea como variable de entrada el caudal de gas
natural consumido. Este se calcula a partir de los datos de consumo de la tabla 2.1
y del poder caloŕıfico inferior (PCI) del gas natural. De acuerdo a los datos del
fabricante el PCI del gas natural es 35.6 MJ/m3(N) a 25oC y a una altitud inferior a
750 m. Si bien la altitud y la temperatura producen alteraciones del poder caloŕıfico
del gas y, en consecuencia, variaciones en la potencia generada, no se ha considerado
este factor. Si la instalación se encuentra por ejemplo a 500 m, la variación de
temperatura de 25oC a 40oC produce una disminución del poder caloŕıfico de un
2 %, según datos del fabricante, lo cual no es una variación significativa al objeto de
este trabajo.

Las variables de salida del modelo son la potencia eléctrica, la potencia térmica
de los gases de escape y la potencia térmica del circuito de alta temperatura que
engloba el calor de agua de camisas y la 1a etapa del postenfriador.

Se ha realizado una regresión lineal entre el consumo de gas natural y cada una de
las tres variables de salida según los datos de la tabla 2.1, obteniéndose los siguientes
coeficientes de correlación:

Consumo gas natural-potencia eléctrica: 0.999.

Consumo gas natural-potencia gases escape: 0.986.

Consumo gas natural-potencia circuito alta temperatura: 0.998.

Aunque no se dispone de un número elevado de datos de carga del motor para
realizar el análisis de regresión, estos resultados son significativos. Además, según lo
comentado anteriormente, en el trabajo de otros autores [UMS+01] se obtienen unos
coeficientes de correlación parecidos. Por otra parte, para realizar la regresión se
emplean niveles de carga extremos (50 % y 100 %), por lo que con un mayor número
de datos se obtendŕıa una recta muy similar. Tal y como se expone en el siguiente
apartado, la cogeneración no opera en régimen permanente a una carga inferior al
50 %.
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2.4.2. Otras consideraciones

Además de la relación entre el consumo de gas y las potencias eléctrica y térmica
es necesario considerar otros factores en el modelado de una cogeneración con motor
de combustión interna.

En régimen transitorio un motor de gas puede trabajar a cualquier nivel de
carga, si bien en régimen permanente éste está preparado para operar entre el 50 %
y el 100 % de su capacidad. A niveles de carga inferiores el rendimiento se reduce
notablemente. Por tanto, si un motor tiene que trabajar en régimen permanente en
unos periodos a niveles inferiores al 50 % y en otros periodos en torno al 100 %, lo
recomendable es tener dos motores más pequeños trabajando en niveles de carga
con rendimientos altos.

En problemas de corto plazo donde intervengan turbinas de gas o vapor puede ser
conveniente tener en cuenta los tiempos y costes de arranques y paradas [Dot97]. Por
su parte, en un motor no es relevante el tiempo de arranque. En aproximadamente
15 minutos un motor está generando electricidad y en 30 minutos vapor. El coste del
arranque se produce al activar los sistemas auxiliares del motor, siendo estos costes
reducidos.

No se tiene en cuenta la indisponibilidad por fallo que pueda tener la cogene-
ración. Esta es despreciable debido a las revisiones periódicas a las que se someten
estas instalaciones.

Finalmente, śı es necesario considerar los costes de operación y mantenimiento del
motor. Los costes fijos de explotación se deben principalmente a costes de personal y
seguros. Por su parte, los costes variables que se consideran son de mantenimiento a
largo plazo, estimados por unidad de enerǵıa eléctrica generada, y los de consumibles
que engloban el aceite del motor, filtros, etc. Se desprecian los costes de consumo
propio del motor (bombas diversas, compresores, control, etc.). El consumo principal
se produce en las bombas las cuales están movidas por la propia distribución del
motor.

2.5. Cartera de contratos

Los contratos tienen por objeto comprar o vender enerǵıa o combustibles limi-
tando el riesgo de precios altos de los mercados de enerǵıa. Tal y como se analiza en
el caṕıtulo 4, lo más habitual en modelos de optimización en mercados de enerǵıa
es realizar una gestión conjunta de la producción de la instalación y de las opciones
de contratación para mitigar la incertidumbre de precios.

Un caso particular de optimización de contratos es el trabajo de Tsay [TLL01]
et al.. Estos autores emplean algoritmos genéticos para determinar los términos de
capacidad asociados a diferentes periodos de la tarifa eléctrica de un consumidor.
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Obtienen aquellos términos de capacidad que minimizan la factura eléctrica, rea-
lizando un compromiso entre la penalización económica si el consumo supera los
términos de capacidad y el coste de contratar una capacidad determinada.

Los contratos contemplados en esta tesis están basados en la situación actual
de los mercados de enerǵıa en España. A continuación se describen las opciones de
contratación consideradas.

2.5.1. Adquisición de enerǵıa eléctrica

El mercado eléctrico español, y sin pérdida de generalidad frente a otros mercados
internacionales, ofrece las siguientes posibilidades a grandes consumidores para la
adquisición de enerǵıa eléctrica1:

Acudir al mercado de producción, ofertando en un horizonte mı́nimo de una
hora, cantidad de enerǵıa y precio al cual se está dispuesto a comprar.

Acogerse a la tarifa eléctrica anual. A partir de enero de 2003 todos los consu-
midores tienen posibilidad de elegir suministrador y contrato. A pesar de ello,
en la actualidad siguen vigentes las tarifas eléctricas.

Realizar contratos con otros agentes del sector eléctrico, entre los que se en-
cuentran:

• Contratos bilaterales f́ısicos entre consumidores cualificados y producto-
res o agentes externos. Tienen una duración mı́nima de un año, y de-
berán determinar cuál de las dos partes que intervienen en el contrato
vendrá obligada a satisfacer los pagos que corresponda por servicios com-
plementarios potestativos, por peajes, por costes permanentes del siste-
ma, por costes de seguridad y diversificación, y otros varios.

• También podrán formalizarse contratos bilaterales financieros entre los
consumidores cualificados y el resto de los agentes del mercado que, te-
niendo por objeto el suministro de enerǵıa eléctrica a través del mercado
de producción, determinen su liquidación bien al precio del mercado o
por diferencias respecto a dicho precio.

Aunque un consumidor puede firmar su contrato de suministro con diversos
agentes, en la práctica lo más habitual es firmar los contratos con comercializadores,
ya que estos últimos son los agentes especializados en el suministro a consumidores.

Aśı, un consumidor que desee acudir al mercado eléctrico lo hará en general a
través de un comercializador. De esta forma evita los costes asociados a los desv́ıos
entre la enerǵıa consumida y contratada, y a la gestión que implica acudir al mercado.

1Ley del Sector Eléctrico 54/1997.
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En la propuesta de gestión de abastecimiento de enerǵıa de este documento, los
contratos que firma el consumidor industrial corresponden a ofertas realizadas por
comercializadores.

2.5.2. Venta de excedentes de enerǵıa eléctrica

Las opciones de venta de excedentes de enerǵıa eléctrica por parte de consumido-
res industriales con autoproducción acogidos al régimen especial, con un desarrollo
normativo propio más favorable que el del resto de los productores, son las siguien-
tes2:

Transferir al sistema a través de la compañ́ıa distribuidora de electricidad su
producción o excedentes de enerǵıa eléctrica, y percibir unos ingresos deter-
minados por los siguientes conceptos:

• Precio final horario medio del mercado de producción de enerǵıa eléctrica.
Este es el precio medio que en cada hora deben abonar los adquirientes
de enerǵıa por comprar en el mercado de producción y que es objeto de
liquidación por el Operador del Mercado.

• Prima por unidad de enerǵıa generada.

• Recargo por enerǵıa reactiva aplicado sobre los dos conceptos anteriores.

Acceder al sistema de ofertas en el mercado de producción de enerǵıa eléctri-
ca por periodos anuales. Se obtendrá un ingreso por la enerǵıa excedentaria
vendida, el cual viene determinado por los siguientes conceptos:

• Precio horario del mercado diario de producción ponderado por volumen
de enerǵıa.

• Prima por unidad de enerǵıa generada. La misma que la correspondiente
a venta de excedentes a un precio medio de adquisición de enerǵıa.

• Garant́ıa de potencia.

• Servicios complementarios.

Efectuar contratos bilaterales f́ısicos con la compañ́ıa distribuidora de electri-
cidad por un periodo anual, o efectuar otro tipo de contratos con el resto de
los agentes del mercado con una duración a convenir.

2RD 2818/1998, de 23 diciembre, sobre producción de enerǵıa eléctrica por instalaciones abas-
tecidas por recursos o fuentes renovables, residuos y cogeneración. Alternativamente, los Reales
Decretos 841/2002 y 436/2004 permiten otras formas de retribución. Aunque los precios de venta
de excedentes vaŕıan para los cogeneradores acogidos a estos Reales Decretos, el planteamiento y
la formulación de los modelos de optimización no se ven afectados por estos cambios.
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2.5.3. Adquisición de combustibles

El consumidor industrial del modelo propuesto consume gas natural para la
cogeneración y fueloil para la caldera. De acuerdo a la legislación española actual
la adquisición de ambos combustibles se realiza a través de contratos en el libre
mercado, lo que implica libertad de precios y formato de los contratos.

La liberalización de precios para todos los consumidores en el mercado de gas
natural, al igual que sucede en el mercado eléctrico, comenzó en enero de 2003. En
la actualidad coexisten contratos en libre mercado y tarifas, siendo los precios de
estas últimas una referencia para los contratos en libre mercado.

2.6. Conclusiones

El modelado de sistemas de abastecimiento energético con cogeneración y cal-
dera es un tema extensamente tratado en la literatura. En este caṕıtulo se propone
una clasificación detallada de las publicaciones en este campo atendiendo al tipo y
estructura del problema.

Los trabajos revisados sobre modelos de optimización están en su gran mayoŕıa
orientados a determinar la operación de la instalación en el corto plazo. Aquellos
cuyo horizonte de planificación es el medio o largo plazo modelan igualmente la
operación del sistema de abastecimiento de enerǵıa, aunque con el propósito de
tomar decisiones de inversión.

Las únicas publicaciones que formulan un problema de optimización conjunta de
contratos y operación de la instalación son [IV99, PBG+02]. Estos desarrollos están
ideados para productores de enerǵıa térmica y eléctrica, por lo que los tipos de con-
tratos que proponen vaŕıan sustancialmente respecto a los de este trabajo orientado
a consumidores industriales. Además, la variedad y complejidad de los contratos
presentados en esta tesis es superior a la de estas publicaciones. Por otra parte, las
cogeneraciones que actúan como generadores venden toda su enerǵıa eléctrica pro-
ducida. En el caso de un consumidor con cogeneración, éste puede vender la enerǵıa
excedentaria y comprar enerǵıa de la red eléctrica, lo que obliga a tener dos carteras
de contratos de enerǵıa eléctrica.

En este caṕıtulo también se describen las caracteŕısticas del modelado de la
caldera y del motor de gas empleado como equipo principal de la cogeneración.
Tanto la caldera como la cogeneración son representados con frecuencia en el corto
plazo con modelos lineales, por lo que emplear esta formulación en el medio plazo,
horizonte de los modelos de esta tesis, está justificado.

Para el caso de la cogeneración, la única referencia encontrada acerca de su
modelado con motores en problemas de optimización es [UMS+01]. Frente a este
trabajo, en esta tesis se incluye el modelado del circuito de alta temperatura, lo que
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supone una aportación original. El motivo para representar este circuito es que, a
pesar de producir menos enerǵıa térmica que los gases de escape del motor, es una
fuente de calor habitualmente aprovechada por las fábricas para calentar agua.

Al objeto de validar los modelos lineales de la caldera y del motor de gas se
han solicitado a fabricantes especificaciones técnicas de sus equipos. Los análisis
realizados con estos datos confirman las afirmaciones realizadas por otros autores
sobre el reducido error que se comete con esta representación.

Finalmente se describe el marco regulatorio español en el cual el consumidor
industrial formaliza contratos de entre los ofertados por comercializadores. Estos
tipos de contratos a firmar son: 1) compra de electricidad, 2) compra de fueloil para
alimentar la caldera, 3) compra de gas natural para alimentar la cogeneración y 4)
venta de excedentes de enerǵıa eléctrica.
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Caṕıtulo 3

Formulación del problema
determinista

Este caṕıtulo describe la formulación matemática determinista del modelo ori-
ginal desarrollado para el apoyo a la gestión del abastecimiento energético de con-
sumidores industriales [GVR03]. El planteamiento se ha concebido de acuerdo a la
situación del mercado energético español, si bien éste es fácilmente adaptable a otros
páıses.

En la sección 3.1 se exponen las caracteŕısticas principales del modelo. A con-
tinuación se formulan las ecuaciones asociadas a: la función objetivo (sección 3.2),
la caldera (sección 3.3), la cogeneración (sección 3.4), el balance de enerǵıa (sección
3.5) y la cartera de contratos (sección 3.6).

En esta última sección únicamente se presentan las restricciones asociadas a los
contratos de electricidad ya que las correspondientes a los otros bienes negociados
son similares. La formulación de los contratos de compra de fueloil y gas natural y
venta de excedentes se exponen respectivamente en los anexos I, II y III.

Una vez descrita la formulación del problema se analiza la estructura y el tamaño
del mismo en la sección 3.7. Por último, en la sección 3.8 se exponen las conclusiones
del caṕıtulo.

3.1. Introducción

El modelo de programación matemática lineal entera mixta planteado tiene por
objeto determinar la gestión energética y contratación óptima anual de un consu-
midor industrial. El esquema de los diferentes bloques del problema aśı como de los
flujos energéticos y económicos se muestran en la figura 3.1.

El consumidor industrial en cada periodo del horizonte del problema satisface
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Figura 3.1: Esquema del modelo determinista.
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su demanda térmica a través de una caldera alimentada con fueloil o de una coge-
neración con motor de gas natural, mientras que la demanda eléctrica la cubre con
la enerǵıa eléctrica producida por la cogeneración o con la importada de la red
eléctrica.

La enerǵıa eléctrica excedentaria de la cogeneración es vendida. Por su parte la
enerǵıa térmica sobrante es vertida a la atmósfera. Esta es la opción más común en
consumidores industriales frente a la venta de enerǵıa térmica excedentaria.

El modelo determina los consumos anuales de gas natural, fueloil y electricidad,
y la venta anual de enerǵıa eléctrica excedentaria. Estas cantidades son contratadas
mediante las opciones propuestas por los comercializadores para cada uno de estos
bienes. Los contratos son de carácter anual tal y como ocurre en el mercado español.

Por tanto, el modelo minimiza el coste de los contratos de compra de gas natural,
fueloil y electricidad, y los costes de mantenimiento y operación de la cogeneración
y de la caldera, y maximiza el contrato de venta de excedentes de enerǵıa eléctrica.
Las restricciones del problema están asociadas a la operación de la instalación, al
balance de enerǵıa del sistema de abastecimiento energético y a los formatos de los
contratos de cada tipo.

Las restricciones del problema son lineales, con variables binarias que correspon-
den a las decisiones de contratación, el estado de la caldera y la cogeneración, el
balance de enerǵıa y el formato de determinados contratos.

No se considera oportunidad de negocio con el almacenamiento de fueloil o gas
natural. El gas natural es suministrado por gaseoducto y el fueloil es almacenado en
un tanque con las reservas justas para el consumo a corto plazo.

Para facilitar la claridad y comprensión del problema se han omitido en las ecua-
ciones del modelo los factores de conversión de unidades entre las distintas variables
y parámetros. Con este mismo propósito, las variables binarias se formulan con le-
tras griegas y el resto de variables con letras minúsculas. Por su parte los parámetros
se representan con letras mayúsculas a excepción de los ĺımites de variables. Estos
se referencian de la misma manera que las variables con una ĺınea horizontal por
encima o debajo dependiendo de si son ĺımites máximos o mı́nimos respectivamente.

A continuación se detalla la formulación matemática completa del modelo cuya
notación se encuentra en el anexo IV. En el caṕıtulo 8 se expone una aplicación
numérica del problema.

3.2. Función objetivo

El coste total del abastecimiento energético de la fábrica cT , el cual se pretende
minimizar, se compone de los costes de operación y mantenimiento de la caldera
ma y la cogeneración mo (excluyendo el coste de adquisición de combustibles), y los
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costes de los contratos formalizados para la adquisición de gas natural co, fueloil ca,
enerǵıa eléctrica ce, y venta de excedentes de enerǵıa eléctrica de la cogeneración ie.

min cT = ca +ma + co +mo + ce − ie (3.1)

3.3. Caldera

Las consideraciones generales del modelado de la caldera han sido expuestas en
la sección 2.3 del caṕıtulo anterior, mientras que la representación matemática de
la misma se expone a continuación. Todas las variables y parámetros de la caldera
tienen sub́ındice a.

El consumo de fueloil de la caldera fa(k) en cada periodo k ∈ K del horizonte del
problema es función de la enerǵıa térmica producida. Esta corresponde a la enerǵıa
demandada en forma de vapor de agua va(k) y de agua ĺıquida la(k):

fa(k) = Aaγa(k) +Ba (va(k) + la(k)) ∀ k ∈ K (3.2)

siendo γa(k) el estado de la caldera 0/1 (parada/producción).

La caldera tiene unos ĺımites máximo fa y mı́nimo fa de operación:

faγa(k) ≤ fa(k) ≤ faγa(k) ∀ k ∈ K (3.3)

El coste de operación y mantenimiento anual de la caldera, a excepción del
consumo de combustible asociado al contrato de adquisición de fueloil que se realice,
viene determinado por unos costes fijos Ca y otros variables dependientes del fueloil
consumido y del parámetro Da:

ma = Ca +Da

∑
k∈K

D(k)fa(k) ∀ k ∈ K (3.4)

con D(k) la duración de cada periodo k.

3.4. Cogeneración

Las consideraciones generales del modelado de la cogeneración han sido expuestas
en la sección 2.4 del caṕıtulo anterior, mientras que la representación matemática
de la misma se expone a continuación. Se recomienda al lector consultar las figuras
2.4 y 3.3 sobre el esquema y balance térmico de la cogeneración como apoyo a la
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compresión de las ecuaciones de esta sección. Para el caso de la cogeneración, todas
las variables y parámetros tienen sub́ındice o.

El consumo de gas natural de la cogeneración go(k) en cada periodo k del ho-
rizonte del problema es función de la enerǵıa eléctrica producida eo(k), la enerǵıa
térmica producida por los gases de escape vo(k) y la enerǵıa térmica producida por
el circuito de alta temperatura lo(k):

go(k) = Aoγo(k) +Boeo(k)

go(k) = Eoγo(k) + Fovo(k)

go(k) = Goγo(k) +Holo(k)


 ∀ k ∈ K (3.5)

siendo γo(k) el estado de la cogeneración 0/1 (parada/producción).

La cogeneración tiene unos ĺımites máximo go y mı́nimo go de operación:

goγo(k) ≤ go(k) ≤ goγo(k) ∀ k ∈ K (3.6)

La enerǵıa térmica producida por los gases de escape en la caldera de recupera-
ción es aprovechada para el abastecimiento de las demandas térmicas en forma de
vapor vov(k) y/o de agua caliente vol(k):

vo(k) − 1

Rc
(vov(k) + vol(k)) ≥ 0 ∀ k ∈ K (3.7)

con Rc el rendimiento de la caldera de recuperación. El excedente de gases de
escape es vertido directamente a la atmósfera.

La enerǵıa térmica producida por el circuito de alta temperatura de refrigeración
de la cogeneración, es aprovechada para el abastecimiento de la demanda térmica
en forma de agua caliente lod(k):

lo(k) − lod(k) ≥ 0 ∀ k ∈ K (3.8)

El excedente de enerǵıa que aporta la cogeneración a través de este circuito es
evacuado a través de un disipador de calor.

La enerǵıa eléctrica cogenerada eo(k) es empleada en abastecer la demanda del
consumidor industrial eod(k) y/o en la venta de los excedentes vertidos a la red
eléctrica eoe(k):

eo(k) = eoe(k) + eod(k) ∀ k ∈ K (3.9)
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La Ley española establece un rendimiento mı́nimo y una proporción de enerǵıa
eléctrica exportada máxima para instalaciones acogidas al RD 2818/1998. El rendi-
miento eléctrico equivalente anual Re según Ley se calcula de la siguiente forma:

Re =
Ea eléctrica generada

Consumo combustible PCI − Ea térmica aprovechada
(3.10)

Según la notación del modelo, esta restricción es:

Io
∑
k∈K

D(k)go(k)︸ ︷︷ ︸
Consumo combustible PCI

−
∑
k∈K

D(k)(vov(k) + vol(k)) −
∑
k∈K

D(k)lod(k)︸ ︷︷ ︸
Ea térmica aprovechada

−

− 1

Re

∑
k∈K

D(k)eo(k)︸ ︷︷ ︸
Ea eléctrica generada

≤ 0
(3.11)

siendo Io el poder caloŕıfico inferior (PCI) del gas natural.

Por su parte, la restricción que representa la proporción de enerǵıa eléctrica
exportada máxima anual según el RD 2818/1998 es la siguiente:

Qo

∑
k∈K

D(k)eo(k) −
∑
k∈K

D(k)eoe(k) ≥ 0 (3.12)

con Qo la proporción máxima de enerǵıa eléctrica vendida permitida.

El coste de operación y mantenimiento anual de la cogeneración, a excepción del
consumo de combustible asociado al contrato de adquisición de gas natural que se
formalice, viene determinado por unos costes fijos Co y otros variables dependientes
de la electricidad generada y del parámetro Do:

mo = Co +Do

∑
k∈K

D(k)eo(k) (3.13)

3.5. Balance de enerǵıa

Los balances eléctrico y térmico del modelo se ilustran en las figuras 3.2 y 3.3
respectivamente.
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Cogeneración
Demanda 

Red eléctrica

re k( )oee k( )

E k( )

ode k( )

Figura 3.2: Balance de enerǵıa eléctrica.

3.5.1. Balance de enerǵıa eléctrica

La enerǵıa eléctrica demandada en cada periodo k por la fábrica E(k), incluidas
las pérdidas desde la generación al consumo, es satisfecha por la cogeneración eod(k)
o a través de la red eléctrica er(k):

E(k) = eod(k) + er(k) ∀ k ∈ K (3.14)

De acuerdo al RD 2818/1998, únicamente se permite vender los excedentes de
enerǵıa eléctrica no consumida por la fábrica, por lo que simultáneamente no se
puede consumir enerǵıa de la red y vender excedentes. Si la demanda es satisfecha
por la cogeneración en el periodo k, y por tanto se permite la venta excedentes
de enerǵıa eléctrica, la variable binaria θe(k) toma valor 1. De forma análoga, si la
fábrica consume enerǵıa importada de la red es la variable binaria θr(k) la que toma
el valor 1 e impide exportar enerǵıa eléctrica. Estas restricciones se modelan como
sigue:

θe(k) + θr(k) ≤ 1

eoe(k) − eoeθe(k) ≤ 0

er(k) − erθr(k) ≤ 0


 ∀ k ∈ K (3.15)

con eoe la enerǵıa máxima producida por la cogeneración y exportada a la red y
er la enerǵıa máxima demandada por la fábrica.

3.5.2. Balance de enerǵıa térmica

La enerǵıa térmica demandada por la fábrica en cada periodo k en forma de
vapor Tv(k), incluidas las pérdidas desde la generación al consumo, es satisfecha
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por la caldera convencional va(k) y/o por la caldera de recuperación de los gases de
escape de la cogeneración vov(k):

Tv(k) = va(k) + vov(k) ∀ k ∈ K (3.16)

Por su parte, la enerǵıa térmica demandada en cada periodo k en forma de agua
caliente Tl(k), incluidas las pérdidas desde la generación al consumo, es satisfecha
por la caldera convencional la(k) y/o por la cogeneración. En este último caso, el
suministro de enerǵıa se realiza a través de la recuperación de los gases de escape
vol(k), o a través de la enerǵıa aportada por el circuito de alta temperatura lod(k):

Tl(k) = la(k) + lod(k) + vol(k) ∀ k ∈ K (3.17)

3.6. Cartera de contratos

El consumidor industrial formaliza un único contrato de los propuestos de ad-
quisición de enerǵıa eléctrica, venta de excedentes, y compra de combustibles para
la cogeneración y la caldera. De cada bien o servicio, por ejemplo compra de enerǵıa
eléctrica, se modelan varios tipos de contratos. Cada uno de estos tipos puede conte-
ner varios contratos del mismo formato, los cuales se obtienen con valores distintos
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de los parámetros del tipo de contrato.

Se considera que el consumidor escoge un contrato de cada bien ya que responde
a la situación más habitual del mercado de enerǵıa español. Para permitir que el
modelo elija más contratos únicamente habŕıa que relajar la restricción que impide
firmar más de uno de cada bien.

Se han modelado unos contratos que son representativos de las opciones de con-
tratación que tienen los consumidores industriales en mercados liberalizados. Evi-
dentemente, las posibilidades son innumerables. Para incluir nuevos contratos sola-
mente hay que añadir aquellas ecuaciones que representen a éstos, siendo el resto
del modelo el mismo.

Todos los contratos se realizan a través de un comercializador, por lo que los
parámetros relacionados con los precios llevan incluidos el coste de la comercializa-
ción por la gestión.

3.6.1. Adquisición de enerǵıa eléctrica

En un primer apartado se presentan las ecuaciones que ligan todos los contra-
tos de adquisición de enerǵıa eléctrica. En los siguientes apartados se expone la
formulación matemática de cada uno de los tipos de contratos.

3.6.1.1. Comunes a todos los contratos

Este conjunto de restricciones tiene por objeto relacionar la enerǵıa y el coste de
los contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica con la enerǵıa importada de la red
er(k) y el coste del contrato escogido ce, el cual es minimizado en la función objetivo.
En la figura 3.4 se muestra la relación de las variables de coste y volumen de enerǵıa
eléctrica entre los bloques de restricciones del problema representados por cajas.

En este esquema el contrato n ∈ Nei
de tipo i ∈ Ne tiene un coste cei,n

con
una enerǵıa eri,n

(k) en cada periodo k. Este contrato tiene asociado una variable de
decisión αei,n

. Si αei,n
vale 1 se permite imputar coste y enerǵıa al contrato n de tipo

i. En este caso el coste cei,n
y la enerǵıa eri,n

(k) del contrato corresponden al coste
de adquisición de enerǵıa eléctrica ce y a la enerǵıa er(k) comprada de la red.

Cada una de las restricciones comunes a todos los contratos (caja azul en la
figura 3.4) se formula a continuación.

El coste de adquisición de enerǵıa eléctrica anual ce viene dado por el coste de
formalizar el contrato óptimo de entre los propuestos cei,n

, con i ∈ Ne el tipo de
contrato y n ∈ Nei

cada contrato de tipo i:
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Figura 3.4: Relación de costes y consumos en los contratos de adquisición de enerǵıa
eléctrica.

ce =
∑
i∈Ne

∑
n∈Nei

cei,n
(3.18)

De todos los contratos propuestos el modelo escoge uno en el caso de consumir
enerǵıa de la red, en caso contrario no se formaliza ningún contrato. Siendo αei,n

la
variable binaria de decisión asociada a la formalización del contrato n de tipo i, esta
restricción es la siguiente:

∑
i∈Ne

∑
n∈Nei

αei,n
≤ 1 (3.19)

Las variables de decisión αei,n
sobre la firma de contratos son nulas si la fábrica

no consume enerǵıa de la red (θr(k) = 0 ∀ k ∈ K):

∑
i∈Ne

∑
n∈Nei

αei,n
−
∑
k∈K

θr(k) ≤ 0 (3.20)

Los casos ejecutados demuestran que esta ecuación, si bien no es necesaria, ace-
lera la convergencia del problema.

En caso de formalizarse un contrato, la enerǵıa imputada a éste eri,n
no es nula

y la variable de decisión αei,n
toma valor 1:

∑
k∈K

eri,n
(k) −Kαei,n

er ≤ 0 ∀ i ∈ Ne, ∀n ∈ Nei
(3.21)

con K el número de periodos del problema y er la enerǵıa eléctrica máxima con-
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sumida de la red en un periodo. Los contratos no seleccionados tendrán un consumo
de enerǵıa eléctrica asociado eri,n

(k) nulo en todos los periodos k.

La enerǵıa eléctrica er(k) consumida de la red en cada periodo k es igual a la
enerǵıa eri,n

(k) imputada en el contrato n de tipo i que se formalice:

er(k) =
∑
i∈Ne

∑
n∈Nei

eri,n
(k) ∀ k ∈ K (3.22)

A continuación se formulan los tipos de contratos propuestos.

3.6.1.2. Tipo 1: Precio fijo anual

El coste ce1,n asociado al contrato n de tipo 1 viene dado por el consumo anual
de enerǵıa eléctrica al precio Pe1,n y por el coste fijo Pea1,n

:

ce1,n = Pea1,n
αe1,n + Pe1,n

∑
k∈K

D(k)er1,n(k) ∀n ∈ Ne1 (3.23)

La enerǵıa er1,n(k) es distinta de cero únicamente en el caso de que el contrato n
de tipo 1 sea el óptimo de los de adquisición de enerǵıa eléctrica (ver ecuaciones (3.21)
y (3.22)). Lo mismo ocurre con la enerǵıa eri,n

(k) asociada al resto de tipos de
contratos.

3.6.1.3. Tipo 2: Precio fijo por periodo

El número de periodos del contrato depende de la curva de carga del consumidor
industrial. De acuerdo a la demanda del consumidor industrial del caso ejemplo
(caṕıtulo 8), se han representado 3 periodos: punta, llano y valle.

Por tanto, si se denomina i ∈ T 3
e a cada uno de estos periodos y j ∈ T 3

ei
a cada

uno de los periodos del problema que pertenecen a cada i, el coste ce2,n asociado al
contrato n de tipo 2 viene dado por el consumo de enerǵıa eléctrica er2,n(j) al precio
Pe2,n,i

y por el coste fijo Pea2,n
:

ce2,n = Pea2,n
αe2,n +

∑
i∈T 3

e


Pe2,n,i

∑
j∈T 3

ei

D(j)er2,n(j)


 ∀n ∈ Ne2 (3.24)
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Figura 3.5: Contrato de adquisición de enerǵıa eléctrica tipo 3.

3.6.1.4. Tipo 3: Precio fijo anual con bonificación/penalización por vo-
lumen de consumo

El coste ce3,n del contrato n de tipo 3 es función del consumo anual de electricidad
importado de la red a un precio que oscila, respecto al precio Pe3,n indicado en el
contrato, de acuerdo a la variación del consumo anual respecto a la cantidad Qe3,n

acordada.

Para formular este contrato se definen ∆Pe3,n,r y ∆Qe3,n,r como las variaciones
de precio y volumen de enerǵıa en cada tramo r ∈ R3

e respecto al precio Pe3,n y
la enerǵıa Qe3,n de referencia del contrato. El consumidor obtiene un descuento
sobre el precio Pe3,n si la enerǵıa anual consumida de la red eléctrica es superior a
Qe3,n

, y una penalización en caso contrario. Los incrementos/decrementos de precio
∆Pe3,n,r vienen dados por las variaciones de consumo ∆Qe3,n,r según lo reflejado en
la figura 3.5.

Para cada tramo r se define la variable binaria βe3,n,r , la cual vale 1 en aquel
tramo en donde se encuentra la cantidad de enerǵıa consumida y 0 en el resto de
tramos. La enerǵıa en cada periodo k asociada a cada tramo r es qe3,n,r(k). Aśı, el
coste del contrato es:

ce3,n = Pea3,n
αe3,n + Pe3,n

∑
r∈R3

e

(
(1 + ∆Pe3,n,r)

∑
k∈K

D(k)qe3,n,r(k)

)
∀n ∈ Ne3 (3.25)



3.6. Cartera de contratos 49

siendo Pea3,n
el coste fijo del contrato.

Para permitir el consumo qe3,n,r en un único tramo r se plantea la ecuación:

∑
k∈K

qe3,n,r(k) −Kβe3,n,rer ≤ 0 ∀n ∈ Ne3, ∀ r ∈ R3
e (3.26)

Al objeto de determinar en qué tramo r de variación de consumo respecto a
lo fijado contractualmente se encuentra el consumo de la fábrica se formulan las
restricciones:

∑
k∈K

D(k)qe3,n,r(k) − βe3,n,rQe3,n(1 + ∆Qe3,n,r) ≤ 0

∀n ∈ Ne3, r = {1, .., R3
e − 1}∑

k∈K

D(k)qe3,n,r(k) − βe3,n,rQe3,n(1 + ∆Qe3,n,r−1) ≥ 0

∀n ∈ Ne3, r = {2, .., R3
e}

(3.27)

con R3
e el número de tramos considerados en el contrato n.

Mediante la primera de estas restricciones se hacen nulas las variables binarias
βe3,n,r de los tramos r con consumos máximos Qe3,n(1+∆Qe3,n,r) inferiores al impor-
tado de la red. De manera análoga, con la segunda restricción las variables binarias
que se anulan son las asociadas a los tramos cuyo consumo máximoQe3,n(1+∆Qe3,n,r)
es superior al adquirido. De esta forma únicamente la variable βe3,n,r correspondiente
al tramo de lo consumido de la red eléctrica puede valer 1.

Si se formaliza el contrato n, la variable binaria βe3,n,r asociada al tramo donde
se encuentra el consumo anual toma el valor 1, lo que permite imputar enerǵıa al
contrato:

αe3,n =
∑
r∈R3

e

βe3,n,r ∀n ∈ Ne3 (3.28)

Si el contrato no es escogido las variables binarias βe3,n,r son nulas y por tanto,
según la ecuación (3.26), también lo son las variables de consumo qe3,n,r(k) en todos
los tramos r y periodos k.

La enerǵıa eléctrica er3,n imputada en el contrato es igual a la correspondiente
al tramo donde se encuentra el consumo total:

er3,n(k) =
∑
r∈R3

e

qe3,n,r(k) ∀n ∈ Ne3 , ∀ k ∈ K (3.29)
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3.6.1.5. Tipo 4: Precio fijo anual indexado mensualmente

El coste ce4,n del contrato n de tipo 4 es función de la enerǵıa adquirida de la red
eléctrica er4,n(j) en cada periodo j a un precio fijo anual Pe4,n indexado al parámetro
Se4,n,i

que vaŕıa cada mes i:

ce4,n = Pea4,n
αe4,n + Pe4,n

∑
i∈T 12


Se4,n,i

∑
j∈T 12

i

D(j)er4,n(j)


 ∀n ∈ Ne4 (3.30)

con Pea4,n
el coste fijo del contrato y T 12

i el conjunto de periodos del problema

que pertenecen al mes i ∈ T 12.

El parámetro Se4,n,i
puede representar conceptos como el precio de materias pri-

mas del proceso productivo de la fábrica, precio del producto final, etc.

3.6.1.6. Tipo 5: Precio de mercado spot

El precio del mercado spot Pe(k) hace referencia al precio medio final al que los
consumidores adquieren enerǵıa en el mercado de producción en el periodo k. Por
tanto, el coste ce5,n del contrato n de tipo 5 a este precio es función de la enerǵıa
importada de la red er5,n(k) y del coste fijo Pea5,n

:

ce5,n = Pea5,n
αe5,n +

∑
k∈K

Pe(k)D(k)er5,n(k) ∀n ∈ Ne5 (3.31)

3.6.1.7. Tipo 6: Precio por diferencias del mercado spot

El coste ce6,n del contrato n de tipo 6 es función de la enerǵıa adquirida de la red
er6,n(k) en cada periodo k, a un precio variable que oscila de acuerdo al parámetro
Se6,n ∈ [0, 1], entre el precio del mercado de electricidad Pe(k) y el precio fijo Pe6,n :

ce6,n = Pea6,n
αe6,n +

∑
k∈K

(
Se6,nPe(k) + (1 − Se6,n)Pe6,n

)
D(k)er6,n(k) ∀n ∈ Ne6

(3.32)

con Pea6,n
el coste fijo del contrato.
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Figura 3.6: Contrato adquisición de enerǵıa eléctrica tipo 7.

3.6.1.8. Tipo 7: Precio de mercado con ĺımites de precio máximo (cap)
y mı́nimo (floor)

El coste del contrato n ∈ Ne7 está compuesto por un término variable y otro fijo
cuyo principal componente es la prima Se7,n . Esta prima es el precio que paga el
consumidor al comercializador o viceversa, según la parametrización de los precios
máximo y mı́nimo establecidos en el contrato, por asumir el riesgo de precios del
mercado altos o bajos.

El término variable del contrato viene determinado por el consumo de electricidad
en cada periodo y por un precio tal que:

Si el precio del mercado Pe(k) es superior al precio máximo Pec7,n fijado en el
contrato, la enerǵıa se abona a este precio máximo.

Si el precio del mercado Pe(k) se encuentra entre los precios máximo Pec7,n y
mı́nimo Pef7,n fijados en el contrato, la enerǵıa se abona al precio del mercado.

Si el precio del mercado Pe(k) es inferior al precio mı́nimo Pef7,n fijado en el
contrato, la enerǵıa se abona a este precio mı́nimo.

En la figura 3.6 se muestran los posibles tramos r ∈ R7
e , que corresponden a los

distintos precios del contrato que vaŕıan en función de la posición relativa del precio
del mercado con respecto a los precios máximo y mı́nimo.

Para definir los tres tramos de precios a los que se abona la enerǵıa en cada
periodo se emplean las variables binarias βe7,n,r(k). De estas variables, aquélla que
represente el tramo r que corresponda al precio variable del contrato toma el valor
1, siendo nulas las de los otros dos tramos. La enerǵıa consumida en el periodo k
para el tramo r se denomina qe7,n,r(k). Para cada periodo k, en aquel tramo donde
βe7,n,r(k) sea igual a 1, la variable qe7,n,r(k) tiene un valor distinto de 0.

Por tanto, el coste ce7,n del contrato n de tipo 7 es:
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ce7,n = (Se7,n + Pea7,n
)αe7,n + Pec7,n

∑
k∈K

D(k)qe7,n,1(k)+

+
∑
k∈K

Pe(k)D(k)qe7,n,2(k) + Pef7,n

∑
k∈K

D(k)qe7,n,3(k) ∀n ∈ Ne7

(3.33)

con Pea7,n
un término del coste fijo del contrato independiente de la prima Se7,n .

Unicamente en el tramo activo definido por βe7,n,r(k) se permite imputar enerǵıa
al contrato mediante la variable qe7,n,r(k):

qe7,n,r(k) − βe7,n,r(k)er ≤ 0 ∀ r ∈ R7
e , ∀ k ∈ K, ∀n ∈ Ne7 (3.34)

Para determinar el tramo r activo donde se encuentra el precio del mercado
respecto al máximo y el mı́nimo, se definen las siguientes ecuaciones:

Pe(k) − βe7,n,1(k)Pec7,n ≥ 0

Pe(k)βe7,n,2(k) − Pec7,n ≤ 0

Pe(k) − βe7,n,2(k)Pef7,n ≥ 0

Pe(k)βe7,n,3(k) − Pef7,n ≤ 0


 ∀ k ∈ K, ∀n ∈ Ne7 (3.35)

Con la primera de estas restricciones la variable binaria βe7,n,1(k) se anula si
el precio del mercado Pe(k) es inferior al máximo Pec7,n . Mediante la segunda y
la tercera restricción se anulan las variables βe7,n,2(k) en los periodos con precios
superiores al máximo Pec7,n o inferiores al mı́nimo Pef7,n. Con la última restricción
las variables βe7,n,3(k) se anulan en los periodos en los que el precio del mercado
Pe(k) es superior al mı́nimo Pef7,n .

En cada periodo k sólo puede haber una variable βe7,n,r(k) activa correspondiente
a uno de los 3 tramos posibles:

∑
r∈R7

e

βe7,n,r(k) ≤ 1 ∀ k ∈ K, ∀n ∈ Ne7 (3.36)

Esta ecuación complementa a la (3.35) evitando que el precio de la enerǵıa se
contabilice dos veces si el precio del mercado es igual al máximo o al mı́nimo.

En caso de formalizarse el contrato (αe7,n = 1), una de las variables binarias
βe7,n,r(k) es distinta de 0 en cada periodo k, lo que permite consumir enerǵıa en ese
periodo al precio marcado según el tramo r :

∑
k∈K

∑
r∈R7

e

βe7,n,r(k) = Kαe7,n ∀n ∈ Ne7 (3.37)
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Si el contrato no es el escogido, todas las variables βe7,n,r(k) son nulas y por tanto
también lo es la enerǵıa qe7,n,r asociada al contrato (ver ecuación (3.34)).

La enerǵıa eléctrica imputada al contrato er7,n(k) en cada periodo es la enerǵıa
qe7,n,r(k) cuyo tramo r esté activo:

er7,n(k) =
∑
r∈R7

e

qe7,n,r(k) ∀n ∈ Ne7 , ∀ k ∈ K (3.38)

3.6.2. Adquisición de combustibles y venta de excedentes
de la cogeneración

La formulación matemática de los contratos de compra de fueloil para la caldera,
gas natural para la cogeneración y venta de excedentes de enerǵıa eléctrica de la
cogeneración se presenta en los anexos I, II y III respectivamente. El planteamiento
de estos contratos es análogo a los de adquisición de enerǵıa eléctrica, por lo que se
omite su descripción en las secciones principales del caṕıtulo. Aunque la exposición
en estos anexos es similar a la realizada, los contratos de compra de fueloil y gas
y de venta de excedentes se relacionan con bloques de restricciones distintos y se
formulan de forma diferente a los de compra de electricidad.

Cada uno de estos anexos comienza con la presentación de las restricciones comu-
nes a los contratos de cada bien, ecuaciones con la misma filosof́ıa que las comentadas
en el apartado 3.6.1.1 para la adquisición de electricidad. A continuación, en estos
anexos se describen los modelos de los siguientes contratos:

Adquisición de fueloil y gas natural:

• Tipo 1: Precio de mercado con bonificación/penalización por volumen
de consumo anual. Contrato análogo al tipo 3 de adquisición de enerǵıa
eléctrica (apartado 3.6.1.4).

• Tipo 2: Precio de mercado con ĺımites de precio máximo (cap) y mı́nimo
(floor). Contrato análogo al tipo 7 de adquisición de enerǵıa eléctrica
(apartado 3.6.1.8).

Venta de excedentes de enerǵıa eléctrica:

• Tipo 1: Precio de mercado para excedentes de cogeneración. Contrato
análogo al tipo 5 de adquisición de enerǵıa eléctrica (apartado 3.6.1.6).

• Tipo 2: Precio fijo por periodos. Contrato análogo al tipo 2 de adquisición
de enerǵıa eléctrica (apartado 3.6.1.3).
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3.7. Estructura y tamaño del problema

A continuación se expone el tamaño y la estructura del problema de programa-
ción lineal entera mixta presentado.

3.7.1. Variables

Según lo descrito, el modelo lo forman variables reales y binarias. Las reales se
emplean para las siguientes funciones:

Función objetivo: Costes de los contratos seleccionados de cada bien, y opera-
ción y mantenimiento de la caldera y la cogeneración.

Caldera y cogeneración: Operación en cada periodo k = {1, .., K} ∈ K del
horizonte de planificación.

Balance de enerǵıa térmica y eléctrica de la instalación en cada periodo k.

Contratos: Independientemente del bien a adquirir o vender y de los tipos mo-
delados, cada contrato tiene asociado un coste anual y una enerǵıa o volumen
de consumo en cada periodo k.1 Esta enerǵıa comprada o vendida y el volumen
de combustible consumido viene dado por la operación de la instalación y por
los precios de los contratos.

Adicionalmente, aquellos contratos definidos por tramos tienen una variable
de consumo para cada tramo en cada periodo k. Este es el caso de los contratos
con bonificación o penalización por volumen de consumo (tipo 3 de adquisición
de electricidad y tipo 1 de compra de combustibles) y de los contratos a precio
de mercado con precios máximo y mı́nimo (tipo 7 de adquisición de electricidad
y tipo 2 de compra de combustibles).

Por tanto, las únicas variables reales que no dependen del periodo de planificación
k son las de los costes de la función objetivo y la del coste de cada contrato.

En la tabla 3.1 se muestra el número de variables reales del problema en función
del tamaño de los conjuntos de datos definidos. Los sub́ındices e, a, o y v son emplea-
dos respectivamente para los contratos de compra de enerǵıa eléctrica, fueloil, gas
natural y venta de excedentes de enerǵıa eléctrica. Los supeŕındices que referencian
los conjuntos de tramos R de precios o consumo indican el tipo de contrato del bien
e, a u o. El número total de contratos de un bien, compra de fueloil por ejemplo, es∑

i∈Na
Nai

siendo Nai
el número de contratos parametrizados del tipo i ∈ Na.

Además del número de variables reales, esta tabla muestra entre paréntesis el
número de bloques de variables. Aśı, por ejemplo, la caldera tiene 3 bloques que

1Véase, por ejemplo, la figura 3.4 para los contratos de compra de electricidad.
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Variables reales (bloques)

Función objetivo 7 (7)

Caldera 3K (3)

Cogeneración 9K (9)

Balance de enerǵıa K (1)

Adquisición Eaeléctrica (1+K)
∑

i∈Ne
Nei

+K(R3
eNe3 +R7

eNe7) (4)

Adquisición fueloil (1+K)
∑

i∈Na
Nai

+K(R1
aNa1+R

2
aNa2) (4)

Adquisición gas natural (1+K)
∑

i∈No
Noi

+K(R1
oNo1 +R2

oNo2) (4)

Venta Ea eléctrica (1 +K)
∑

i∈Nv
Nvi

(2)

Tabla 3.1: Número de variables reales del problema determinista.

corresponden a las variables: (bloque 1) consumo de fueloil fa(k), (bloque 2) enerǵıa
térmica generada para alimentar la demanda de vapor va(k) y (bloque 3) enerǵıa
térmica generada para alimentar la demanda de agua caliente la(k).

Por otra parte, las variables binarias del problema son empleadas en:

Caldera y cogeneración: Estado (parada/producción) en cada periodo k.

Balance de enerǵıa eléctrica: Posibilidad de exportar enerǵıa en cada periodo
k.

Contratos: Decisión de la firma de cada contrato. Adicionalmente los contratos
con consumos o precios definidos por tramos2 emplean variables binarias para
determinar aquellos tramos que están activos.

Las únicas variables binarias que no dependen del tiempo son las asociadas a la
firma de los contratos y las que determinan el tramo de consumo en los contratos de
bonificación o penalización por volumen de consumo (Ne3 , Na1 , No1). Estas últimas
hacen referencia a un tramo de consumo de horizonte anual, que corresponde a la
duración de la planificación.

El número de variables binarias y de bloques (éstos entre paréntesis) se muestran
en la tabla 3.2. El parámetro T 12 hace referencia a los meses de año. En los contratos
de compra de combustibles a precio de mercado con ĺımites de precio máximo y
mı́nimo (Na2 , No2) se tienen 12 periodos al cabo del año al ser los precios de fueloil
y gas natural de carácter mensual.

Tal y como se aprecia en las tablas 3.1 y 3.2, el problema aumenta considerable-
mente en número de variables al incluir contratos con tramos de precios o volumen.
Estos contratos necesitan variables binarias auxiliares y reales de consumo asociadas
a cada tramo. Frente al inconveniente de su tamaño, este modelado ofrece un gran
nivel de detalle y flexibilidad en la representación de los contratos.

2Tipos 3 y 7 de adquisición de enerǵıa eléctrica y tipos 1 y 2 de compra de combustibles.
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Variables binarias (bloques)

Caldera K (1)

Cogeneración K (1)

Balance de enerǵıa 2K (2)

Adquisición Eaeléctrica
∑

i∈Ne
Nei

+R3
eNe3 +KR7

eNe7 (3)

Adquisición fueloil
∑

i∈Na
Nai

+R1
aNa1 + T 12R2

aNa2 (3)

Adquisición gas natural
∑

i∈No
Noi

+R1
oNo1 + T 12R2

oNo2 (3)

Venta Ea eléctrica
∑

i∈Nv
Nvi

(1)

Tabla 3.2: Número de variables binarias del problema determinista.

3.7.2. Restricciones

Para describir la estructura de las restricciones del problema, éstas se han divi-
dido en aquéllas que no ligan varios periodos temporales y las que śı lo hacen. Las
primeras son:

Caldera y cogeneración: Operación en cada periodo k.

Balance de enerǵıa térmica y eléctrica en cada periodo k.

Contratos: Para cada bien adquirido o vendido se tiene una restricción en cada
periodo k que relaciona la enerǵıa o el consumo imputado al contrato, con la
enerǵıa eléctrica importada/exportada, el fueloil quemado en la caldera o el gas
natural empleado por la cogeneración (véase, por ejemplo, la restricción (3.22)
para la adquisición de enerǵıa eléctrica).

Adicionalmente, los contratos definidos por tramos de consumo anual (Ne3 ,
Na1 ,No1) emplean una restricción en cada periodo k para relacionar el consumo
de cada tramo con el del contrato. De forma análoga, los contratos de tramos
por precios (Ne7, Na2 , No2) emplean el mismo tipo de restricción además de
otras que relacionan variables binarias y reales para establecer el tramo de
precios.

Estas restricciones se encuentran en la tabla 3.3 al igual que el número de blo-
ques. Para la caldera, por ejemplo, estos 3 bloques corresponden a las ecuacio-
nes (3.2), (3.3) y (3.4).

Por otra parte, las restricciones que ligan varios periodos (tabla 3.4) son:

Caldera: Coste de operación y mantenimiento anual.

Cogeneración: Coste de operación y mantenimiento anual y limitaciones de
enerǵıa exportada y rendimiento impuestas por la Ley.
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Restricciones (bloques)

Caldera 3K (3)

Cogeneración 8K (8)

Balance de enerǵıa 6K (6)

Adquisición Ea eléctrica K +KNe3 +KNe7(6 +R7
e) (9)

Adquisición fueloil K +KNa1 + 5T 12Na2 +KNa2(1 +R2
a) (9)

Adquisición gas natural K +KNo1 + 5T 12No2 +KNo2(1 +R2
o) (9)

Venta Ea eléctrica K (1)

Tabla 3.3: Número de restricciones del problema determinista para cada periodo
temporal.

Restricciones (bloques)

Caldera 1 (1)
Cogeneración 3 (3)

Balance de enerǵıa

Adquisición Ea eléctrica 3 + 2
∑

i∈Ne
Nei

+Ne3(3R
3
e − 1) +Ne7 (16)

Adquisición fueloil 3+ 2
∑

i∈Na
Nai

+Na1(3R
1
a − 1)+Na2 (11)

Adquisición gas natural 3 + 2
∑

i∈No
Noi

+No1(3R
1
o − 1) +No2 (11)

Venta Ea eléctrica 3 + 2
∑

i∈Nv
Nvi

(6)

Tabla 3.4: Número de restricciones del problema determinista que ligan varios pe-
riodos temporales.

Contratos: Coste de los contratos, ĺımite de contratos a firmar y relación entre
las variables de consumo o enerǵıa y las de decisión de los contratos.

A estas restricciones hay que añadir las correspondientes a las de los contratos
definidos con tramos de consumo o precios. En el primer tipo de contratos, los
periodos del horizonte de planificación se ligan mediante variables binarias y
reales para determinar el consumo anual a imputar al contrato. En el segundo
caso, las variables binarias de cada tramo se relacionan con la de decisión de
formalización del contrato.

Los contratos que consideran tramos de consumo o elevan notablemente el ta-
maño y la dificultad de resolver el problema. Nótese que sin estos contratos, las
restricciones que ligan varios periodos son únicamente 16+2NT siendo NT el núme-
ro total de contratos.

3.7.3. Ejemplo numérico del tamaño del problema

En este apartado se ofrece un ejemplo del número de variables y restricciones del
problema para un total de 90 periodos. Se consideran 12 contratos de adquisición
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Generales K T 12

90 12

Adquisición Ne1 Ne2 Ne3/R
3
e Ne4 Ne5 Ne6 Ne7/R

7
e

Ea Eléctrica 1 2 2/5 2 1 2 2/3

Adquisición Na1/R
1
a Na2/R

2
a

fueloil 2/5 2/3

Adquisición No1/R
1
o No2/R

2
o

gas natural 2/5 2/3
Venta Nv1 Nv2

Ea eléctrica 1 2

Tabla 3.5: Ejemplo de valores de los conjuntos del problema determinista.

de enerǵıa eléctrica, 4 de adquisición tanto de fueloil como de gas natural, y 3 de
venta de excedentes de electricidad. El número de contratos de cada tipo se muestra
en la tabla 3.5. Para los contratos con bonificación/penalización por consumo anual
se han definido 5 tramos según la figura 3.5.

Con estos valores el número total de variables es 8687 de las cuales 1097 son
binarias, y el de restricciones 5973 con 153 ligando varios periodos (tabla 3.6).

Este tamaño es orientativo y superior al del problema ya que, por ejemplo, en
los contratos tipo 7 de adquisición de enerǵıa eléctrica las variables binarias que
determinan el precio del contrato son conocidas una vez introducidos valores a los
parámetros del modelo (ecuación (3.35)).

Según lo comentado anteriormente, los contratos que contemplan distintos tra-
mos de consumo o precios aumentan considerablemente el tamaño del problema.
Si cada uno de estos contratos (Ne3, Ne7 , Na1 , Na2 , No1 , No2) se sustituyese por
cualquier otro de los modelados, el problema disminuiŕıa en 4320 variables reales,
714 binarias, 3480 restricciones de un sólo periodo temporal y 90 restricciones que
ligan varios periodos. Esto supone una disminución en torno al 60 % en número de
variables y restricciones respecto a lo indicado en la tabla 3.6.

Con el tamaño del problema mostrado en esta tabla, el número de coeficientes
distinto de cero de la matriz de restricciones es 32875. En la figura 3.7 se muestra
esta matriz, siendo los puntos azules coeficientes de variables reales y los rojos de
variables binarias.

Las restricciones de esta matriz se encuentran en el mismo orden en el que se
exponen en este caṕıtulo. Por su parte las variables están ordenadas por bloques,
por lo que no ofrecen información sobre la relación temporal de las mismas. Por
tanto, en caso de recurrir a técnicas de descomposición para resolver el problema
habŕıa que reordenar la matriz. A pesar de ello, esta figura proporciona una buena
orientación sobre el tamaño y la estructura del problema.
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Variables Reales Binarias Total

Función objetivo 7 7
Caldera 270 90 360

Cogeneración 810 90 900
Balance de enerǵıa 90 180 270

Adquisición Eaeléctrica 2532 562 3094
Adquisición fueloil 1804 86 1890

Adquisición gas natural 1804 86 1890
Venta Ea eléctrica 273 3 276

Total 7590 1097 8687

Ligan varios periodos
Restricciones Si No Total

Caldera 1 270 271
Cogeneración 3 720 723

Balance de enerǵıa 540 540
Adquisición Eaeléctrica 57 1980 2037

Adquisición fueloil 41 1110 1151
Adquisición gas natural 41 1110 1151

Venta Ea eléctrica 10 90 100

Total 153 5820 5973

Tabla 3.6: Ejemplo de variables y restricciones del problema determinista.

3.8. Conclusiones

La reciente capacidad de elección de distintas formas de contratación del sumi-
nistro energético de consumidores industriales ha puesto de manifiesto la necesidad
de nuevos modelos de optimización para realizar una gestión energética eficiente.

Según se comentó en el caṕıtulo anterior, los modelos acerca de la operación
de instalaciones de consumidores industriales son numerosos. Sin embargo, éstos
no están ideados para tomar decisiones de contratación. Con el fin de cubrir esta
necesidad, en este caṕıtulo se plantea un modelo original de programación lineal
entera mixta determinista [GVR03].

Este modelo obtiene el coste mı́nimo del abastecimiento energético anual, para
lo cual determina los contratos y la operación de la instalación óptimos. Anualmente
el consumidor firma un contrato de cada uno de los siguientes tipos: 1) compra de
electricidad, 2) compra de fueloil para la caldera, 3) compra de gas natural para la
cogeneración y 4) venta de excedentes de electricidad de la cogeneración.

La complejidad de los contratos modelados y la variedad de los mismos son una
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Figura 3.7: Matriz de restricciones del problema determinista.

aportación de esta tesis. Se ha representado un conjunto de contratos que, como se
verá en detalle en el caṕıtulo siguiente, recoge el abanico de la posible actitud ante
el riesgo de un consumidor industrial.

Los contratos más complejos, definidos por tramos de consumo o precios, aumen-
tan significativamente el tamaño y la dificultad de resolución del problema. Estos
contienen variables binarias para definir los tramos además de incluir restricciones
que ligan distintos periodos del problema.

La formulación del problema se ha divido en los siguientes grupos de restricciones:
1) operación de la caldera, 2) operación de la cogeneración, 3) balance de enerǵıa
térmica y eléctrica, y 4) cartera de contratos.

Aunque la formulación es de aplicación en otros mercados energéticos, ésta se ha
adaptado al caso español. En concreto, para representar las imposiciones impuestas
por la Ley a cogeneraciones acogidas al régimen especial, se han propuesto unas
restricciones que: imposibiliten al consumidor vender excedentes y comprar enerǵıa
de la red simultáneamente, limiten la cantidad de enerǵıa exportada en función de
la producción, e impongan un rendimiento mı́nimo de la cogeneración.

El planteamiento realizado de bloques de restricciones y de variables que relacio-
nan unos bloques con otros es muy flexible a la hora de modificar el modelo. De esta
forma la cogeneración o la caldera se pueden sustituir por otras sin variar el resto
del problema. Asimismo añadir o quitar tipos de contratos es igualmente sencillo.
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3.9. Anexo I: Adquisición de fueloil para la cal-

dera

En un primer apartado se presentan las ecuaciones que ligan todos los contratos
de adquisición de fueloil. En los siguientes se expone la formulación matemática de
cada uno de los tipos de contratos.

3.9.1. Comunes a todos los contratos

Este conjunto de restricciones tiene por objeto relacionar el consumo y el coste
de los contratos de adquisición de fueloil con el consumo de la caldera fa(k) y el
coste del contrato escogido ca, el cual es minimizado en la función objetivo. En la
figura 3.8 se muestra la relación de las variables de coste y volumen de consumo de
fueloil entre los bloques de restricciones del problema representados por cajas.

n na af k c
1, 1,
( ),

Comunes a todos los contratos de adquisición de fueloil 

contratos tipo
aNan N

1
contratos tipo 1

ia
n N contratos tipo i

Función objetivo Caldera

af k( )ac

i n i na af k c
, ,
( ),

N n N na a
a af k c

, ,
( ),

aN
n N

Figura 3.8: Relación de costes y consumos en los contratos de adquisición de fueloil.

En este esquema el contrato n ∈ Nai
de tipo i ∈ Na tiene un coste cai,n

con
un consumo de fueloil fai,n

(k) en cada periodo k. Este contrato tiene asociado una
variable de decisión αai,n

. Si αai,n
vale 1 se permite imputar coste y consumo al

contrato n de tipo i. En este caso el coste cai,n
y el consumo fai,n

(k) del contrato
corresponden al coste de adquisición de fueloil ca y al consumo fa(k) de la caldera.

Cada una de las restricciones comunes a todos los contratos (caja azul en la
figura 3.8) se formula a continuación.

El coste de adquisición anual de fueloil ca viene dado por el coste de formalizar
el contrato óptimo de entre los propuestos cai,n

, con i ∈ Na el tipo de contrato y
n ∈ Nai

cada contrato de tipo i:
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ca =
∑
i∈Na

∑
n∈Nai

cai,n
(3.39)

De todos los contratos propuestos el modelo escoge uno en el caso de consumir
fueloil, en caso contrario no se formaliza ningún contrato. Siendo αai,n

la variable bi-
naria de decisión asociada a la formalización del contrato n de tipo i, esta restricción
es la siguiente:

∑
i∈Na

∑
n∈Nai

αai,n
≤ 1 (3.40)

Las variables de decisión αai,n
sobre la firma de contratos son nulas si la caldera

está parada (γa(k) = 0 ∀ k ∈ K):

∑
i∈Na

∑
n∈Nai

αai,n
−
∑
k∈K

γa(k) ≤ 0 (3.41)

Los casos ejecutados demuestran que esta ecuación, si bien no es necesaria, ace-
lera la convergencia del problema.

En caso de formalizarse un contrato, el consumo de fueloil imputado a éste fai,n

no es nulo y la variable de decisión αai,n
toma valor 1:

∑
k∈K

fai,n
(k) −Kαai,n

fa ≤ 0 ∀ i ∈ Na, ∀n ∈ Nai
(3.42)

con K el número de periodos del problema y fa el consumo máximo de fueloil
en la caldera en un periodo. Los contratos no seleccionados tendrán un consumo de
fueloil asociado fai,n

(k) nulo en todos los periodos k.

El consumo de fueloil fa(k) en la caldera en cada periodo k es igual al consumo
fai,n

(k) imputado en el contrato n de tipo i que se formalice:

fa(k) =
∑
i∈Na

∑
n∈Nai

fai,n
(k) ∀ k ∈ K (3.43)

A continuación se formulan los tipos de contratos propuestos.



3.9. Anexo I: Adquisición de fueloil para la caldera 63

3.9.2. Tipo 1: Precio de mercado con bonifica-
ción/penalización por volumen de consumo anual

Este contrato es análogo a los de tipo 3 de adquisición de enerǵıa eléctrica (apar-
tado 3.6.1.4), aunque para la compra de fueloil la bonificación/penalización por
consumo se realiza respecto al precio del mercado. Este se define como Pf (i), y
corresponde a un precio de referencia para cada mes i al cual los consumidores
industriales adquieren fueloil.

El coste ca1,n del contrato n ∈ Nai
de tipo 1 viene dado por el consumo anual de

fueloil a un precio que oscila respecto al del mercado Pf(i) en función de la variación
del consumo anual respecto a la cantidad Qa1,n acordada.

Para formular este contrato se definen ∆Pf1,n,r y ∆Qa1,n,r como las variaciones de
precio y volumen de fueloil en cada tramo r ∈ R1

a respecto al precio Pf(i) y cantidad
Qa1,n de referencia del contrato. El consumidor obtiene un descuento sobre el precio
del mercado si el volumen de fueloil consumido es superior a Qa1,n y una penalización
en caso contrario. Los incrementos/decrementos de precio ∆Pf1,n,r vienen dados por
las variaciones de consumo ∆Qa1,n,r análogamente a lo reflejado en la figura 3.5 para
el contrato tipo 3 de adquisición de enerǵıa eléctrica.

Para cada tramo r se define la variable binaria βa1,n,r , la cual vale 1 en aquel
tramo en donde se encuentra la cantidad de fueloil consumido y 0 en el resto de
tramos. El consumo de combustible en cada periodo k/j asociado a cada tramo r es
qa1,n,r (k)/qa1,n,r(j). Aśı, el coste del contrato es:

ca1,n =
∑
r∈R1

a


(1 + ∆Pf1,n,r)

∑
i∈T 12


Pf(i)

∑
j∈T 12

i

D(j)qa1,n,r(j)




 ∀n ∈ Na1 (3.44)

donde T 12
i es el conjunto de periodos del problema que pertenecen al mes i ∈ T 12.

Para permitir el consumo qa1,n,r en un único tramo r se plantea la ecuación:

∑
k∈K

qa1,n,r (k) −Kβa1,n,rfa ≤ 0 ∀n ∈ Na1 , ∀ r ∈ R1
a (3.45)

Al objeto de determinar en qué tramo r de variación de consumo respecto a
lo fijado contractualmente se encuentra el consumo de la caldera se formulan las
restricciones:



64 Caṕıtulo 3. Formulación del problema determinista

∑
k∈K

D(k)qa1,n,r(k) − βa1,n,rQa1,n(1 + ∆Qa1,n,r) ≤ 0

∀n ∈ Na1 , r = {1, .., R1
a − 1}∑

k∈K

D(k)qa1,n,r(k) − βa1,n,rQa1,n(1 + ∆Qa1,n,r−1) ≥ 0

∀n ∈ Na1 , r = {2, .., R1
a}

(3.46)

con R1
a el número de tramos considerados en el contrato n.

Mediante la primera de estas restricciones se hacen nulas las variables binarias
βa1,n,r de los tramos r con consumos máximos Qa1,n(1 + ∆Qa1,n,r) inferiores al de la
caldera. De manera análoga, con la segunda restricción las variables binarias que se
anulan son las asociadas a los tramos cuyo consumo máximo Qa1,n(1 + ∆Qa1,n,r) es
superior al de la caldera. De esta forma únicamente la variable βa1,n,r correspondiente
al tramo de consumo de la caldera puede valer 1.

Si se formaliza el contrato n, la variable binaria βa1,n,r asociada al tramo donde
se encuentra el consumo anual toma el valor 1, lo que permite imputar consumo al
contrato:

αa1,n =
∑
r∈R1

a

βa1,n,r ∀n ∈ Na1 (3.47)

Si el contrato no es escogido, las variables binarias βaa,n,r son nulas y por tanto,
según la ecuación (3.45), también lo son las variables de consumo qa1,n,r (k) en todos
los tramos r y periodos k.

El consumo de fueloil fa1,n imputado en el contrato es igual al correspondiente
al tramo donde se encuentra el consumo total:

fa1,n(k) =
∑
r∈R1

a

qa1,n,r(k) ∀n ∈ Na1 , ∀ k ∈ K (3.48)

3.9.3. Tipo 2: Precio de mercado con ĺımites de precio máxi-
mo (cap) y mı́nimo (floor)

Este tipo de contrato es análogo al tipo 7 de adquisición de enerǵıa eléctrica
(apartado 3.6.1.8).

El coste del contrato n ∈ Na2 está compuesto por un término variable y otro fijo.
El término fijo es la prima Sa2,n que corresponde al precio que paga el consumidor
al comercializador o viceversa, según la parametrización de los precios máximo y
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mı́nimo establecidos en el contrato, por asumir el riesgo de precios altos o bajos del
mercado.

El término variable del contrato viene determinado por el consumo de fueloil en
cada mes i ∈ T 12 y por un precio tal que:

Si el precio del mercado Pf (i) es superior al precio máximo Pfc2,n fijado en el
contrato, el fueloil se abona a este precio máximo.

Si el precio del mercado Pf(i) se encuentra entre los precios máximo Pfc2,n y
mı́nimo Pff2,n fijados en el contrato, el fueloil se abona al precio del mercado.

Si el precio del mercado Pf(i) es inferior al precio mı́nimo Pff2,n fijado en el
contrato, el fueloil se abona a este precio mı́nimo.

Cada uno de los tramos r ∈ R2
a corresponde a los distintos precios del contrato,

los cuales vaŕıan en función de la posición relativa del precio del mercado con respecto
a los precios máximo y mı́nimo. Estos tramos se muestran en la figura 3.6 para la
formulación de contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica de tipo 7.

Para definir los tres tramos de precios a los que se abona el consumo de fueloil en
cada mes i se emplean las variables binarias βa2,n,r(i). De estas variables, aquélla que
represente el tramo r que corresponda al precio variable del contrato toma el valor
1, siendo nulas las de los otros dos tramos. El fueloil consumido en el periodo k para
el tramo r se denomina qa2,n,r (k). En los periodos k del mes i, esto es k ∈ T 12

i , las
variables qa2,n,r(k) tienen un valor distinto de 0 en aquellos tramos donde βa2,n,r(i)
sea igual a 1.

Por tanto, el coste ca2,n del contrato n de tipo 2 es:

ca2,n = αa2,nSa2,n + Pfc2,n

∑
k∈K

D(k)qa2,n,1(k)+

+
∑
i∈T 12


Pf(i)

∑
j∈T 12

i

D(j)qa2,n,2(j)


+ Pff2,n

∑
k∈K

D(k)qa2,n,3(k) ∀n ∈ Na2

(3.49)

Unicamente en el tramo activo en el mes i definido por βa2,n,r(i) se permite
imputar consumo de fueloil al contrato mediante la variable qa2,n,r(j) asociada a los
periodos j que pertenecen al mes i:

qa2,n,r(j) − βa2,n,r(i)fa ≤ 0 ∀ r ∈ R2
a, ∀ i ∈ T 12, ∀ j ∈ T 12

i , ∀n ∈ Na2 (3.50)

Para determinar el tramo r activo donde se encuentra el precio del mercado
respecto al máximo y el mı́nimo, se definen las siguientes ecuaciones:
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Pf(i) − βa2,n,1(i)Pfc2,n ≥ 0

Pf(i)βa2,n,2(i) − Pfc2,n ≤ 0

Pf(i) − βa2,n,2(i)Pff2,n ≥ 0

Pf(i)βa2,n,3(i) − Pff2,n ≤ 0


 ∀ i ∈ T 12, ∀n ∈ Na2 (3.51)

Con la primera de estas restricciones la variable binaria βa2,n,1(i) se anula si
el precio del mercado Pf(i) es inferior al máximo Pfc2,n. Mediante la segunda y la
tercera restricción se anulan las variables βa2,n,2(i) en los meses con precios superiores
al máximo Pfc2,n o inferiores al mı́nimo Pff2,n . Con la última restricción las variables
βa2,n,3(i) se anulan en los meses en los que el precio del mercado Pf (i) es superior al
mı́nimo Pff2,n .

En cada mes i sólo puede haber una variable βa2,n,r(i) activa correspondiente a
uno de los 3 tramos posibles:

∑
r∈R2

a

βa2,n,r(i) ≤ 1 ∀ i ∈ T 12, ∀n ∈ Na2 (3.52)

Esta ecuación complementa a la (3.51) evitando que el precio de lo consumido
se contabilice dos veces si el precio del mercado es igual al máximo o al mı́nimo.

En caso de formalizarse el contrato (αa2,n = 1), una de las variables binarias
βa2,n,r(i) es distinta de 0 en cada mes i, lo que permite consumir fueloil en ese mes
al precio marcado según el tramo r :

∑
i∈T 12

∑
r∈R2

a

βa2,n,r(i) = T 12αa2,n ∀n ∈ Na2 (3.53)

con i = {1, .., T 12}.
Si el contrato no es el escogido, todas las variables βa2,n,r(i) son nulas y por tanto

también lo es el consumo de fueloil qa2,n,r asociado al contrato (ver ecuación (3.50)).

El fueloil imputado al contrato fa2,n(k) en cada periodo es el consumo qa2,n,r(k)
cuyo tramo r esté activo:

fa2,n(k) =
∑
r∈R2

a

qa2,n,r(k) ∀n ∈ Na2 , ∀ k ∈ K (3.54)
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3.10. Anexo II: Adquisición de gas natural para

la cogeneración

En un primer apartado se presentan las ecuaciones que ligan todos los contratos
de adquisición de gas. En los siguientes se expone la formulación matemática de
cada uno de los tipos de contratos.

3.10.1. Comunes a todos los contratos

Este conjunto de restricciones tiene por objeto relacionar el consumo y el coste de
los contratos de adquisición de gas natural con el consumo de la cogeneración go(k)
y el coste del contrato escogido co, el cual es minimizado en la función objetivo. En
la figura 3.9 se muestra la relación de las variables de coste y volumen de consumo
de gas entre los bloques de restricciones del problema representados por cajas.

n no og k c
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Figura 3.9: Relación de costes y consumos en los contratos de adquisición de gas
natural.

En este esquema el contrato n ∈ Noi
de tipo i ∈ No tiene un coste coi,n

con un
consumo de gas goi,n

(k) en cada periodo k. Este contrato tiene asociado una variable
de decisión αoi,n

. Si αoi,n
vale 1 se permite imputar coste y consumo al contrato n

de tipo i. En este caso el coste coi,n
y el consumo goi,n

(k) del contrato corresponden
al coste de adquisición de gas co y al consumo go(k) de la cogeneración.

Cada una de las restricciones comunes a todos los contratos (caja azul en la
figura 3.9) se formula a continuación.

El coste de adquisición anual de gas natural co viene dado por el coste de forma-
lizar el contrato óptimo de entre los propuestos coi,n

, con i ∈ No el tipo de contrato
y n ∈ Noi

cada contrato de tipo i:
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co =
∑
i∈No

∑
n∈Noi

coi,n
(3.55)

De todos los contratos propuestos el modelo escoge uno en el caso de consumir
gas natural, en caso contrario no se formaliza ningún contrato. Siendo αoi,n

la va-
riable binaria de decisión asociada a la formalización del contrato n de tipo i, esta
restricción es la siguiente:

∑
i∈No

∑
n∈Noi

αoi,n
≤ 1 (3.56)

Las variables de decisión αoi,n
sobre la firma de contratos son nulas si la cogene-

ración está parada (γo(k) = 0 ∀ k ∈ K):

∑
i∈No

∑
n∈Noi

αoi,n
−
∑
k∈K

γo(k) ≤ 0 (3.57)

Los casos ejecutados demuestran que esta ecuación, si bien no es necesaria, ace-
lera la convergencia del problema.

En caso de formalizarse un contrato, el consumo de gas natural imputado a éste
goi,n

no es nulo y la variable de decisión αoi,n
toma valor 1:

∑
k∈K

goi,n
(k) −Kαoi,n

go ≤ 0 ∀ i ∈ No, ∀n ∈ Noi
(3.58)

con K el número de periodos del problema y go el consumo máximo de gas
natural en la cogeneración en un periodo. Los contratos no seleccionados tendrán
un consumo de gas natural asociado goi,n

(k) nulo en todos los periodos k.

El consumo de gas natural go(k) en la cogeneración en cada periodo k es igual
al consumo goi,n

(k) imputado en el contrato n de tipo i que se formalice:

go(k) =
∑
i∈No

∑
n∈Noi

goi,n
(k) ∀ k ∈ K (3.59)

A continuación se formulan los tipos de contratos propuestos.
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3.10.2. Tipo 1: Precio de mercado con bonifica-
ción/penalización por volumen de consumo anual

Este contrato es análogo a los de tipo 3 de adquisición de enerǵıa eléctrica (apar-
tado 3.6.1.4), aunque para la compra de gas natural la bonificación/penalización
por consumo se realiza respecto al precio del mercado. Este se define como Pg(i),
y corresponde a un precio de referencia para cada mes i al cual los consumidores
industriales adquieren gas.

El coste co1,n del contrato n ∈ Noi
de tipo 1 viene dado por el consumo anual de

gas a un precio que oscila respecto al del mercado Pg(i) en función de la variación
del consumo anual respecto a la cantidad Qo1,n acordada.

Para formular este contrato se definen ∆Pg1,n,r y ∆Qo1,n,r como las variaciones
de precio y volumen de gas en cada tramo r ∈ R1

o respecto al precio Pg(i) y cantidad
Qo1,n de referencia del contrato. El consumidor obtiene un descuento sobre el precio
del mercado si el volumen de gas consumido es superior a Qo1,n y una penalización
en caso contrario. Los incrementos/decrementos de precio ∆Pg1,n,r vienen dados por
las variaciones de consumo ∆Qo1,n,r análogamente a lo reflejado en la figura 3.5 para
el contrato tipo 3 de adquisición de enerǵıa eléctrica.

Para cada tramo r se define la variable binaria βo1,n,r , la cual vale 1 en aquel
tramo en donde se encuentra la cantidad de gas consumido y 0 en el resto de tra-
mos. El consumo de combustible en cada periodo k/j asociado a cada tramo r es
qo1,n,r(k)/qo1,n,r(j). Aśı, el coste del contrato es:

co1,n = Pgo1,n
αo1,n + Jo

∑
r∈R1

o


(1 + ∆Pg1,n,r)

∑
i∈T 12


Pg(i)

∑
j∈T 12

i

D(j)qo1,n,r(j)






∀n ∈ No1

(3.60)

donde Jo es el poder caloŕıfico superior del gas natural, Pgo1,n
el coste fijo del

contrato y T 12
i el conjunto de periodos del problema que pertenecen al mes i ∈ T 12.

Para permitir el consumo qo1,n,r en un único tramo r se plantea la ecuación:

∑
k∈K

qo1,n,r(k) −Kβo1,n,rgo ≤ 0 ∀n ∈ No1 , ∀ r ∈ R1
o (3.61)

Al objeto de determinar en qué tramo r de variación de consumo respecto a lo
fijado contractualmente se encuentra el consumo de la cogeneración se formulan las
restricciones:
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∑
k∈K

D(k)qo1,n,r(k) − βo1,n,rQo1,n(1 + ∆Qo1,n,r) ≤ 0

∀n ∈ No1 , r = {1, .., R1
o − 1}∑

k∈K

D(k)qo1,n,r(k) − βo1,n,rQo1,n(1 + ∆Qo1,n,r−1) ≥ 0

∀n ∈ No1 , r = {2, .., R1
o}

(3.62)

con R1
o el número de tramos considerados en el contrato n.

Mediante la primera de estas restricciones se hacen nulas las variables binarias
βo1,n,r de los tramos r con consumos máximos Qo1,n(1 + ∆Qo1,n,r) inferiores al de la
cogeneración. De manera análoga, con la segunda restricción las variables binarias
que se anulan son las asociadas a los tramos cuyo consumo máximoQo1,n(1+∆Qo1,n,r)
es superior al de la cogeneración. De esta forma únicamente la variable βo1,n,r corres-
pondiente al tramo de consumo de la cogeneración puede valer 1.

Si se formaliza el contrato n, la variable binaria βo1,n,r asociada al tramo donde
se encuentra el consumo anual toma el valor 1, lo que permite imputar consumo al
contrato:

αo1,n =
∑
r∈R1

o

βo1,n,r ∀n ∈ No1 (3.63)

Si el contrato no es escogido las variables binarias βoa,n,r son nulas y por tanto,
según la ecuación (3.61), también lo son las variables de consumo qo1,n,r(k) en todos
los tramos r y periodos k.

El consumo de gas natural go1,n imputado en el contrato es igual al correspon-
diente al tramo donde se encuentra el consumo total:

go1,n(k) =
∑
r∈R1

o

qo1,n,r(k) ∀n ∈ No1 , ∀ k ∈ K (3.64)

3.10.3. Tipo 2: Precio de mercado con ĺımites de precio
máximo (cap) y mı́nimo (floor)

Este tipo de contrato es análogo al tipo 7 de adquisición de enerǵıa eléctrica
(apartado 3.6.1.8).

El coste del contrato n ∈ No2 está compuesto por un término variable y otro fijo
cuya principal componente es la prima So2,n . Esta prima es el precio que paga el
consumidor al comercializador o viceversa, según la parametrización de los precios
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máximo y mı́nimo establecidos en el contrato, por asumir el riesgo de precios altos
o bajos del mercado.

El término variable del contrato viene determinado por el consumo de gas natural
en cada mes i ∈ T 12 y por un precio tal que:

Si el precio del mercado Pg(i) es superior al precio máximo Pgc2,n fijado en el
contrato, el gas natural se abona a este precio máximo.

Si el precio del mercado Pg(i) se encuentra entre los precios máximo Pgc2,n y
mı́nimo Pgf2,n fijados en el contrato, el gas se abona al precio del mercado.

Si el precio del mercado Pg(i) es inferior al precio mı́nimo Pgf2,n fijado en el
contrato, el gas natural se abona a este precio mı́nimo.

Cada uno de los tramos r ∈ R2
o corresponde a los distintos precios del contrato,

los cuales vaŕıan en función de la posición relativa del precio del mercado con respecto
a los precios máximo y mı́nimo. Estos tramos se muestran en la figura 3.6 para la
formulación de contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica de tipo 7.

Para definir los tres tramos de precios a los que se abona el consumo de gas en
cada mes i se emplean las variables binarias βo2,n,r(i). De estas variables, aquélla que
represente el tramo r que corresponda al precio variable del contrato toma el valor
1, siendo nulas las de los otros dos tramos. El gas consumido en el periodo k para
el tramo r se denomina qo2,n,r(k). En los periodos k del mes i, esto es k ∈ T 12

i , las
variables qo2,n,r(k) tienen un valor distinto de 0 en aquellos tramos donde βo2,n,r(i)
sea igual a 1.

Por tanto, el coste co2,n del contrato n de tipo 2 es:

co2,n = αo2,n(So2,n + Pgo2,n
) + Jo

(
Pgc2,n

∑
k∈K

D(k)qo2,n,1(k)+

+
∑
i∈T 12


Pg(i)

∑
j∈T 12

i

D(j)qo2,n,2(j)


+ Pgf2,n

∑
k∈K

D(k)qo2,n,3(k)


 ∀n ∈ No2

(3.65)

con Jo el poder caloŕıfico superior del gas natural y Pgo2,n
un término de coste

fijo del contrato.

Unicamente en el tramo activo en el mes i definido por βo2,n,r(i) se permite
imputar consumo de gas al contrato mediante la variable qo2,n,r(j) asociada a los
periodos j que pertenecen al mes i:

qo2,n,r(j) − βo2,n,r(i)go ≤ 0 ∀ r ∈ R2
o, ∀ i ∈ T 12, ∀ j ∈ T 12

i , ∀n ∈ No2 (3.66)
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Para determinar el tramo r activo donde se encuentra el precio del mercado
respecto al máximo y el mı́nimo, se definen las siguientes ecuaciones:

Pg(i) − βo2,n,1(i)Pgc2,n ≥ 0

Pg(i)βo2,n,2(i) − Pgc2,n ≤ 0

Pg(i) − βo2,n,2(i)Pgf2,n ≥ 0

Pg(i)βo2,n,3(i) − Pgf2,n ≤ 0


 ∀ i ∈ T 12, ∀n ∈ No2 (3.67)

Con la primera de estas restricciones la variable binaria βo2,n,1(i) se anula si
el precio del mercado Pg(i) es inferior al máximo Pgc2,n . Mediante la segunda y la
tercera restricción se anulan las variables βo2,n,2(i) en los meses con precios superiores
al máximo Pgc2,n o inferiores al mı́nimo Pgf2,n . Con la última restricción las variables
βo2,n,3(i) se anulan en los meses en los que el precio del mercado Pg(i) es superior al
mı́nimo Pgf2,n .

En cada mes i sólo puede haber una variable βo2,n,r(i) activa correspondiente a
uno de los 3 tramos posibles:

∑
r∈R2

o

βo2,n,r(i) ≤ 1 ∀ i ∈ T 12, ∀n ∈ No2 (3.68)

Esta ecuación complementa a la (3.67) evitando que el precio de lo consumido
se contabilice dos veces si el precio del mercado es igual al máximo o al mı́nimo.

En caso de formalizarse el contrato (αo2,n = 1), una de las variables binarias
βo2,n,r(i) es distinta de 0 en cada mes i, lo que permite consumir gas en ese mes al
precio marcado según el tramo r :

∑
i∈T 12

∑
r∈R2

o

βo2,n,r(i) = T 12αo2,n ∀n ∈ No2 (3.69)

con i = {1, .., T 12}.
Si el contrato no es el escogido, todas las variables βo2,n,r(i) son nulas y por tanto

también lo es el consumo de gas qo2,n,r asociado al contrato (ver ecuación (3.66)).

El gas imputado al contrato go2,n(k) en cada periodo es el consumo qo2,n,r(k) cuyo
tramo r esté activo:

go2,n(k) =
∑
r∈R2

o

qo2,n,r(k) ∀n ∈ No2 , ∀ k ∈ K (3.70)
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3.11. Anexo III: Venta de excedentes de enerǵıa

eléctrica

En un primer apartado se presentan las ecuaciones que ligan todos los contratos
de venta de excedentes de enerǵıa eléctrica. En los siguientes se expone la formulación
matemática de cada uno de los tipos de contratos.

3.11.1. Comunes a todos los contratos

Este conjunto de restricciones tiene por objeto relacionar el ingreso y la enerǵıa
de los contratos de venta de excedentes con la enerǵıa de la cogeneración exportada a
la red eoe(k) y el ingreso del contrato escogido ie, el cual es maximizado en la función
objetivo. En la figura 3.10 se muestra la relación de las variables de ingreso y enerǵıa
eléctrica vendida entre los bloques de restricciones del problema representados por
cajas.

n noe ee k i
1, 1,
( ),

Comunes a todos los contratos de venta de excedentes de Eª eléctrica

contratos tipo
vNvn N

1
contratos tipo 1

iv
n N contratos tipo i

Función objetivo Cogeneración y 

Balance Eª eléctrica

oee k( )ei

i n i noe ee k i
, ,
( ),

N n N nv v
oe ee k i

, ,
( ),

vN
n N

Figura 3.10: Relación de ingresos y enerǵıas en los contratos de venta de excedentes
de enerǵıa eléctrica.

En este esquema el contrato n ∈ Nvi
de tipo i ∈ Nv tiene un ingreso iei,n

con una enerǵıa eléctrica vendida eoei,n
(k) en cada periodo k. Este contrato tiene

asociado una variable de decisión αvi,n
. Si αvi,n

vale 1 se permite imputar ingreso
y enerǵıa al contrato n de tipo i. En este caso el ingreso iei,n

y la enerǵıa eoei,n
(k)

del contrato corresponden al ingreso por venta de enerǵıa eléctrica ie y a la enerǵıa
eoe(k) exportada.

Cada una de las restricciones comunes a todos los contratos (caja azul en la
figura 3.10) se formula a continuación.

El ingreso por venta de enerǵıa eléctrica ie viene dado por el ingreso de formalizar
el contrato óptimo de entre los propuestos iei,n

, con i ∈ Nv el tipo de contrato y
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n ∈ Nvi
cada contrato de tipo i:

ie =
∑
i∈Nv

∑
n∈Nvi

iei,n
(3.71)

De todos los contratos propuestos el modelo escoge uno en el caso de vender
excedentes, en caso contrario no se formaliza ningún contrato. Siendo αvi,n

la va-
riable binaria de decisión asociada a la formalización del contrato n de tipo i, esta
restricción es la siguiente:

∑
i∈Nv

∑
n∈Nvi

αvi,n
≤ 1 (3.72)

Las variables de decisión αvi,n
sobre la firma de contratos son nulas si no se

exporta enerǵıa eléctrica (θe(k) = 0 ∀ k ∈ K):

∑
i∈Nv

∑
n∈Nvi

αvi,n
−
∑
k∈K

θe(k) ≤ 0 (3.73)

Los casos ejecutados demuestran que esta ecuación, si bien no es necesaria, ace-
lera la convergencia del problema.

En caso de formalizarse un contrato, la enerǵıa vendida imputada a éste eoei,n

no es nula y la variable de decisión αvi,n
toma valor 1:

∑
k∈K

eoei,n
(k) −Kαvi,n

eoe ≤ 0 ∀ i ∈ Nv, ∀n ∈ Nvi
(3.74)

con K el número de periodos del problema y eoe la enerǵıa máxima exportada
en un periodo. Los contratos no seleccionados tendrán una enerǵıa asociada eoei,n

(k)
nula en todos los periodos k.

La enerǵıa eléctrica generada por la cogeneración y exportada eoe(k) en cada
periodo k es igual a la enerǵıa eoei,n

(k) imputada en el contrato n de tipo i que se
formalice:

eoe(k) =
∑
i∈Nv

∑
n∈Nvi

eoei,n
(k) ∀ k ∈ K (3.75)

A continuación se formulan los tipos de contratos propuestos.
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3.11.2. Tipo 1: Precio de mercado para excedentes de coge-
neración

El ingreso ie1,n en el contrato n de tipo 1 viene dado por la enerǵıa exportada a
la red eléctrica eoe1,n(k) en cada periodo al precio de venta del mercado Ve(k) según
el RD2818/1998:

ie1,n =
∑
k∈K

Ve(k)D(k)eoe1,n(k) ∀n ∈ Nv1 (3.76)

3.11.3. Tipo 2: Precio fijo por periodos

Se han escogido 3 precios por periodos al igual que en los contratos de este tipo
de adquisición de enerǵıa eléctrica. Estos precios son Ve2,n,i

, con i ∈ T 3
e y T 3

ei
el

conjunto de periodos j del problema con precio de venta Ve2,n,i
.

Aśı, el ingreso ie2,n en el contrato n de tipo 2 viene dado por la enerǵıa exportada
a la red eléctrica eoe2,n

(j) en cada periodo al precio de venta Ve2,n,i
:

ie2,n =
∑
i∈T 3

e


Ve2,n,i

∑
j∈T 3

ei

D(j)eoe2,n
(j)


 ∀n ∈ Nv2 (3.77)

Los precios de venta de excedentes, tanto los fijos Ve2,n,i
como los del mercado

Ve(k), incluyen la prima asociada a instalaciones acogidas al régimen especial.
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3.12. Anexo IV: Notación empleada

En el presente anexo se recopila la notación empleada en la formulación del
problema determinista.

3.12.1. Conjuntos e ı́ndices

k/j : Indice de periodos.

i : Indice de conjuntos.

n: Indice de contratos.

r : Indice de tramos.

K : Conjunto de periodos (1,2,..,K) del horizonte del problema.

Ne: Conjunto de los tipos de contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica
(
⋃

i{Nei
}).

Nei
: Conjunto de contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica de tipo i

(1,2,...,Nei
).

Na: Conjunto de los tipos de contratos de adquisición de combustible para la
caldera (

⋃
i{Nai

}).
Nai

: Conjunto de contratos de combustible para la caldera de tipo i
(1,2,...,Nai

).

No: Conjunto de los tipos de contratos de adquisición de combustible para la
cogeneración (

⋃
i{Noi

}).
Noi

: Conjunto de contratos de combustible para la cogeneración de tipo i
(1,2,...,Noi

).

Nv: Conjunto de los tipos de contratos de venta de excedentes de enerǵıa
eléctrica de la cogeneración (

⋃
i{Nvi

}).
Nvi

: Conjunto de contratos de venta de excedentes de enerǵıa eléctrica de la
cogeneración de tipo i (1,2,...,Nvi

).

T 3
e : Conjunto de los 3 periodos para el contrato a precio por periodo de compra

de electricidad (
⋃

i{T 3
ei
}).

T 3
ei
: Conjunto de los periodos del horizonte del problema correspondientes a

cada periodo i ∈ T 3
e .

T 12: Conjunto de los 12 periodos (1,2..,T 12) correspondiente a los meses del
año (

⋃
i{T 12

i }).
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T 12
i : Conjunto de los periodos del modelo correspondientes a cada periodo i

que representa cada mes del año.

R3
e : Conjunto de ı́ndices de tramos (1,2,..,R3

e) de los contratos tipo 3 de adqui-
sición de enerǵıa eléctrica.

R7
e : Conjunto de ı́ndices de tramos de los contratos tipo 7 de adquisición de

enerǵıa eléctrica.

R1
a: Conjunto de ı́ndices de tramos (1,2,..,R1

a) de los contratos tipo 1 de adqui-
sición de combustible para la caldera.

R2
a: Conjunto de ı́ndices de tramos de los contratos tipo 2 de adquisición de

combustible para la caldera.

R1
o: Conjunto de ı́ndices de tramos (1,2,..,R1

o) de los contratos tipo 1 de adqui-
sición de combustible para la cogeneración.

R2
o: Conjunto de ı́ndices de tramos de los contratos tipo 2 de adquisición de

combustible para la cogeneración.

3.12.2. Constantes y parámetros

3.12.2.1. Generales

Tv(k): Demanda térmica (incluidas pérdidas) del consumidor industrial en for-
ma de vapor de agua en el periodo k [MWh/h].

Tl(k): Demanda térmica (incluidas pérdidas) del consumidor industrial en for-
ma de agua ĺıquida en el periodo k [MWh/h].

E(k): Demanda eléctrica (incluidas pérdidas) del consumidor industrial en el
periodo k [MWh/h].

Pf(i): Precio de mercado del fueloil en el periodo i ∈ T 12 [ce/kg].

Pg(i): Precio de mercado del gas natural en el periodo i ∈ T 12 [ce/th].

Pe(k): Precio de mercado de la electricidad en el periodo k [ce/kWh].

Ve(k): Precio de mercado de venta de electricidad según RD 2818/1998 en el
periodo k [ce/kWh].

D(k): Duración de cada periodo k [h].
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3.12.2.2. Caldera

Aa: Constante de diseño de producción de la caldera [t/h].

Ba: Constante de diseño de producción de la caldera [t/MWh].

Ca: Término fijo de los costes de explotación (operación y mantenimiento) de
la caldera [ke].

Da: Constante que relaciona el término variable de los costes de explotación
(a excepción del coste del consumo de fueloil que es imputado mediante un
contrato) con la producción de enerǵıa térmica de la caldera [ke/t].

fa: Consumo máximo de fueloil en la caldera [t/h].

fa: Consumo mı́nimo de fueloil en la caldera [t/h].

3.12.2.3. Cogeneración

Ao: Constante de diseño de producción eléctrica de la cogeneración [km3(N)/h].

Bo: Constante de diseño de producción eléctrica de la cogeneración
[km3(N)/MWh].

Eo: Constante de diseño de producción de gases de escape de la cogeneración
[km3(N)/h].

Fo: Constante de diseño de producción de gases de escape de la cogeneración
[km3(N)/MWh].

Go: Constante de diseño de producción de calor en el circuito de refrigeración
de alta temperatura de la cogeneración [km3(N)/h].

Ho: Constante de diseño de producción de calor en el circuito de refrigeración
de alta temperatura de la cogeneración [km3(N)/MWh].

Co: Término fijo de los costes de explotación (operación y mantenimiento) de
la cogeneración [ke].

Do: Constante que relaciona el término variable de los costes de explotación
(a excepción del coste del consumo de gas natural que es imputado mediante
un contrato) con la producción de la cogeneración [ke/MWh].

Rc: Rendimiento de la caldera de recuperación de gases de escape de la coge-
neración.

Re: Rendimiento eléctrico equivalente de los cogeneradores según el RD
2818/1998.

Qo: Proporción máxima de enerǵıa eléctrica vendida por la cogeneración per-
mitida por el RD 2818/1998.
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Io: Poder caloŕıfico inferior del gas natural empleado en la cogeneración
[MWh/km3(N)].

Jo: Poder caloŕıfico superior del gas natural a efectos de cálculo de precios
[th/km3(N)].

eoe: Producción eléctrica máxima de la cogeneración exportada a la red
[MWh/h].

go: Consumo máximo de gas natural por la cogeneración [km3(N)/h].

go: Consumo mı́nimo de gas natural por la cogeneración [km3(N)/h].

3.12.2.4. Balance de Enerǵıa

er: Enerǵıa eléctrica máxima importada de la red [MWh/h].

3.12.2.5. Contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica

Tipo 1: Precio fijo anual

Pe1,n : Precio fijo anual del contrato n de tipo 1 [ce/kWh].

Pea1,n
: Término constante del contrato n de tipo 1 [ke]. Este parámetro, análo-

go al de los otros tipos de contratos de compra de electricidad, en caso de
emplearse puede corresponder al término de potencia de la tarifa de acceso a
redes.

Tipo 2: Precio fijo por periodo

Pe2,n,i
: Precio fijo para el periodo i del contrato n de tipo 2 [ce/kWh].

Pea2,n
: Término constante del contrato n de tipo 2 [ke].

Tipo 3: Precio fijo anual con bonificación/penalización por volumen
de consumo

Pe3,n : Precio anual del contrato n de tipo 3 para un consumo Qe3,n [ce/kWh].

Qe3,n : Consumo anual del contrato n de tipo 3 [MWh].

∆Pe3,n,r : Tanto por uno de incremento de precio respecto a Pe3,n para el tramo
r del contrato n de tipo 3.
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∆Qe3,n,r : Tanto por uno de incremento de consumo respecto a Qe3,n para el
tramo r del contrato n de tipo 3.

Pea3,n
: Término constante del contrato n de tipo 3 [ke].

Tipo 4: Precio fijo anual indexado mensualmente

Pe4,n: Precio fijo base anual del contrato n de tipo 4 [ce/kWh].

Se4,n,i
: Indice al cual está indexado el precio del contrato n de tipo 4 en el mes

i. Puede representar precios de materias primas, productos finales, etc.

Pea4,n
: Término constante del contrato n de tipo 4 [ke].

Tipo 5: Precio de mercado spot

Pea5,n
: Término constante del contrato n de tipo 5 [ke].

Tipo 6: Precio por diferencias del mercado spot

Pe6,n: Precio de referencia del contrato n de tipo 6 [ce/kWh].

Se6,n: Tanto por uno de reparto del coste entre el precio del mercado y Pe6,n

para el contrato n de tipo 6.

Pea6,n
: Término constante del contrato n de tipo 6 [ke].

Tipo 7: Precio de mercado con ĺımites de precio máximo (cap) y mı́ni-
mo (floor)

Se7,n: Prima por ejecutar el contrato n de tipo 7 [ke].

Pec7,n: Precio máximo del contrato n de tipo 7 [ce/kWh].

Pef7,n: Precio mı́nimo del contrato n de tipo 7 [ce/kWh].

Pea7,n
: Término constante del contrato n de tipo 7 [ke].
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3.12.2.6. Adquisición de combustible para la caldera

Tipo 1: Precio de mercado con bonificación/penalización por volumen
de consumo anual

Qa1,n
: Consumo anual de fueloil del contrato n de tipo 1 [t].

∆Pf1,n,r : Tanto por uno de incremento de coste del contrato para el tramo r
del contrato n de tipo 1.

∆Qa1,n,r : Tanto por uno de incremento de consumo respecto a Qa1,n para el
tramo r del contrato n de tipo 1.

Tipo 2: Precio de mercado con ĺımites de precio máximo (cap) y mı́ni-
mo (floor)

Sa2,n : Prima por ejecutar el contrato n de tipo 2 [ke].

Pfc2,n : Precio máximo del contrato n de tipo 2 [ce/kg].

Pff2,n : Precio mı́nimo del contrato n de tipo 2 [ce/kg].

3.12.2.7. Adquisición de combustible para la cogeneración

Tipo 1: Precio de mercado con bonificación/penalización por volumen
de consumo anual

Qo1,n : Consumo anual de gas natural del contrato n de tipo 1 [km3(N)].

∆Pg1,n,r : Tanto por uno de incremento de coste del contrato para el tramo r
del contrato n de tipo 1.

∆Qo1,n,r : Tanto por uno de incremento de consumo respecto a Qo1,n
para el

tramo r del contrato n de tipo 1.

Pgo1,n
: Término fijo del contrato n de tipo 1 [ke].

Tipo 2: Precio de mercado con ĺımites de precio máximo (cap) y mı́ni-
mo (floor)

So2,n : Prima por ejecutar el contrato n de tipo 2 [ke].

Pgc2,n : Precio máximo del contrato n de tipo 2 [ce/th].

Pgf2,n : Precio mı́nimo del contrato n de tipo 2 [ce/th].

Pgo2,n
: Término fijo del contrato n de tipo 2 [ke].
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3.12.2.8. Venta de excedentes de enerǵıa eléctrica

Tipo 2: Precio fijo por periodo

Ve2,n,i
: Precio fijo de venta de electricidad para el periodo i del contrato n de

tipo 2 [ce/kWh].

3.12.3. Variables

3.12.3.1. Función objetivo

cT : Coste total del abastecimiento energético [ke].

ca: Coste del contrato escogido para la adquisición de fueloil para la caldera
[ke].

ma: Coste de operación y mantenimiento de la caldera, a excepción del coste
asociado al consumo de fueloil que es imputado a un contrato [ke].

co: Coste del contrato escogido para la adquisición de gas natural para la
cogeneración [ke].

mo: Coste de operación y mantenimiento de la cogeneración, a excepción del
coste asociado al consumo de gas natural que es imputado a un contrato [ke].

ce: Coste del contrato escogido para la adquisición de enerǵıa eléctrica [ke].

ie: Ingreso del contrato escogido para la venta de excedentes de enerǵıa eléctrica
[ke].

3.12.3.2. Caldera

fa(k): Fueloil consumido por la caldera en el periodo k [t/h].

va(k): Enerǵıa térmica producida por la caldera para satisfacer la demanda de
vapor de agua en el periodo k [MWh/h].

la(k): Enerǵıa térmica producida por la caldera para satisfacer la demanda de
agua caliente en el periodo k [MWh/h].

γa(k): Estado de la caldera, 0/1 (parada/producción).
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3.12.3.3. Cogeneración

eo(k): Producción eléctrica de la cogeneración en el periodo k [MWh/h].

eoe(k): Producción eléctrica de la cogeneración exportada a la red en el periodo
k [MWh/h].

eod(k): Producción eléctrica de la cogeneración consumida por la fábrica en el
periodo k [MWh/h].

vo(k): Enerǵıa térmica en forma de gases de escape producida por la cogene-
ración en el periodo k [MWh/h].

vov(k): Enerǵıa térmica producida por la recuperación de los gases de escape
de la cogeneración y consumida en forma de vapor de agua en el periodo k
[MWh/h].

vol(k): Enerǵıa térmica producida por la recuperación de los gases de escape
de la cogeneración y consumida en forma de agua caliente en el periodo k
[MWh/h].

lo(k): Enerǵıa térmica producida por el circuito de refrigeración de alta tem-
peratura de la cogeneración en el periodo k [MWh/h].

lod(k): Enerǵıa térmica producida por el circuito de refrigeración de alta tempe-
ratura de la cogeneración y consumida en forma de agua caliente en el periodo
k [MWh/h].

go(k): Gas natural consumido por la cogeneración en el periodo k [km3(N)/h].

γo(k): Estado de la cogeneración, 0/1 (parada/producción).

3.12.3.4. Balance de Enerǵıa

er(k): Enerǵıa eléctrica importada de la red en el periodo k [MWh/h].

θe(k): Existencia de enerǵıa eléctrica exportada a la red en el periodo k , 0/1
(no enerǵıa exportada / si enerǵıa exportada).

θr(k): Existencia de enerǵıa eléctrica consumida procedente de la red en el
periodo k , 0/1 (no enerǵıa importada / si enerǵıa importada).

3.12.3.5. Contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica

Comunes a todos los contratos

cei,n
: Coste del contrato n de tipo i [ke].
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αei,n
: Decisión de formalizar o no (1/0) el contrato n de tipo i.

eri,n
(k): Enerǵıa eléctrica consumida importada de la red eléctrica en el con-

trato n de tipo i en el periodo k. Su valor será nulo excepto para el contrato
que se formalice [MWh/h].

Tipo 3: Precio fijo anual con bonificación/penalización por volumen
de consumo

βe3,n,r : Variable binaria que indica si el volumen de enerǵıa eléctrica importada
de la red se encuentra en el tramo r del contrato n de tipo 3.

qe3,n,r(k): Enerǵıa eléctrica importada de la red en el tramo r del contrato n
de tipo 3 en el periodo k [MWh/h].

Tipo 7: Precio de mercado con ĺımites de precio máximo (cap) y mı́ni-
mo (floor)

βe7,n,r(k): Variable binaria que indica si el precio del mercado se encuentra en
el tramo r del contrato n de tipo 7 en el periodo k.

qe7,n,r(k): Enerǵıa eléctrica importada de la red en el tramo r del contrato n
de tipo 7 en el periodo k [MWh/h].

3.12.3.6. Contratos de adquisición de combustible para la caldera

Comunes a todos los contratos

cai,n
: Coste del contrato n de tipo i [ke].

αai,n
: Decisión de formalizar o no (1/0) el contrato n de tipo i.

fai,n
(k): Consumo de fueloil en el contrato n de tipo i en el periodo k. Su valor

será nulo excepto para el contrato que se formalice [t/h].

Tipo 1: Precio de mercado con bonificación/penalización por volumen
de consumo anual

βa1,n,r : Variable binaria que indica si el volumen de consumo de fueloil se
encuentra en el tramo r del contrato n de tipo 1.

qa1,n,r(k): Consumo de fueloil en el tramo r del contrato n de tipo 1 en el
periodo k [t/h].
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Tipo 2: Precio de mercado con ĺımites de precio máximo (cap) y mı́ni-
mo (floor)

βa2,n,r(i): Variable binaria que indica si el precio del mercado se encuentra en
el tramo r del contrato n de tipo 2 en cada periodo i ∈ T 12.

qa2,n,r(k): Fueloil consumido en el tramo r del contrato n de tipo 2 en el periodo
k [t/h].

3.12.3.7. Contratos de adquisición de combustible para la cogeneración

Comunes a todos los contratos

coi,n
: Coste del contrato n de tipo i [ke].

αoi,n
: Decisión de formalizar o no (1/0) el contrato n de tipo i.

goi,n
(k): Consumo de gas natural en el contrato n de tipo i en el periodo k. Su

valor será nulo excepto para el contrato que se formalice [km3(N)/h].

Tipo 1: Precio de mercado con bonificación/penalización por volumen
de consumo anual

βo1,n,r : Variable binaria que indica si el volumen de consumo de gas natural se
encuentra en el tramo r del contrato n de tipo 1.

qo1,n,r(k): Consumo de gas natural en el tramo r del contrato n de tipo 1 en el
periodo k [km3(N)/h].

Tipo 2: Precio de mercado con ĺımites de precio máximo (cap) y mı́ni-
mo (floor)

βo2,n,r(i): Variable binaria que indica si el precio del mercado se encuentra en
el tramo r del contrato n de tipo 2 en cada periodo i ∈ T 12.

qo2,n,r(k): Gas natural consumido en el tramo r del contrato n de tipo 2 en el
periodo k [km3(N)/h].
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3.12.3.8. Venta de excedentes de enerǵıa eléctrica

Comunes a todos los contratos

iei,n
: Ingreso del contrato n de tipo i [ke].

αvi,n
: Decisión de formalizar o no (1/0) el contrato n de tipo i.

eoei,n
(k): Enerǵıa eléctrica excedentaria exportada a la red en el contrato n

de tipo i en el periodo k. Su valor será nulo excepto para el contrato que se
formalice [MWh/h].
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Parte II

Planteamiento estocástico





Caṕıtulo 4

Gestión del riesgo y contratación
en mercados de enerǵıa

Un consumidor industrial que desee hacer una gestión energética óptima de su
abastecimiento de enerǵıa térmica y eléctrica se ve afectado por la incertidumbre en
los precios de la enerǵıa y, por tanto, debe tenerla en cuenta [BTW+01].

En este caṕıtulo se analizan las formas de gestionar el riesgo factibles para un
consumidor industrial. Con este objetivo, en la sección 4.2 se define formalmente el
concepto de riesgo y su formulación matemática. A continuación, en la sección 4.3
se exponen las medidas de riesgo más comunes y, particularmente, las que se aplican
a problemas de simulación.

En la sección 4.4 se hace un recorrido por las diferentes posibilidades de contra-
tación en mercados de enerǵıa, y de forma especial se analizan las que conciernen a
consumidores industriales. Si bien en el caṕıtulo 3, donde se presenta el modelo de
optimización determinista, se han expuesto los contratos modelados en esta tesis,
en este caṕıtulo se hace hincapié en los contratos como herramienta de gestión del
riesgo.

En la sección 4.5 se describen los modelos de riesgo en problemas de optimización
estocástica en mercados financieros y eléctricos. Entre las opciones existentes, en la
sección 4.6 se presentan las que son aplicables al modelo propuesto dada la estructura
y el tamaño del mismo, se discuten las que mejor encajan con la filosof́ıa de gestión
del riesgo de un consumidor industrial, y se proponen dos medidas de riesgo para
incluir en la versión estocástica del modelo determinista del caṕıtulo 3.

Por último, en la sección 4.7 se exponen las conclusiones obtenidas del caṕıtulo.
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4.1. Introducción

Los modelos de programación estocástica son de aplicación en campos muy di-
versos. Estos suponen una técnica muy potente para la toma de decisiones, ya que
permiten la representación de la incertidumbre de los parámetros del problema
[KW95, BL97, JDv02]. Por contra, el modelado de la incertidumbre presenta el
inconveniente de elevar exponencialmente el tamaño del problema, lo que en deter-
minadas circunstancias compromete la viabilidad de su resolución.

Con el propósito de formular un problema que evalúe el riesgo en la toma de
decisiones de consumidores industriales, en esta tesis se recurre a la programación
matemática estocástica.

Cualquier decisión que entrañe incertidumbre requiere un compromiso entre el
resultado esperado y el riesgo que se asume. Los mercados energéticos no son una
excepción. Los agentes en estos mercados procuran obtener un beneficio máximo y
un riesgo mı́nimo y, por tanto, sus decisiones se basan en un compromiso entre riesgo
y beneficio. De la misma manera, un consumidor industrial pretende minimizar su
coste esperado de abastecimiento energético asumiendo un riesgo mı́nimo. En el
medio plazo, este compromiso coste-riesgo en su abastecimiento energético lo realiza
mediante la gestión de contratos de suministro de enerǵıa.

Por medio de la programación estocástica, un consumidor industrial puede selec-
cionar una cartera de contratos que haga mı́nimo su coste esperado de abastecimiento
energético. No obstante, con esta técnica el consumidor corre el riesgo de obtener
unos costes altos una vez que la incertidumbre sea desvelada. Además, minimizando
el coste esperado escogeŕıa por ejemplo un contrato a precio spot (o de mercado)
frente a uno a precio fijo si el primero fuera ligeramente más barato, lo cual no refleja
lo que realmente haŕıa un consumidor.

Por tanto, si se quiere considerar el riesgo y obtener un compromiso entre éste
y el coste esperado, no es posible elegir una solución del problema basándose única-
mente en un criterio, como la minimización del coste esperado. Para tener en cuenta
el riesgo expĺıcitamente es necesario recurrir a otras técnicas que consideren varios
criterios en la toma de decisiones, como es el caso de la programación estocástica
multiobjetivo [JDv02]. De esta forma, el consumidor industrial obtiene una carte-
ra de contratos con un coste esperado mayor que el que obtendŕıa minimizando
únicamente el coste esperado aunque limita el riesgo de costes altos.

4.2. Riesgo. Concepto y fuentes

En este apartado se define el riesgo y sus fuentes en mercados energéticos. Asi-
mismo, se analizan las fuentes de riesgo para consumidores industriales con cogene-
ración.
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4.2.1. Concepto de riesgo

En ĺıneas generales, el riesgo se asocia con la falta de certeza en un resultado
económico. Esta incertidumbre lleva a los agentes del mercado a buscar formas de
gestionar el riesgo al que están expuestos. Mediante esta gestión, éstos ajustan su
poĺıtica de decisión a la situación del mercado actual y futura prevista al objeto de
evitar unos resultados económicos no deseados.

La actitud hacia el riesgo vaŕıa según el agente y sus objetivos. Esta diferente
actitud hace que el agente mida y juzgue el riesgo de una manera u otra. De forma
general, se pueden presentar tres actitudes: especular, ser neutral, o tener aversión
al riesgo. Cada una de estas posturas concibe el riesgo como algo bueno, indiferente
o malo respectivamente.

En efecto, un jugador especula para conseguir su propósito, mientras que una
persona con recursos limitados lo normal es que evite el riesgo. En un mercado
energético, la actitud más común de los agentes es la aversión al riesgo, y éste es
el caso igualmente de los consumidores de enerǵıa. Para éstos su negocio principal
no suele ser la compraventa de enerǵıa y por tanto el riesgo que están dispuestos a
correr en el coste de su abastecimiento energético es pequeño.

Por medio de la optimización estocástica y teniendo por objetivo minimizar el
coste energético esperado, un consumidor industrial asume una actitud neutral al
riesgo al no valorar posibles escenarios de coste altos. Por tanto, para representar
la aversión al riesgo que éstos tienen son necesarias otras medidas, las cuales se
exponen en este caṕıtulo.

4.2.2. Fuentes de riesgo

La gestión del riesgo para cualquier tipo de agente tiene fundamentalmente tres
fases [ea01]. En la primera se identifican las causas de la incertidumbre. En una se-
gunda fase se cuantifican las pérdidas máximas esperadas por medio de herramientas
matemáticas. Finalmente, una vez medido el riesgo al que se expone el agente, en
una tercera fase se determina la estrategia y las acciones a seguir.

La primera fase, identificación de las fuentes de incertidumbre, es necesaria de
cara a incluir en los modelos los factores de riesgo más significativos de acuerdo
al problema tratado. Una clasificación de los riesgos más relevantes en mercados
energéticos es la siguiente [IEE99, Cro99, ea01, Tsc99]:

Riesgo de precio: Debido a las fluctuaciones de los precios en los mercados. Es
el más común en todos los mercados y el tipo de riesgo más estudiado.

Riesgo de tipos: Derivado de las fluctuaciones de los tipos de interés y cambio
de divisas.
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Riesgo de crédito: Debido a que una de la partes de un contrato no cumpla
con sus obligaciones financieras.

Riesgo de liquidez: Producido por la imposibilidad de una empresa de financiar
un compromiso adquirido. Puede ser considerado como un caso particular del
riesgo de crédito.

Riesgo regulatorio: Derivado de los cambios regulatorios. En un riesgo consi-
derable dada la juventud de los mercados de enerǵıa.

Riesgo medioambiental: Derivado de posibles penalizaciones por contamina-
ción.

Riesgo de operación: Debido a errores que se cometen al operar o gestionar los
activos de una empresa.

Riesgo de modelado: A pesar de no ser un riesgo a identificar a priori para
la gestión del riesgo como el resto de los expuestos, es un riesgo igualmente
importante. Es necesario conocer los ĺımites de los modelos matemáticos y
saber interpretar sus resultados. Estos hay que considerarlos únicamente como
un elemento más de valoración en la toma de decisiones.

Las dos primeras fuentes de riesgo, de precio y tipos, se denomina frecuentemente
riesgo de mercado ya que depende de las fluctuaciones de las variables de los mer-
cados financieros y energéticos. El riesgo de mercado es el más estudiado y tratado
en los modelos matemáticos que realizan una gestión del riesgo. En el modelo que
se propone en esta tesis, es igualmente el modelado de este riesgo el que se aborda.

Tschoegl [Tsc99] da un enfoque diferente a la gestión del riesgo. Según este autor
las principales debacles financieras son debidas a fallos en la gestión y no a la mala
suerte o complejidad del riesgo. Muchas veces se tiende a ocultar un fallo en vez
de comunicarlo, lo que hace el desastre peor. Para controlar este riesgo propone lo
siguiente: “Primera regla de los agujeros: Cuando estés en uno, para de cavar”. Este
enfoque, aunque puede ser útil para conocer los riesgos a los que se expone una
empresa, está evidentemente fuera del alcance de los modelos que evalúan el riesgo.

Las fuentes de riesgo son diferentes según el agente. Aśı por ejemplo, un comercia-
lizador de gas y electricidad [Den00] considera como factores de riesgo el número de
clientes que puedan cambiar de suministrador, el precio del mercado, la demanda de
sus clientes o la operación por fallos de la red eléctrica. Sin embargo, probablemente
no tendrá riesgo de crédito si su número de clientes es elevado.

También las fuentes de riesgo vaŕıan según el horizonte en el que éste es medi-
do. Denton [DPMS03], para el caso de la generación eléctrica, los clasifica en tres
horizontes:

1. Corto plazo (menos de un mes): Riesgo de operación de las centrales de gene-
ración.
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2. Medio plazo (entre un mes y un año): En este horizonte la operación pasa
a un segundo plano siendo el más relevante el riesgo de mercado, el cual es
gestionado por medio de contratos.

3. Largo plazo (más de un año): Los principales riesgos son los regulatorios y los
de cambio de tecnoloǵıa.

4.2.2.1. Fuentes de riesgo en consumidores industriales con cogeneración

Al igual que sucede con el resto de los agentes, los consumidores industriales con
cogeneración tienen sus propias fuentes de riesgo. En [BTW+01] se reflejan los resul-
tados de unas encuestas realizadas a cogeneradores en Europa operando en el nuevo
marco liberalizado, en donde éstos valoran las fuentes de incertidumbre en su nego-
cio. Estos cogeneradores no tienen por objeto suministrar enerǵıa térmica y eléctrica
a un sólo consumidor industrial, sino que funcionan como empresas generadoras de
enerǵıa térmica y eléctrica con un número determinado de clientes. Básicamente, los
factores de riesgo de estos agentes se pueden clasificar en tres grupos:

1. Riesgo de precio debido a las fluctuaciones de los precios de la electricidad y
de los combustibles.

2. Riesgo de cantidad o volumen, el cual se debe a su vez a dos causas:

a) Riesgo de operación por fallos en los sistemas de producción de enerǵıa o
en los sistemas de transporte.

b) Riesgo por fluctuaciones de demanda térmica y eléctrica. Estas últimas
estrechamente ligadas a factores como la temperatura, estacionalidad u
hora del d́ıa.

3. Otros riesgos: Riesgo de crédito y regulatorio.

Esta clasificación se adapta igualmente a las fuentes de riesgo de un consumidor
industrial con cogeneración y caldera como fuente de abastecimiento energético, que
corresponde al modelo propuesto en esta tesis.

El riesgo de operación está ligado a la parada del proceso productivo del consu-
midor bien por un fallo de su fábrica, red eléctrica, cogeneración o caldera. Un fallo
en alguno de estos sistemas se repara en un plazo de horas, por lo que es un factor
de riesgo relevante a corto plazo, no en el medio plazo donde se evalúa el consumo
total en un año para escoger contratos con esa duración.

El riesgo de crédito, aunque existente, es muy pequeño. Como consumidor no
corre el riesgo de impagos al ser éste quien debe abonar sus facturas por consumo de
enerǵıa. Como vendedor de excedentes de enerǵıa eléctrica de la cogeneración corre
el riesgo de no cobrar sus ventas. No obstante, en la práctica, este riesgo es reducido
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en España al firmarse contratos de venta de enerǵıa con grandes empresas eléctricas
solventes.

Por su parte, el riesgo de volumen por consumos de enerǵıa térmica y eléctrica
en un consumidor industrial no es significativo comparado con el riesgo de precios.
Frente a los consumos en otros sectores, la demanda industrial es en general muy
estable. Por tanto, la contribución de las variaciones de consumo al coste anual de los
contratos es despreciable frente a la de las fluctuaciones de precios de electricidad,
gas natural y fueloil.

Por todo ello, los únicos parámetros del modelo determinista del caṕıtulo 3 que
se consideran sujetos a incertidumbre en el problema estocástico son los precios de
electricidad y combustibles.

4.3. Medidas de riesgo

En este apartado se exponen las técnicas más usuales para medir el riesgo en
problemas de simulación. Aquéllas con aplicación o espećıficamente concebidas para
la optimización se discuten en la sección 4.5, ya que son las consideradas para el
planteamiento del problema estocástico.

Al igual que sucede con las fuentes de riesgo, las medidas de riesgo dependen del
agente. La idónea es aquélla que mejor represente la percepción del agente ante la
incertidumbre. De este modo, mientras que algunos agentes prefieren por ejemplo
centrarse únicamente en el mejor-peor posible resultado, a otros les puede interesar
obtener una dispersión mı́nima del mismo.

Independientemente de la técnica utilizada, el primer paso para medir el riesgo
consiste en estimar una función de probabilidad de coste-beneficio que represente la
incertidumbre que desea gestionar el agente.

Las medidas de riesgo tienen su origen en los mercados financieros. En estos
mercados, la función de probabilidad sobre la que se calcula el riesgo es tradicio-
nalmente una cartera de instrumentos financieros. Para calcular esta función de
ingresos de una cartera se recurre a modelos que describen el comportamiento de
los factores de riesgo (principalmente precios), la estructura de la cartera y la va-
loración de la misma. En concreto, los métodos tradicionales de cálculo se basan
en [LS96, Li99, Abk00]:

Modelos basados en hipótesis de normalidad de la función de ingre-
sos

Suponen que el logaritmo de las variables normalizadas de interés se distri-
buyen normalmente. Estas variables se comportan de acuerdo a procesos es-
tocásticos con reversión a la media. Una vez estimadas las covarianzas que
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representan el proceso, se emplea el método de Monte Carlo para determinar
las realizaciones de la función de ingresos.

Una alternativa a emplear el método de Monte Carlo la ofrecen los métodos
paramétricos. Estos se basan en realizar una aproximación lineal de la función
de precios de cada instrumento financiero de forma que obtienen directamente
una función anaĺıtica de una medida de riesgo concreta. Mediante los métodos
paramétricos se determina una medida del riesgo en un tiempo menor que
realizando simulaciones de Monte Carlo, si bien este último método es más
preciso.

Modelos basados en distribuciones emṕıricas de la función de ingre-
sos

La principal cŕıtica a los modelos con hipótesis de normalidad es que las colas
de la distribución real de ingresos pueden ser mayores que las de una distribu-
ción normal. Una solución a este problema es buscar otras distribuciones con
mayor cola que representen la función de ingresos. Este es un tema de inves-
tigación actual en mercados financieros en el cual todav́ıa no hay un consenso
general.

Alternativamente, la solución pasa por construir distribuciones emṕıricas ba-
sadas en datos históricos que sean aplicables al periodo en el cual se quiere
analizar el riesgo.

En el mercado eléctrico, cuando intervienen activos como en el caso de la gene-
ración, se debe considerar conjuntamente la producción de enerǵıa y la cartera de
contratos. De esta forma, agregando ambos conceptos, se reduce el riesgo de gestio-
nar por separado generación y contratos y se obtiene una función de probabilidad
que refleja los ingresos reales del negocio. Además, construir una función que englobe
únicamente instrumentos financieros puede llevar a la empresa a tomar decisiones
de cobertura errónea. En [DD01, Dor01] se propone la siguiente función de ingresos
de una empresa generadora:

iT = is − cp + if (4.1)

con iT el ingreso total, is el ingreso por ventas en el mercado spot, cp el cos-
te de producción del parque generador e if el ingreso generado por la cartera de
instrumentos financieros. Esta función de ingresos formada por variables aleatorias
contempla la variabilidad de la demanda, de las curvas de producción de los grupos
en función de su antigüedad, y de los fallos de los grupos. Recoge también contratos
financieros de combustibles para los grupos y precios de electricidad. Por tanto, esta
función refleja el riesgo del precio de los mercados, fiabilidad y operación de los
grupos.

Por medio de simulaciones de Monte Carlo, en [DD01, Dor01] se estima la fun-
ción de probabilidad de ingresos en un periodo de análisis anual. Los instrumentos
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financieros se liquidan mensualmente en función de los precios de los mercados spot
y a plazo los cuales son simulados mediante procesos estocásticos. Al construirse
la función de ingresos mediante simulación no se toman decisiones de cambio de
posiciones en los contratos financieros. Es por ello que para determinar el riesgo con
otra alternativa de cartera financiera es necesario realizar de nuevo la simulación con
la posición deseada. Como se discute más adelante, este inconveniente se solventa
aplicando técnicas de optimización.

Análogamente a lo que sucede con una empresa generadora, un consumidor in-
dustrial con cogeneración y caldera debe considerar conjuntamente la producción de
enerǵıa y la cartera de contratos para la gestión de su riesgo. En concreto, la ecuación
aleatoria propuesta en este trabajo sobre la que se mide el riesgo de abastecimiento
energético está compuesta por los siguientes valores:

cgT = cga +mg
a + cgo +mg

o + cge − ige (4.2)

con cgT el coste total del abastecimiento energético asociado a cada escenario g,
cga, c

g
o, c

g
e el coste asociado a los contratos de compra de fueloil para la caldera, gas

natural para la cogeneración y electricidad, ige los ingresos por venta de excedentes
de enerǵıa eléctrica y mg

a,m
g
o los costes de operación de la caldera y la cogeneración

respectivamente.

Una vez construida la función de probabilidad que incluye las fuentes de riesgo
del agente, el riesgo se mide de acuerdo a las técnicas expuestas a continuación.

4.3.1. Valor en riesgo

El valor en riesgo (VaR) es sin duda la medida estrella en la gestión del riesgo
de carteras financieras, y son numerosos los autores que hablan de ella (véase, por
ejemplo, [Ale96, Li99, Abk00, LS96, JDv02]). Fue ideada a mediados de los 90 por
el grupo de gestión de riesgos del banco de inversión J.P. Morgan [Ale96, Li99] y
desde entonces ha constituido un punto de referencia en la medida del riesgo para
empresas e instituciones financieras.

La clave del éxito del VaR es la sencillez de su interpretación. La medida del
VaR responde a la pregunta: ¿Cuál es la máxima pérdida esperada de la cartera de
valores con un nivel de confianza y en un horizonte dado en condiciones normales
del mercado?. Matemáticamente, si X es la distribución de ingresos de la cartera,
el VARα para el nivel de confianza 1 − α se define como:

P{X ≤ VaRα} = α (4.3)

Por tanto, el VaRα es el valor ĺımite por debajo del cual se producirán ingresos
únicamente con probabilidad α. En otras palabras, las pérdidas de la cartera serán



4.3. Medidas de riesgo 99

P
ro

ba
bi

lid
ad

Ganancias

VaR 

Pérdidas 

CVaR 

0 

Figura 4.1: Función de densidad de ingresos. VaR y CVaR.

inferiores al VaRα con probabilidad 1 − α, o el (1 − α)100 % de las veces las pérdi-
das serán menores que el VaRα. Este concepto se refleja en la figura 4.1 para una
distribución de ingresos N(0,1) y nivel de confianza de 0.95 (percentil del 5 %).

El nivel de confianza depende de la percepción del riesgo del agente. Valores
t́ıpicos y de referencia en el mundo financiero son los empleados por Bankers Trust
del 99 % (α = 0.01), J. P. Morgan del 95 % o Citibank del 95.4 % [JDv02].

4.3.1.1. Medidas de riesgo derivadas del valor en riesgo

El VaR presenta el inconveniente de no medir pérdidas más allá de este valor.
Para solventar este problema surge otra medida del riesgo denominada valor en
riesgo condicional (CVaR) [DLL03, GP00, LMU02, Ury00]. El CVaR mide el valor
esperado de pérdidas potenciales inferiores al VaR. En la figura 4.1 se representa el
CVaR con un nivel de confianza del 95 %, que corresponde a las pérdidas esperadas
por debajo del VaR con igual nivel de confianza.

Otras medidas menos habituales en el mundo financiero, con la misma filosof́ıa
que la del VaR, miden pérdidas máximas o ingresos mı́nimos con diferentes funciones
de probabilidad sobre las que se mide el riesgo. Este es el caso del flujo de carga en
riesgo (CFaR) o ingresos en riesgo (EaR) [DLL03].

El EaR es la medida más empleada en las empresas de enerǵıa, ya que el riesgo
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no se mide exclusivamente sobre una función de valores financieros como en el caso
del VaR. En la generación eléctrica [DD01, Dor01], el EaR considera una función que
incluye la operación de las centrales y la gestión financiera en el mercado de enerǵıa
(ver ecuación (4.1)). Por su parte, en comercialización, la función de probabilidad
sobre la que se calcula el EaR puede incluir términos como la enerǵıa no suministrada
o el riesgo de incumplimiento de contratos [NS00b].1

Las medidas de riesgo comentadas son las más frecuentes. En la actualidad
hay más de 80 productos comerciales que calculan el VaR y otras medidas deri-
vadas [CHI99]. Riskmetrics [Ale96, LS96] de J.P. Morgan fue la herramienta pionera
para el cálculo de riesgos en mercados financieros. Posteriormente, han surgido otros
productos especializados en mercados energéticos, como es el caso de Contract Eva-
luator de EPRI [Ele00] o AcuRisk [e-A00].

4.3.2. Otras medidas de riesgo

Otras medidas que caracterizan la dispersión de la función de probabilidad de
interés son [IEE99]:

Varianza: En la medida más empleada en modelos de optimización.

Desviaciones absolutas respecto a la media: Esta medida hace menos énfasis en
los valores lejanos a la media que en la caso de la varianza, ya que esta última
evalúa al cuadrado los valores de la distribución frente a las penalizaciones
lineales de la desviación absoluta.

Desviaciones absolutas respecto a un valor: Frente a las medidas anteriores,
ésta se centra únicamente en un segmento de la distribución de riesgo. Puede
ser de utilidad para aquellos agentes que sólo estén interesados en conocer
valores de la función de ingresos respecto a un objetivo.

Máxima pérdida o mı́nimo beneficio: Se centran en los valores extremos de la
distribución y por tanto ofrecen una visión reducida de la función de probabi-
lidad.

Arrepentimiento: Miden la distribución de interés respecto a una referencia.

1Dada que la diferencia entre el VaR y el EaR es únicamente la función de probabilidad sobre
la que se realiza la medida del riego y no la técnica aplicada, en este tesis se adopta el término
más general de VaR para medir riesgos de operación y contratación de consumidores industriales.
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4.4. Contratación en mercados de enerǵıa

La apertura de los mercados energéticos ha posibilitado a los agentes formali-
zar contratos bilaterales, tanto f́ısicos como financieros. Estos contratos han sido
heredados y adaptados de los tradicionalmente empleados en los mercados finan-
cieros, dado que estos últimos mercados cuentan con una trayectoria más larga de
funcionamiento.

En este nuevo marco de competencia, las carteras de contratos son la forma
de limitar el riesgo derivado de la incertidumbre del precio de la enerǵıa. Por me-
dio de instrumentos financieros un agente adquiere un compromiso entre resultado
económico y riesgo. Según la actitud de los agentes ante el riesgo (cobertura, neu-
tral o especulación), éstos distribuyen el riesgo entre los participantes del mercado
como respuesta a los cambios de los precios. En este sentido, una frase acertada que
resume el concepto de actitud al riesgo es la siguiente: “El riesgo de un agente es la
oportunidad de otro” [IEE99].

Adicionalmente a gestionar el riesgo mediante el reparto del mismo entre los
agentes, existe otra modalidad basada en la dispersión del riesgo [FGM+]. Mediante
este sistema un agente financiero adquiere contratos de diversa ı́ndole que dependen
de parámetros económicos incorrelados a cambio de una prima. Si su cartera es
suficientemente amplia, lo que pueda perder en unos contratos se ve compensado en
otros. Este es el caso, por ejemplo, de los agentes de seguros. Esta forma de gestión
del riesgo en mercados energéticos es reciente y está fuera del alcance de este análisis.

Dentro de los mercados de enerǵıa, los mercados financieros eléctricos han sido
los últimos en aparecer. Estos últimos tienen la peculiaridad de tener unas varia-
ciones de precios más altos que las existentes en mercados de gas y petróleo de-
bido, fundamentalmente, a la no almacenabilidad de la enerǵıa eléctrica [Adm02].
Aunque básicamente los instrumentos financieros son los mismos en todos los mer-
cados energéticos, la particularidad de los precios de la electricidad ha provocado
el desarrollo de herramientas de valoración de contratos espećıficas para estos pre-
cios [JB99, Col02, Bha02].

En esta sección se describen las principales formas de contratación en mercados
de enerǵıa y, concretamente, las aplicables a consumidores industriales. Se han toma-
do como referencia distintas regulaciones de mercados eléctricos [HS96], aunque lo
descrito es aplicable a otros mercados de enerǵıa ya que no se entra en la valoración
de instrumentos financieros. Particularmente, se han revisado las modalidades de
contratos en los mercados eléctricos de España [Cru99], Inglaterra y Gales [Gre96],
Noruega [Fle00], Australia [MM98] y Brasil [FGM+]. Aunque la forma de los contra-
tos no vaŕıa sustancialmente de un páıs a otro, śı es significativa la mayor variedad
de los mismos que posibilita la convivencia de mercados spot y financieros, tal y
como ocurre en el caso de Inglaterra y Gales o Noruega.
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4.4.1. Tipos de contratos en mercados de enerǵıa

Los contratos que se firman en los mercados de enerǵıa son f́ısicos o financieros.
Mientras que en los f́ısicos se realiza un intercambio de enerǵıa como consecuencia
de la liquidación de los mismos, en los contratos financieros no suele haber entrega
de enerǵıa al ser su liquidación en la mayoŕıa de los casos financiera. En concreto,
en la generación eléctrica la gestión del riesgo normalmente se realiza a largo plazo
mediante contratos f́ısicos, donde se establece precio y cantidad de entrega, y a corto
plazo mediante la gestión de contratos en los mercados spot y financiero [FGM+].

Los instrumentos financieros más empleados son denominados derivados fi-
nancieros, nombre que reciben al estar el precio de los contratos “derivado” del
precio del activo que se negocia. Estos se exponen a continuación (véase, entre
otros, [ea01, Adm02, Cro99, FGM+, CTF, ea99, JB99]).

Contratos de futuros (future)

En un contrato de futuros una parte acuerda entregarle a la otra en una fecha
futura y a un precio acordado previamente un determinado activo.

Son contratos estandarizados que se negocian a través de un mercado de futuros.
Estos mercados presentan la ventaja, en el caso de ser ĺıquidos, de que el riesgo
de crédito es mı́nimo al existir muchos agentes gestionando su riesgo con el mismo
producto financiero.

Normalmente los futuros se liquidan antes del d́ıa de entrega establecido, a un
precio igual a la diferencia entre el precio acordado del futuro y el precio spot del
mercado el d́ıa de la liquidación.

Contratos a plazo (forward)

Un contrato a plazo determina la entrega de un activo en una fecha futura a un
precio y en un sitio acordado. En el momento de la entrega, la diferencia entre los
precios spot y el acordado representa el beneficio para una de las partes y la pérdida
para la otra.

Los contratos a plazo son a medida entre las dos partes y por lo tanto no se
negocian en mercados financieros. Estos contratos no se pueden liquidar en cualquier
momento como en el caso de los futuros. Para modificar o liquidar el contrato con
antelación a la fecha de entrega debe de hacerse por mutuo acuerdo de las dos partes.

Contratos de opciones (option)

Este tipo de contrato da al comprador el derecho de comprar (call) o vender
(put) el activo en una fecha futura a un precio acordado a cambio de un precio
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contractual. Difieren de los contratos anteriores en que el comprador de una opción
no tiene la obligación de liquidar el contrato. Al igual que los contratos de futuros,
las opciones son contratos estándar que se negocian en mercados financieros. Existe
multitud de tipos de opciones, los más comunes son:

Opción americana: Puede ser ejercido el derecho adquirido de compra o venta
en cualquier momento durante la vida de la opción.

Opción europea: Unicamente puede ser ejercida en la fecha de vencimiento del
contrato.

Opción asiática: El precio al que se liquida el activo depende del valor medio
de éste durante toda o parte de la vida de la opción. Es una de las opciones
más empleadas en mercados energéticos.

Opción swing : Permite al comprador de esta opción variar el volumen del
activo adquirido dentro de unos ĺımites predeterminados.

Contratos de permutas financieras (swaps)

La permuta financiera es el contrato financiero más novedoso. Consiste en el
acuerdo entre dos partes para intercambiar unos flujos de caja generados por dife-
rentes activos. Son contratos que no se negocian en mercados y no llevan consigo
intercambio de un bien f́ısico entre comprador y vendedor.

Las permutas más comunes son las de tipo de interés. En esta modalidad, el
interés variable es intercambiado por un interés fijo. De esta forma, las dos empresas
que firman la permuta tienen el tipo de interés que les interesa (fijo o variable)
aprovechándose del tipo de interés al que tiene acceso la otra empresa. En el caso,
por ejemplo, de una empresa que quiera cambiar (permutar) los ingresos variables de
una cartera de acciones por el ingreso de un interés fijo de un bono del mismo valor,
mediante una permuta financiera evita los costes de compra de bonos, mientras que
la otra empresa evita la compra de las acciones. Además, este contrato permite
conservar la cartera y los bonos a cada uno de los propietarios.

Contratos por diferencias (contract for differences,CFD)

Son contratos donde al final de cada periodo determinado una parte paga o recibe
de la otra la diferencia entre el precio negociado y aquél de referencia del contrato.
Los pagos suelen ser de carácter diario o mensual.

Tanto estos contratos como las permutas y los contratos a plazo son contratos
privados negociados fuera de un mercado (over the counter, OTC ) frente a los
futuros y las opciones que son negociados en mercados organizados.
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Si bien los contratos expuestos son los más comunes existen otros derivados fi-
nancieros, entre los que se encuentran los contratos derivados del tiempo (weather
derivatives). Estos ofrecen una cobertura de volumen por el riesgo de cambio de
temperatura. Los pagos y cobros en este contrato se realizan en función de la tem-
peratura real respecto a una referencia [Cro99].

Igualmente, los derivados pueden combinarse con otros derivados dando lugar a
nuevos tipos de contratos, como es el caso de las opciones sobre futuros [Hul98].

Finalmente, otros contratos en fase de investigación ligan precios de diferentes
mercados para realizar la cobertura de precios. Hsu et al. [HQ98] presentan un ti-
po de opción llamada spark spread, que relaciona los precios de los mercados de
gas natural Pg ($/BTU) y electricidad Pe ($/kWh). El generador ejerce la opción
spark spread vendiendo electricidad al precio Pe y comprando gas natural al pre-
cio Pg cuando el cociente de precios Pe/Pg es superior a su consumo espećıfico de
combustible, expresado este último en BTU/kWh. Determinan un mercado spot del
precio del consumo espećıfico de combustible (Pe/Pg), en el cual se permitiŕıan las
transacciones de este tipo de opción.

4.4.2. Contratos para consumidores industriales

Tradicionalmente los consumidores industriales han firmado contratos de su-
ministro energético a un precio fijo. La capacidad de elección en la contratación,
adquirida por la liberalización de los mercados, ha impulsado la propuesta por parte
de los comercializadores de nuevas formas de contratación más flexibles [Dou94].

Estos nuevos contratos permiten a los consumidores obtener mejores precios a
cambio de compartir el riesgo del mercado con el comercializador. Para obtener una
reducción de precio del suministro energético, y no un incremento, los consumidores
deben hacer una gestión adecuada de su riesgo utilizando las nuevas formas de
contratación, una tarea novedosa que requiere herramientas matemáticas espećıficas
como la presentada en esta tesis [GVR03].

Las ĺıneas de investigación acerca de los nuevos tipos de contratos en mercados
minoristas constituyen básicamente la adaptación de los contratos financieros en
mercados mayoristas (comentados en el apartado anterior) a la estructura y las ne-
cesidades de los consumidores. Una referencia sobre el uso de contratos a plazo como
instrumentos financieros para consumidores es la dada por Kaye et al. [KOB90].
Estos autores realizan consideraciones acerca de los precios que deben tener estos
contratos y cuál debe ser la posición del consumidor para maximizar su beneficio
cuando el consumo de enerǵıa se realiza con contratos spot y a plazo.

Por su parte, Gedra et al. [GV93] proponen un tipo de contrato que permite a
un generador no satisfacer una cantidad de enerǵıa demandada por un consumidor
a cambio de que éste reciba una remuneración económica por parte del generador.
Este contrato que denominan callable forward, está formado a su vez por otros dos
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contratos. El primero de ellos, es un contrato a plazo adquirido por el consumidor por
el cual el generador le garantiza una cantidad de enerǵıa en una fecha de entrega
establecida. Por otra parte, un contrato de opción de compra es vendido por el
consumidor al generador por el que se le concede a este último el derecho de comprar
la misma cantidad de enerǵıa firmada en el primer contrato al precio de ejercicio de
la opción. De esta manera, el consumidor que adquiere un contrato callable forward
recibe en la fecha de entrega la enerǵıa estipulada en el contrato, o bien el precio de
ejercicio de la opción en el caso de que ésta haya sido ejercida por el generador.

En [Ged94], Gedra extiende la idea del contrato callable forward al contrato
puttable forward formado por un contrato a plazo y una opción de venta de enerǵıa.

En esta misma ĺınea, Oren [Ore99] presenta otro instrumento financiero llamado
opción double call. Esta opción tiene la particularidad de contar con dos fechas
de vencimiento y distinto precio de ejercicio para cada fecha. Este contrato, junto
con otro a plazo, ofrece al consumidor la posibilidad de restringir su suministro
voluntariamente asegurándose un precio fijo de la electricidad.

Actualmente los contratos entre consumidores industriales y comercializadores
se realizan a medida. No obstante, la mayoŕıa de ellos pertenece a algunos de los
formatos más habituales que se exponen a continuación [MM98, Ric02, Kir03, HS96].

Contratos a precio fijo

Es el más simple y antiguo. El comercializador ofrece una cantidad ilimitada de
enerǵıa a cualquier hora a un precio fijo, y asume el riesgo de volumen y precio.
En contrapartida, el precio del contrato contiene una prima alta por encima del
precio esperado del mercado de electricidad. Aśı, el comercializador se cubre frente
a posibles precios altos de la electricidad y el consumidor asume un riesgo nulo.

Este contrato se adapta a consumidores con una gran aversión al riesgo o con
un consumo de enerǵıa tan pequeño que no les merece la pena plantearse otra
alternativa. Es el contrato por defecto que se ofrece a pequeños consumidores.

Contratos con discriminación horaria

En esta modalidad el precio es fijo en cada bloque temporal definido en el contra-
to. Parte del riesgo se desplaza del comercializador al consumidor ya que este último
tiene el incentivo de consumir en los periodos en los que el precio de la enerǵıa es
menor. Por tanto, el precio por encima del esperado del mercado al que se firma el
contrato es menor que en el caso anterior. Los consumidores que puedan adaptar
su perfil de carga a este tipo de contratos saldrán beneficiados frente al contrato
anterior.

Las discriminaciones horarias más comunes son de dos periodos (d́ıa y noche),
tres periodos (punta, llano y valle) y seis periodos (los correspondientes a la tarifa
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de acceso a redes).

Contratos interrumpibles

Los contratos con precio fijo (total o por periodos) exponen al comercializador
a un gran riesgo durante periodos con precios del mercado spot elevados. Para ges-
tionar este riesgo, al comercializador le interesa reducir la enerǵıa que proporciona
en esos periodos. Con este fin, éstos ofrecen contratos por el cual los consumidores
reducen su consumo a petición del comercializador durante periodos cortos de tiem-
po. A veces se proporciona una compensación por parte del comercializador por el
número de cortes. Este contrato es más barato que los anteriores.

Contratos ligados al precio del mercado

En este tipo de contratos el precio que paga el consumidor está ligado al precio
spot del mercado. Las variedades más comunes de este contrato son:

Contrato a precio spot

El precio del contrato vaŕıa con cada hora, lo que supone un gran riesgo pa-
ra el consumidor. El comercializador se limita a traspasar los precios del mercado
cobrando una prima pequeña por su gestión y asume un riesgo de precio nulo.

Es el tipo de contrato más barato para el consumidor y puede ser adecuado para
aquéllos que tengan una gran capacidad de gestionar su consumo.

Contratos a precio spot con precio máximo (cap) y/o mı́nimo (floor)

Mediante este contrato el consumidor, comercializador o ambos limitan el riesgo
del precio del mercado. Con un precio máximo (cap) pactado, el consumidor paga la
enerǵıa a ese precio en el caso de que el precio spot sea superior al precio máximo.
A cambio el comercializador recibe una prima por asumir el riesgo de precios spot
altos.

De forma análoga, el comercializador limita el riesgo de precios spot bajos
añadiendo al contrato un precio mı́nimo (floor). Este será el precio mı́nimo al que
el comercializador cobre la enerǵıa independientemente del precio spot.

Para cubrir el riesgo de ambos agentes se añade al contrato tanto un precio
máximo como mı́nimo (collar).
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Contratos por diferencias

Es un contrato a un precio de referencia que se liquida respecto al mercado, de
forma que las desviaciones respecto al precio spot, y en consecuencia el riesgo, se
reparten entre comercializador y consumidor.

El contrato se puede firmar por volumen indefinido o por una cantidad fija. En
este último caso la diferencia respecto a lo consumido tendŕıa que ser gestionado
por otro contrato.

El precio y la cantidad de enerǵıa acordada en cada uno de los contratos men-
cionados puede obtenerse igualmente mediante la composición de instrumentos fi-
nancieros. Por ejemplo, un contrato a precio fijo es equivalente a una cartera de
opciones de compra con volumen ilimitado que adquiere el consumidor, un contrato
con discriminación horaria es análogo al anterior con precio de las opciones diferentes
por bloques, o un contrato a precio de mercado con precio máximo (cap) y mı́nimo
(floor) es equivalente a un contrato a precio de mercado con opciones de compra al
precio máximo adquiridas por el consumidor y al precio mı́nimo adquiridas por el
comercializador.

A pesar de la equivalencia entre instrumentos financieros y contratos de suminis-
tro de enerǵıa, es poco realista que un consumidor acceda a mercados financieros ya
que seŕıa muy caro gestionar los contratos hora a hora para el volumen de enerǵıa
que consume. Por tanto, la gestión del riesgo la realizan mediante contratos firmados
con un comercializador.

4.4.2.1. Cartera de contratos propuesta

Un consumidor industrial con fuente de abastecimiento energético propio necesita
firmar contratos para cada tipo de bien que compre o venda. En el caso concreto del
modelo propuesto en este documento, un consumidor industrial con cogeneración y
caldera alimentada con gas natural y fueloil respectivamente, firmará contratos de
adquisición de gas natural, fueloil y electricidad, y de venta de excedentes de enerǵıa
eléctrica producida por la cogeneración.

Los contratos formulados en este trabajo recogen una gama extensa de formatos
de acuerdo a la situación energética actual, tanto española como a nivel internacio-
nal. Estos sirven de referencia para comprobar el funcionamiento de los modelos de
gestión de enerǵıa desarrollados. No obstante, incluir nuevos modelos de contratos
en los problemas determinista (caṕıtulo 3) y estocástico (caṕıtulo 5) es una tarea
sencilla.

Cada tipo de contrato planteado puede a su vez contener varios contratos. Los
tipos de contratos que se modelan en esta tesis son:
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Contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica

Tipo 1: Precio fijo anual.

Tipo 2: Precio fijo por periodo. Se proponen tres periodos, t́ıpicamente punta,
llano y valle. No obstante, el número de periodos dependerá de la curva de
carga del consumidor.

Tipo 3: Precio fijo anual con bonificación/penalización por volumen de consu-
mo anual.

Tipo 4: Precio fijo anual indexado mensualmente a una variable de interés.
Esta variable está asociada al negocio del consumidor y puede representar,
por ejemplo, costes de la materia prima de un proceso de producción.

Tipo 5: Precio spot.

Tipo 6: Precio por diferencias del mercado spot.

Tipo 7: Precio spot con ĺımites de precio máximo y mı́nimo.

Contratos de adquisición de fueloil

Tipo 1: Precio spot con bonificación/penalización por volumen de consumo
anual.

Tipo 2: Precio spot con ĺımites de precio máximo y mı́nimo.

Contratos de adquisición de gas natural

Tipo 1: Precio spot con bonificación/penalización por volumen de consumo
anual.

Tipo 2: Precio spot con ĺımites de precio máximo y mı́nimo.

Contratos de venta de excedentes de enerǵıa eléctrica

Tipo 1: Precio de mercado para excedentes de cogeneradores.

Tipo 2: Precio fijo por periodo. Se consideran, al igual que con el contrato tipo
2 de adquisición de enerǵıa eléctrica, 3 periodos.
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Figura 4.2: Riesgo en contratos para comercializadores y consumidores.

En España los formatos de contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica son los
más variados, de ah́ı que se hayan formulado más tipos de contratos para negociar
este bien. Aunque alguno de estos tipos no son habituales para la compraventa del
resto de bienes, la adaptación de los contratos modelados de compra de electrici-
dad para la compra de fueloil o de gas natural, o para la venta de excedentes, es
inmediata.

El consumidor industrial con cogeneración gestionará su riesgo por medio de los
contratos propuestos y de la operación de la cogeneración y la caldera. Los contratos
mencionados vaŕıan en exposición al riesgo del consumidor desde aquéllos que son a
precio fijo, y por tanto tienen una incertidumbre nula, a aquéllos al precio spot del
mercado y con la mayor incertidumbre.

En la figura 4.2 se han representado estos tipos de contratos en función del riesgo
que entrañan para consumidores y comercializadores.

Los tipos de contratos 1 y 2 de adquisición de fueloil y de gas natural limitan el
riesgo del mercado spot. Mientras que el primer tipo cubre el riesgo de volumen, el se-
gundo cubre la incertidumbre del precio. Estos contratos pueden ser parametrizados
al objeto de obtener otros contratos. Aśı, si al contrato con bonificación/penalización
por consumo de precio de volumen (tipo 1) se le establece un margen de consumo
amplio donde no vaŕıe el precio, el contrato se convierte en otro a precio de mercado
(tipo 1’). De igual forma, si los ĺımites máximo y mı́nimo del contrato tipo 2 son
superiores e inferiores respectivamente al spot, este contrato es equivalente a un
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contrato a precio spot (tipo 2’). Si por el contrario los precios máximo y mı́nimo se
igualan, el contrato se convierte en uno a precio fijo (tipo 2”).

Con el contrato de venta de excedentes por periodos (tipo 2) ocurre algo equiva-
lente. Si los precios del contrato son iguales en cada periodo, el contrato resultante
es a precio fijo (tipo 2’).

De esta forma se obtiene un abanico de contratos que cubre el riesgo de precios
(figura 4.2) de cara a ofrecer al consumidor flexibilidad a la hora de adoptar un
compromiso entre riesgo y coste esperado.

4.5. Tratamiento del riesgo en problemas de op-

timización estocástica

Existen varias aproximaciones para el análisis matemático del riesgo. En el ámbi-
to de la programación lineal, el análisis paramétrico y de sensibilidad proporcionan
variaciones en la función objetivo modificando sus coeficientes o relajando restriccio-
nes. Aunque la programación lineal permite el modelado detallado de las restriccio-
nes, es limitada en cuanto a la gestión del riesgo al ser poco flexible en el tratamiento
de la incertidumbre.

Por su parte, las técnicas de simulación son herramientas potentes para la ges-
tión del riesgo aunque no permiten modelar las restricciones del problema. Como
consecuencia, no toman decisiones en función de los posibles resultados.

La optimización estocástica tiene las ventajas de la simulación y la programación
determinista. Representa la metodoloǵıa más completa de análisis de la decisión al
ser flexible en el modelado y proporcionar las mejores soluciones en vez de dar un
rango de posibles soluciones. Un análisis de las ventajas de la optimización estocásti-
ca frente a otras técnicas para el análisis del riesgo es dado en [And95, NS00a].

En páginas anteriores se ha definido el riesgo y sus diferentes medidas, las mo-
dalidades de contratación más comunes y la propuesta de cartera de contratos para
el modelo desarrollado en este trabajo. El propósito de esta sección es combinar
gestión del riesgo y contratos en problemas de optimización estocástica. Para ello se
hace un recorrido por las técnicas de modelado del riesgo en este tipo de problemas
y su aplicación en mercados de enerǵıa.

4.5.1. Modelos en el ámbito financiero

Al igual que sucede con los instrumentos financieros, la mayoŕıa de los mode-
los matemáticos de tratamiento del riesgo fueron planteados por primera vez en
mercados financieros, dada la antigüedad de éstos frente a los mercados energéticos.
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En el ámbito financiero, los modelos de optimización estocástica con análisis de
riesgo se basan en escoger aquella cartera de contratos que obtenga el compromiso
deseado por el inversor entre el resultado económico esperado y el riesgo que conlleva
la posición determinada. Los más significativos se exponen a continuación.

4.5.1.1. Media varianza

Este es el modelo pionero que ha supuesto una referencia para el desarrollo pos-
terior de otras técnicas de tratamiento del riesgo. Fue ideado por Markowitz [Mar52]
en 1952, el cual obtuvo el premio Nobel por sus trabajos sobre la gestión de carteras
financieras.

Se basa en la afirmación de que la información relevante para un inversor de cara
a elegir su cartera es el beneficio esperado y la varianza del beneficio. Aśı, tomando
la varianza como medida del riesgo, la mejor cartera es aquélla que maximiza el
beneficio esperado y minimiza la varianza del beneficio. En un problema de un
único periodo su formulación es la siguiente.

Sea I un conjunto de ı́ndices de valores con i = 1, .., I e yi la variable aleatoria
que representa el beneficio del valor i. Con esta notación el beneficio esperado de
cada valor i es:

µi = E[yi] ∀ i ∈ I (4.4)

y su varianza:

σ2
i = E[(yi − µi)

2] ∀ i ∈ I (4.5)

La covarianza entre yi e yj es:

σij = E[(yi − µi)(yj − µj)] (4.6)

Las variables de decisión del problema vienen dadas por el vector x ∈ RI , donde
xi es la fracción de la cantidad total a invertir que se asigna al valor i de la cartera.
La inversión está restringida por la imposibilidad de vender valores y la obligación
de invertir todo el capital. Por tanto, un inversor que desee obtener un nivel de
beneficio S con un riesgo mı́nimo formulará el problema:
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min
x∈RI

∑
i,j∈I

xiσijxj

s.a.∑
i∈I

xiµi ≥ S

∑
i∈I

xi = 1

xi ≥ 0 ∀ i ∈ I

(4.7)

De igual forma, el problema de maximizar el beneficio asumiendo un ĺımite de
riesgo α es:

max
x∈RI

∑
i∈I

xiµi

s.a.∑
i,j∈I

xiσijxj ≤ α

∑
i∈I

xi = 1

xi ≥ 0 ∀ i ∈ I

(4.8)

Las propuestas anteriores son equivalentes a:

max
x∈RI

∑
i∈I

xiµi − λ
∑
i,j∈I

xiσijxj

s.a.∑
i∈I

xi = 1

xi ≥ 0 ∀ i ∈ I

(4.9)

Esta última es la formulación del modelo media varianza más empleada. El pro-
blema resultante es de programación cuadrática con incertidumbre en los coeficientes
de la función objetivo. Es también paramétrico, siendo λ el parámetro denominado
aversión al riesgo que representa el compromiso entre el riesgo (varianza) y beneficio.

El modelo media varianza asume que, de todas las carteras con un nivel de riesgo,
los inversores elegirán aquélla con un valor esperado máximo. De igual forma, de
entre todas las carteras con un beneficio esperado, los inversores escogerán aquélla
de menor riesgo (varianza).
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Figura 4.3: Frontera eficiente y curvas de utilidad.

La relación entre beneficio esperado y varianza del beneficio se denomina frontera
riesgo-beneficio. En términos generales esta curva se denomina frontera eficiente
(ver figura 4.3) y representa la relación entre el valor esperado de un resultado y
una medida del riesgo. Esta se calcula variando el parámetro que relaciona ambos
conceptos, λ en éste caso. De acuerdo a esta teoŕıa, un inversor escogerá una cartera
en esta curva, recurriendo a otros criterios para elegir una entre las posibles carteras.

Se ha escrito mucho acerca de qué criterio escoger (ver, por ejemplo, [MS, Sau97])
para determinar el parámetro de aversión al riesgo, alguno de éstos son:

Dibujar la frontera eficiente y presentarla al inversor para que elija un punto
aceptable. Idealmente este punto es donde la frontera eficiente y la función de
utilidad son tangentes (figura 4.3).

En efecto, utilidad en teoŕıa económica hace referencia al grado de satisfacción
o bienestar que resulta de una actividad económica, de una posesión de bienes o
de un consumo de bienes. En el caso de un inversor que debe decidir qué cartera
escoger, cada pareja de valores beneficio esperado y varianza tendrá un valor
de utilidad para el inversor. Todas aquellas carteras con igual utilidad forman
las curvas isoutilidad.

La utilidad de la cartera crece al desplazarse las curvas hacia puntos de mayor
beneficio y menor riesgo. La estrategia de inversión óptima es aquélla que ma-
ximiza su utilidad, lo cual se consigue cuando la curva de utilidad es tangente
a la frontera eficiente.

Tomar un vector de soluciones observadas del problema y, variando el paráme-
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tro de aversión al riesgo, comparar las soluciones obtenidas del modelo con las
soluciones observadas, escogiendo como parámetro aquél cuyas soluciones cal-
culadas y observadas sean menores.

El uso de la varianza como medida de riesgo en el modelo de Markowitz asume
que el inversor ve la variabilidad como indeseable. Normalmente, a los inversores les
interesa más, como medida de riesgo, la probabilidad de incurrir en unas determina-
das pérdidas. Bajo la hipótesis de que el beneficio se distribuya según una normal,
la probabilidad de tener un nivel de pérdidas aumenta, para una media constante,
con la varianza de la distribución, y por lo tanto la varianza supone una medida
apropiada del riesgo aunque no mida directamente la probabilidad de obtener pérdi-
das altas. Para distribuciones asimétricas, no está tan claro que la varianza sea una
medida apropiada del riesgo. Esto ha llevado a que se formulen diversas medidas del
riesgo, las cuales t́ıpicamente utilizan unas medidas más directas del potential de
pérdidas. Por ejemplo, el mismo Markowitz empleó la desviación t́ıpica de beneficios
negativos como medida alternativa del riesgo.

4.5.1.2. Función de utilidad

Una forma alternativa de modelar el riesgo a la propuesta por Markowitz se basa
en la toma de decisiones mediante la función de utilidad esperada. El problema de
maximizar media y minimizar varianza de Markowitz es equivalente a maximizar
la función esperada de utilidad cuando las variables aleatorias del beneficio de los
valores de la cartera se distribuyen según una normal y la función de utilidad es
exponencial [MS].

Continuando con el problema anterior, y discretizando las variables aleatorias
del beneficio de cada valor en cada uno de los posibles estados ω ∈ Ω, el beneficio
zω de la cartera en cada estado es:

zω =
∑
i∈I

xiy
ω
i ∀ω ∈ Ω (4.10)

En la propuesta de Lambert [LM85], La función de utilidad U es exponencial y
de la forma:

U = zα (4.11)

Al beneficio de la cartera en cada estado ω le corresponde una utilidad que
depende del parámetro α. Para los inversores con aversión al riesgo α es inferior a 1.
Para aquéllos neutrales al riesgo α toma el valor 1, con lo que maximizar la función
de utilidad es equivalente a maximizar el beneficio esperado. Considerando todos los
estados ω ∈ Ω con la misma probabilidad, la formulación del modelo completo es la
siguiente:



4.5. Tratamiento del riesgo en problemas de optimización estocástica 115

max
x∈RI

∑
ω∈Ω

U(zω)

s.a.

zω =
∑
i∈I

xiy
ω
i ∀ω ∈ Ω

∑
i∈I

xi = 1

xi ≥ 0 ∀ i ∈ I

(4.12)

Con este planteamiento se consigue un modelado del riesgo empleando la función
de utilidad expĺıcitamente. No obstante, el principal inconveniente del problema
radica en la dificultad de su resolución si éste es de gran tamaño dada la no linealidad
de la función objetivo.

4.5.1.3. Aproximación lineal del modelo de Markowitz

Los modelos con medida de riesgo lineal no tienen una relación directa con la fun-
ción teórica de utilidad como el caso del modelo media varianza de Markowitz [MS].
Sin embargo, resolver un problema cuadrático limita el tamaño del mismo, por lo
que frecuentemente es necesario recurrir a medidas lineales del riesgo.

Habitualmente en vez de emplear la varianza como medida de riesgo, se emplea la
desviación t́ıpica al tener ésta las mismas unidades que la función de beneficio. Una
linealización ofrecida por Hazell [Haz71] consiste en utilizar como medida de riesgo
la desviación absoluta total. Continuando con el problema anterior, la desviación
absoluta para cada estado ω ∈ Ω con ω = {1, ..,Ω} es:

Dω =

∣∣∣∣∣∑
i∈I

(yω
i − µi)xi

∣∣∣∣∣ ∀ω ∈ Ω (4.13)

con µi el beneficio esperado de cada valor i (ecuación (4.5)), yω
i el beneficio del

valor i para el estado ω, xi la variable de inversión en el valor i y todos los estados
con la misma probabilidad. Por tanto, el modelo de la ecuación (4.9) empleando
como medida de riesgo la desviación absoluta total queda de la forma:
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max
x∈RI ,D∈RΩ

∑
i∈I

xiµi − χ
∑
ω∈Ω

Dω

s.a.

Dω =

∣∣∣∣∣∑
i∈I

(yω
i − µi)xi

∣∣∣∣∣ ∀ω ∈ Ω

∑
i∈I

xi = 1

xi ≥ 0 ∀ i ∈ I

(4.14)

donde χ es el parámetro de aversión al riesgo. Este parámetro es distinto al λ
empleado en el modelo media-varianza ya que las medidas del riesgo son diferentes.
Resolviendo el problema para distintos valores de χ se obtendrá la frontera eficiente
entre el beneficio esperado y la desviación absoluta total.

Este problema, aunque no es lineal, es fácilmente linealizable introduciendo las
variables dω+

y dω−
para recoger las desviaciones positivas y negativas respectiva-

mente de la variable Dω. Aśı, la desviación absoluta total (DAT) es:

DAT =
∑
ω∈Ω

Dω =
∑
ω∈Ω

∣∣∣∣∣∑
i∈I

(yω
i − µi)xi

∣∣∣∣∣ =∑
ω∈Ω

(dω+

+ dω−
) (4.15)

con ∑
i∈I

(yω
i − µi)xi − dω+

+ dω−
= 0 ∀ω ∈ Ω (4.16)

y el problema de la ecuación (4.14) queda de la forma:

max
x∈RI ,d+,d−∈RΩ

∑
i∈I

xiµi − χ
∑
ω∈Ω

(dω+

+ dω−
)

s.a.∑
i∈I

(yω
i − µi)xi − dω+

+ dω−
= 0 ∀ω ∈ Ω

∑
i∈I

xi = 1

xi ≥ 0 ∀ i ∈ I

dω+

, dω− ≥ 0 ∀ω ∈ Ω

(4.17)

Si se formula el modelo considerando solamente desviaciones negativas de la
media e ignorando las desviaciones positivas, se tiene:



4.5. Tratamiento del riesgo en problemas de optimización estocástica 117

max
x∈RI ,d−∈RΩ

∑
i∈I

xiµi − ψ
∑
ω∈Ω

dω−

s.a.∑
i∈I

(yω
i − µi)xi + dω− ≥ 0 ∀ω ∈ Ω

∑
i∈I

xi = 1

xi ≥ 0 ∀ i ∈ I

dω− ≥ 0 ∀ω ∈ Ω

(4.18)

Al tomar las desviaciones desde la media, la solución de este problema es equi-
valente al de la minimización de la desviación absoluta total con ψ = 2χ debido
a la simetŕıa de las desviaciones. Este es el modelo más común utilizado frente al
anterior, al eliminar todas las variables dω+

.

Hazell [Haz71] prueba que la desviación t́ıpica (σ) de una distribución normal
puede ser estimada a través de la desviación absoluta total (DAT) o de la desviación
negativa total (DNT) con la siguiente expresión:

σ ≈
√

π

2N(N − 1)
DAT =

√
2π

N(N − 1)
DNT (4.19)

con N el tamaño de la población.

La mayoŕıa de las aplicaciones utilizan aproximaciones lineales de la desviación
t́ıpica como medida del riesgo. De esta forma, y considerando que las distribuciones
son normales, mediante el parámetro de aversión al riesgo es posible asignar un nivel
de confianza a la función objetivo. Por ejemplo, con los planteamientos anteriores,
un parámetro de aversión al riesgo igual a 1 indica que se maximiza el beneficio que
ocurre una desviación t́ıpica por debajo de la media, beneficio que se alcanza con
un 0.84 de probabilidad2.

Para determinar el parámetro de aversión al riesgo en un modelo lineal se utilizan
los mismos métodos que en un modelo que emplea la varianza como medida de riesgo.

4.5.1.4. Nivel de seguridad

Roy [Roy52] realiza una propuesta distinta para el tratamiento de la incerti-
dumbre. Asume que el inversor escogerá aquella cartera con un beneficio esperado
máximo siempre y cuando se asegure un beneficio mı́nimo independientemente de

2Si la variable aleatoria X se distribuye según una N(µ, σ2), entonces P [X ≤ µ−σ] = 1− 0.84.
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los posibles estados ω de la variable aleatoria del beneficio yω
i . Esto último se formula

introduciendo en el problema la restricción:

∑
i∈I

xiy
ω
i ≥ S ∀ω ∈ Ω (4.20)

donde S es el nivel de seguridad que impone un beneficio mı́nimo. Por tanto, la
formulación del problema completo es:

max
x∈RI

∑
i∈I

xiµi

s.a.∑
i∈I

xiy
ω
i ≥ S ∀ω ∈ Ω

∑
i∈I

xi = 1

xi ≥ 0 ∀ i ∈ I

(4.21)

El parámetro que representa el compromiso riesgo-beneficio esperado es el nivel
de seguridad del beneficio S. Al aumentar S, el inversor obtendrá una cartera más
diversificada con menor beneficio esperado y menor riesgo.

4.5.1.5. Arrepentimiento

Habitualmente los agentes financieros evalúan el resultado de su cartera de va-
lores respecto a una cartera de referencia. Esta medida es lo que se denomina arre-
pentimiento, de forma que no se mide el beneficio esperado de la cartera sino cuánto
se desv́ıa respecto a la de referencia. Esta es una manera de considerar la tendencia
de los participantes en el mercado y obtener el rendimiento de la inversión respecto
al mercado.

Matemáticamente el arrepentimiento A(·, ·) es función de dos variables, la cartera
a determinar y la de referencia. Esta función admite muchas de las definiciones
tradicionales de riesgo, como desviación t́ıpica o desviación absoluta total [Sau97].

Continuando con la formulación de los apartados anteriores, se denomina zω al
beneficio de la cartera a estimar (ecuación (4.10)) en cada estado ω ∈ Ω y τω al
beneficio de la cartera de referencia para esos mismo estados. Por tanto, determinar
aquella cartera con un arrepentimiento esperado E[A(zw, τω)] mı́nimo y un nivel de
inversión C corresponde a la formulación:
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min
x∈RI

E[A(zw, τω)]

s.a.∑
i∈I

xi ≤ C

xi ≥ 0 ∀ i ∈ I

(4.22)

Variando la inversión C se obtiene la frontera eficiente entre el arrepentimiento
(medida de riesgo) y la inversión. A mayor inversión se obtendrá un arrepentimiento
menor.

4.5.1.6. Valor en riesgo condicional y valor en riesgo

El interés de optimizar carteras de contratos empleando el VaR o el CVaR
está basado en que éstas son las medidas de riesgo más empleadas. A los inversores
que habitualmente emplean estas medidas para calcular el riesgo de su inversión les
interesa tener herramientas que no sólo evalúen el VaR o el CVaR de su cartera,
sino que sean capaces de escoger carteras óptimas con estos criterios de riesgo.

El modelado del CVaR, y especialmente el del VaR, es un tema de actualidad en
investigación operativa. Esto se debe a que son conceptos recientes y a la dificultad
de optimizar el VaR frente a otras medidas de riesgo.

Al igual que utilizando como medida de riesgo la varianza, con el VaR y el
CVaR es posible construir fronteras eficientes. En [GP00, KPU01, RU00] se realiza
un análisis de resultados de fronteras para las tres medidas de riesgo. La frontera
eficiente difiere para cada medida de riesgo aunque cuánto es esta diferencia depende
del problema concreto a tratar.

Las virtudes del VaR frente a la varianza como medida de riesgo radican en ser
una medida simple y fácilmente interpretable, medir el riesgo de pérdidas máximas
frente a la varianza que mide riesgo a ambos lados del valor medio de la distribu-
ción, y ofrecer un nivel de confianza del resultado para distribuciones que no sean
normales.

Por su parte, el CVaR mantiene las mismas ventajas respecto a la varianza que
el VaR y además da información de valores por encima del VaR y puede optimizarse
con programación lineal, algo que no es posible con el VaR. Aunque estas razones
lleven a pensar que es preferible optimizar carteras con CVaR en vez de con VaR,
contar con herramientas que optimicen esta última medida es importante ya que las
instituciones financieras demandan a las empresas que controlen su VaR.

Tal como se expuso en la sección 4.3.1, el VaR es una estimación de la máxima
pérdida potencial para un nivel de confianza en un periodo dado. Si el VaR se mide
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Figura 4.4: Función de densidad de pérdidas. VaR y CVaR.

sobre una distribución de beneficio (figura 4.1), este valor se encuentra por debajo de
la media, mientras que si se calcula en una distribución de pérdidas el VaR está por
encima de la media.

La exposición que se realiza a continuación se basa en una distribución de pérdi-
das en vez de beneficio como en los apartados anteriores. De esta forma la formula-
ción que se presenta es directamente aplicable a la función de distribución de costes
de un consumidor industrial.

Por tanto, el CVaR es el valor de pérdidas esperadas por encima del VaR, o la
media ponderada entre la pérdida máxima y el VaR para distribuciones discretas. En
otras palabras, el CVaR es el valor medio del (1 − α)100 % de las mayores pérdidas
(ver figura 4.4 para una distribución discreta).

Para plantear el problema se define la función de pérdidas z = f(x, y), con
x ∈ Rn el vector de variables de decisión asociado a la cartera, y ∈ Rm el vector de
parámetros aleatorios que afecta a las pérdidas y X el conjunto de restricciones del
problema. Se tiene entonces que f : Rn × Rm → R, y la función de distribución Ψ
de las pérdidas z es:

Ψ(x, ζ) = P{z ≤ ζ} (4.23)

Esta función Ψ(x, ζ) proporciona para cada vector de decisiones x la probabilidad
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de que la función de pérdidas z no exceda el umbral ζ . Con esta definición, el VaR
es:

ζα(x) = min{ζ ∈ R : Ψ(x, ζ) ≥ α} (4.24)

siendo ζ el VaR para un nivel de confianza α y un vector de decisiones x dado.
Si p(y) es la función de densidad del vector y, el CVaR viene dado por la expresión:

φα(x) =
1

1 − α

∫
f(x,y)≥ζα(x)

f(x, y)p(y)dy (4.25)

que corresponde a las pérdidas esperadas de la función z = f(x, y) para valores
superiores a ζα(x).

En [KPU01, LMU02, RU00] se realiza un análisis de las funciones VaR (ecua-
ción (4.24)) y CVaR (ecuación (4.25)). Mientras que el VaR es una función no
convexa con múltiples mı́nimos locales y por tanto dif́ıcil de optimizar, el CVaR es
una función convexa, lo que permite construir algoritmos eficientes para implemen-
tarlo en problemas de optimización. A continuación se expone cómo se formulan
los problemas de optimización con cada una de estas medidas, comenzando por el
CVaR sobre el que se apoyan algunos modelos de resolución del VaR.

4.5.1.6.1. Valor en riesgo condicional

Para determinar el CVaR se recurre a una función convexa Fα(x, ζ) equivalente.
En [KPU01, LMU02, RU00] se prueba que el CVaR es el mı́nimo de esta función
Fα(x, ζ), esto es:

φα(x) = min
ζ∈R

Fα(x, ζ) (4.26)

siendo

Fα(x, ζ) = ζ +
1

1 − α

∫
y∈Rm

[f(x, y) − ζ ]+p(y)dy (4.27)

con

[f(x, y) − ζ ]+ = max{0, f(x, y) − ζ} (4.28)

La función Fα(x, ζ) es convexa si lo es la función de pérdidas f(x, y). Si la función
de densidad p(y) se discretiza en ω ∈ Ω estados, todos ellos con igual probabilidad,

se obtienen los vectores y1, .., yω, .., yΩ, y la función Fα(x, ζ) puede ser escrita como:
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Fα(x, ζ) = ζ +
1

1 − α

1

Ω

∑
ω∈Ω

[f(x, yω) − ζ ]+ (4.29)

Por tanto, en el caso de que el inversor tenga por objetivo obtener un CVaR
mı́nimo, por las ecuaciones (4.26) y (4.29), este problema es equivalente a:

min
x∈Rn

φα(x) = min
x∈Rn, ζ∈R

Fα(x, ζ) = ζ +
1

1 − α

1

Ω

∑
ω∈Ω

[f(x, yω) − ζ ]+ (4.30)

Si la función f(x, yω) es lineal el problema se reduce a programación lineal, ya
que la función [f(x, yω) − ζ ]+ es fácilmente linealizable. Para ello se introducen las
variables auxiliares positivas rω, que son penalizadas en la función objetivo, y las
restricciones:

rω ≥ f(x, yω) − ζ ∀ω ∈ Ω (4.31)

Finalmente, el problema de optimización lineal que minimiza el CVaR de la
función de pérdidas z para un nivel de confianza α manteniendo un valor máximo
de pérdidas esperadas C es el siguiente:

min
x∈Rn, ζ∈R, r∈RΩ

ζ +
1

1 − α

1

Ω

∑
ω∈Ω

rω

s.a.

x ∈ X

E[f(x, y)] ≤ C

rω ≥ f(x, yω) − ζ ∀ω ∈ Ω

rω ≥ 0 ∀ω ∈ Ω

(4.32)

En este problema el valor de la función objetivo es directamente el CVaR, mien-
tras que ζ es el VaR para el CVaR mı́nimo. Al limitar el CVaR se limita el VaR de
la función de pérdidas al ser este último valor menor que el CVaR.

Análogamente es posible minimizar las pérdidas esperadas estableciendo ĺımites
del CVaR para varios niveles de confianza. Aśı es posible dar forma a la distribución
de pérdidas, lo que permite un estudio del riesgo muy potente y flexible. La formu-
lación del problema con dos ĺımites del CVaR, Cα y Cγ, con niveles de confianza α
y γ respectivamente es:
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min
x∈Rn

E[f(x, y)]

s.a.

x ∈ X

φα(x) ≤ Cα

φγ(x) ≤ Cγ

(4.33)

Las últimas dos restricciones, correspondientes al CVaR, pueden ser reemplaza-
das por:

Fα(x, ζ1) ≤ Cα

Fγ(x, ζ2) ≤ Cγ

(4.34)

En efecto, si estas restricciones se cumplen también lo hacen las anteriores ya
que según la ecuación (4.26):

φα(x) = min
ζ1∈R

Fα(x, ζ1)

φγ(x) = min
ζ2∈R

Fγ(x, ζ2)
(4.35)

Por tanto se asegura que el CVaR está limitado por los valores Cα y Cγ. Es más, si
las restricciones anteriores están activas, por ejemplo la 1, entonces Fα(x∗, ζ∗1) = Cα

y el valor óptimo ζ∗1 es el VaR para el nivel de confianza α [Ury00].

Por último, tal y como se ha indicado en la ecuación (4.31), cada restricción de
la ecuación (4.34), Fα(x, ζ1) ≤ Cα por ejemplo, se puede formular en un problema
lineal de la forma:

ζ1 +
1

1 − α

1

Ω

∑
ω∈Ω

rω ≤ Cα

rω ≥ f(x, yω) − ζ1 ∀ω ∈ Ω

rω ≥ 0 ∀ω ∈ Ω

(4.36)

siendo rω la variable auxiliar para cada estado ω ∈ Ω. Si sω es la variable auxiliar
asociada a la restricción Fγ(x, ζ2) ≤ Cγ y f(x, y) es una función lineal, el problema
de programación lineal de la ecuación (4.33) es:
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min
x∈Rn,ζ∈R,r,s∈RΩ

E[f(x, y)]

s.a.

x ∈ X

ζ1 +
1

1 − α

1

Ω

∑
ω∈Ω

rω ≤ Cα

rω ≥ f(x, yω) − ζ1 ∀ω ∈ Ω

ζ2 +
1

1 − γ

1

Ω

∑
ω∈Ω

sω ≤ Cγ

sω ≥ f(x, yω) − ζ2 ∀ω ∈ Ω

rω, sω ≥ 0 ∀ω ∈ Ω

(4.37)

4.5.1.6.2. Valor en riesgo

Los problemas de varianza y CVaR pueden resolverse con programación cuadráti-
ca y programación lineal respectivamente. Por su parte, tal y como se ha comentado
anteriormente, la función VaR no es convexa ni diferenciable en sus mı́nimos locales,
por lo que no se puede calcular directamente con programación lineal.

Una solución pasa por resolver el problema mediante programación entera mixta,
sin embargo, dado que en el caso de carteras financieras se suelen evaluar decenas
de miles de escenarios, ésta técnica puede implicar un consumo excesivo de tiem-
po [LMU02].

En el caso de que al inversor le interese minimizar el valor esperado de la función
de pérdidas limitando el VaR a un valor máximo C, el problema se formula como
sigue:

min
x∈Rn

E[f(x, y)]

s.a.

x ∈ X

ζα(x) ≤ C

(4.38)

Suponiendo que el vector de incertidumbres y está formado por distribuciones
discretas con un total de Ω estados, limitar el VaR (ver ecuación (4.24)) a un valor
máximo C con nivel de confianza α es equivalente a que αΩ valores de la función
de pérdidas f(x, y) tengan un valor inferior a C. Por tanto el problema anterior se
puede formular:
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min
x∈Rn

E[f(x, y)]

s.a.

x ∈ X

f(x, yω) ≤ C con ω = 1, .., αΩ

(4.39)

Si la última restricción es satisfecha por todos los escenarios ω, entonces el valor
max
ω∈Ω

f(x, yω) es el VaR con nivel de confianza 1 y el problema es simplemente pro-

gramación lineal. No obstante, si se quieren satisfacer αΩ restricciones, el problema
radica en qué restricciones activar para determinar el VaR con la probabilidad de-
seada. Para resolver este problema Gaivoronski et al. [GP99] proponen un método
heuŕıstico por el cual van introduciendo restricciones y resolviendo los problemas de
programación lineal resultantes hasta introducir las αΩ restricciones deseadas.

Si la formulación del problema consiste en obtener un VaR mı́nimo restringiendo
el valor de las pérdidas a un valor C, esto es:

min
x∈Rn

ζα(x)

s.a.

x ∈ X

E[f(x, y)] ≤ C

(4.40)

los mismos autores [GP00] desarrollan un procedimiento heuŕıstico para filtrar
la función VaR y eliminar sus comportamientos locales. Este método, junto con
técnicas de optimización convencionales, es el empleado para determinar la solución
del problema.

Finalmente, Larsen et al. [LMU02] presentan dos algoritmos heuŕısticos para
resolver el mismo problema. Ambos se basan en resolver en primer lugar el problema
lineal del CVaR (ecuación (4.32)), y sistemáticamente reducir el VaR resolviendo una
serie problemas CVaR que se obtienen al ir descartando escenarios de pérdidas altas.

4.5.2. Aplicación en mercados de enerǵıa

El trabajo realizado sobre el tratamiento del riesgo en modelos de optimización
en mercados financieros es más extenso que el propuesto en mercados de enerǵıa. No
obstante, y tomando como referencia el mercado eléctrico, el tratamiento del riesgo
ha sido aplicado en varias actividades, principalmente en el negocio de generación.
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Figura 4.5: Función de penalización.

Mientras que en los problemas financieros intervienen únicamente las carteras de
contratos para la toma de decisiones óptima, en el sector de la enerǵıa lo habitual
es realizar una gestión del riesgo mediante la operación de los activos y la cartera
de contratos conjuntamente.

En este sentido Fleten et al. [FWZ97] formulan un modelo en el que interviene
la gestión de una cartera de contratos para generadores hidráulicos en un mercado
eléctrico liberalizado donde operan mercados de contratos a plazo y futuros. Su
trabajo se centra en la coordinación de los recursos en la forma de reservas hidráulicas
con recursos financieros sobre la electricidad, al objeto de mitigar el riesgo asociado
a las fluctuaciones de las aportaciones hidráulicas y de los precios de la enerǵıa
eléctrica. Para ello integran a la programación hidráulica convencional una cartera
de contratos, resultando un modelo de programación estocástica multietapa que
busca maximizar el beneficio del productor. En su tesis doctoral [Fle00], Fleten
presenta el modelo de optimización estocástica formulado en [FWZ97] aplicado al
mercado eléctrico escandinavo. El modelo incluye aversión al riesgo, y decisiones
sobre contratos de compraventa de enerǵıa y sobre la operación de la producción.

Para modelar el riesgo este autor realiza una propuesta original que consiste en
marcar un determinado objetivo de ingresos para cada periodo de operación (opera-
ción de centrales eléctricas y contratos). Si este objetivo no se alcanza, es penalizado
mediante una función lineal de costes (figura 4.5) en la función objetivo. Mediante
esta forma de definir el riesgo formula impĺıcitamente la función de utilidad de ingre-
sos del generador, la cual es representada por la función de costes de penalización.

Otro trabajo [GEMG] basado en el de Fleten analiza si la aversión al riesgo debe
tomarse como el potencial de posibles pérdidas y cuál es la postura que adopta una
compañ́ıa de generación hidráulica frente al riesgo. Finalmente, Mo et al. [MGG01]
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extienden el modelo anterior incluyendo un tipo de contrato que denominan factor
de carga (load factor). Este es un contrato financiero entre dos partes donde se fija
precio y enerǵıa y potencia máxima en un periodo.

Mientras que Fleten propone un método original para mercados de enerǵıa, otros
autores utilizan algunas de las técnicas expuestas en el apartado anterior gestionando
en la mayoŕıa de los casos contratos y recursos simultáneamente:

Función de utilidad: En [CTF] se maximiza una función de utilidad lineal de
beneficio de generadores eléctricos obteniendo la operación de centrales y los
contratos óptimos.

Media varianza: Con el mismo propósito que en el caso anterior Bjorgan et
al. [BLL99] minimizan la varianza de la distribución de beneficios restringiendo
a un nivel mı́nimo el beneficio esperado. Para elegir el parámetro de aversión
al riesgo utilizan la función de utilidad de beneficio del parque generador.

Aproximación lineal del modelo media varianza: Ng et al. [NS00a] emplean la
desviación absoluta como medida de riesgo. El problema consiste en maximizar
el beneficio de una comercializadora sujeto a satisfacer la demanda y su poĺıtica
de deslastre de carga en función de los precios del mercado. Las variables de
decisión son las asociadas a los contratos de futuros y opciones, y a la compra
en el mercado spot.

Valor en riesgo condicional: Unger [Ung02], en su tesis doctoral, propone un
modelo para obtener los ingresos esperados máximos de una empresa de gene-
ración. Para ello considera la operación del parque generador y los contratos
que puede formalizar para vender la enerǵıa. El riesgo lo limita mediante la
medida lineal CVaR.

Arrepentimiento: Maŕın et al. [MS01] utilizan esta técnica para determinar la
inversión óptima en generación a largo plazo, no para determinar la gestión
de activos y el riesgo como en los trabajos mencionados anteriormente. Su
objetivo es minimizar el coste de inversión y operación de las centrales y el
riesgo asociado. Este último lo modelan con una función no lineal del coste
que depende de la diferencia entre lo generado en cada periodo y la demanda
existente. De esta forma el riesgo es penalizado en la función objetivo cuando lo
generado es inferior a la demanda, y por tanto existe enerǵıa no suministrada.
Los picos de enerǵıa suponen una mayor cantidad de enerǵıa no servida y en
consecuencia un mayor arrepentimiento.

Emplean como restricción del problema un nivel de producción de electricidad
mı́nima en cada periodo, aunque ésta no cubre la demanda. Con esta restricción
y minimizando los costes se llega a un compromiso entre el beneficio esperado
de las plantas a construir y la calidad del servicio.
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4.6. Optimización estocástica y riesgo para con-

sumidores industriales

Esta sección aborda el planteamiento original del modelado del riesgo en pro-
blemas de optimización estocástica para consumidores industriales de acuerdo a las
técnicas expuestas.

En una primera parte se presenta la formulación matemática de los distintos
modelos. En la segunda parte del apartado se discute qué planteamientos son los
más adecuados de acuerdo a la percepción del riesgo de los consumidores, aśı como
qué modelos han sido implantados.

4.6.1. Formulación de los modelos

En la bibliograf́ıa revisada no existen modelos para consumidores industriales
que gestionen el riesgo. En el campo de la cogeneración, Paravan et al. [PBG+02]
presentan un modelo de programación estocástica para la optimización conjunta
de contratos y operación. En su trabajo, Paravan et al. no realizan una gestión del
riesgo ya que maximizan el beneficio esperado, aśı que el modelo es neutral al riesgo.

A continuación se plantean las alternativas de gestión del riesgo. Para ello, con-
tinuando con la nomenclatura del caṕıtulo 3, se define la función de probabilidad
del coste total del abastecimiento de enerǵıa cT ∈ RG como:

cT = f(α, er, go, fa, eoe) (4.41)

El coste total es función del vector de variables de decisión α que corresponde
a los contratos a firmar, y de los vectores de variables aleatorias que determinan la
enerǵıa asociada a los costes de operación de la instalación y a cada tipo de contrato,
esto es, consumo de enerǵıa eléctrica er, consumo de gas natural para la cogeneración
go, consumo de fueloil para la caldera fa y enerǵıa eléctrica excedentaria vendida
eoe.

La función de costes cT es una distribución discreta, siendo cada muestra cgT , con
g = {1, .., G} ∈ E, el coste de cada escenario del problema (ecuación (4.2)). Por
tanto, si cada escenario tiene una probabilidad de ocurrencia pg, el coste esperado
E[cT ] de cT es:

E[cT ] =
∑
g∈E

pgcgT (4.42)

y la varianza σ2 de la distribución es:
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σ2 = E

[∑
g∈E

(cgT −E[cT ])
2

]
(4.43)

Con esta notación, y denominando X al conjunto de restricciones del problema,
los posibles modelos de gestión del riesgo son:

Modelo 1. Media varianza

Según la ecuación (4.7) el problema se puede formular:

min
cT∈RG

σ2

s.a.

cT ∈ X

E[cT ] ≤ S

(4.44)

con S el máximo coste esperado permitido. Alternativamente, tal y como se ha
comentado, se puede emplear como medida de riesgo la desviación t́ıpica σ.

Modelo 2. Aproximaciones lineales del modelo media varianza

El modelo de desviación absoluta total es equivalente al modelo de desviaciones
positivas respecto a la media ((ecuación (4.18) para desviaciones negativas):

min
cT ,c+T ∈RG

∑
g∈E

pgcg
+

T

s.a.

cT ∈ X

E[cT ] ≤ S

cg
+

T ≥ cgT −E[cT ] ∀ g ∈ E

cg
+

T ≥ 0 ∀ g ∈ E

(4.45)

con cg
+

T las variables que representan las desviaciones positivas.

Modelo 3. Coste de referencia

Este modelo original se basa en el anterior, aunque penaliza costes respecto a un
valor de referencia R en vez de respecto a la media. Su formulación es la siguiente:
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min
cT ,c+T ∈RG

∑
g∈E

pgcg
+

T

s.a.

cT ∈ X

E[cT ] ≤ S

cg
+

T ≥ cgT − R ∀ g ∈ E

cg
+

T ≥ 0 ∀ g ∈ E

(4.46)

Este planteamiento propuesto en esta tesis es parecido al formulado por Fle-
ten [Fle00] comentado en la sección 4.5.2. Unicamente se penalizan aquellos costes
superiores a un objetivo R, siendo el modelo neutral al riesgo para costes inferiores a
este valor. Mientras que Fleten penaliza ingresos por debajo de un objetivo con una
función poligonal de costes (figura 4.5), en este modelo propuesto la penalización se
realiza proporcionalmente a la diferencia del coste de cada escenario con el objetivo
(cgT −R).

Modelo 4. Función de utilidad

Según la ecuación (4.12) el problema se puede formular:

max
cT∈RG

U(cT )

s.a.

cT ∈ X

(4.47)

con U la función de utilidad del coste de abastecimiento.

Modelo 5. Nivel de seguridad

Según la ecuación (4.21) el problema se puede formular:

min
cT∈RG

E[cT ]

s.a.

cT ∈ X

cgT ≤ S ∀ g ∈ E

(4.48)

Mediante la segunda restricción se asegura que el coste de cualquier escenario es
como máximo S.
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Modelo 6. Arrepentimiento

Según la ecuación (4.22) el problema se puede formular:

min
cT∈RG

E[A(cT , τ)]

s.a.

cT ∈ X

E[cT ] ≤ S

(4.49)

siendo S el parámetro de aversión al riesgo, y A(cT , τ) una función lineal del
arrepentimiento entre los costes de abastecimiento cT y una función de referencia τ .
Al disminuir el ĺımite del coste esperado S se obtendrá un mayor arrepentimiento
esperado.

Modelo 7. Valor en riesgo

Dada la imposibilidad de incluir el VaR en problemas lineales, se propone la
siguiente formulación empleando variables binarias [Lem00]:

min
cT∈RG,δ∈BG,ζ∈R

ζ

s.a. (4.50)

cT ∈ X

E[cT ] ≤ S

cgT ≤ ζ +Mδg ∀ g ∈ E (4.50a)∑
g∈E

pgδg ≤ 1 − α (4.50b)

con B el conjunto de números binarios, ζ el VaR para un nivel de confianza α, M
una constante con valor superior al mayor cgT , y δg las variables binarias auxiliares.

Aśı, con un α100 % de probabilidad el coste total de abastecimiento será menor
o igual que el ζ obtenido, que corresponde al VaR con nivel de confianza α.

Matemáticamente, mediante la restricción (4.50b) se limita el número de variables
δg que pueden valer 1 al número de escenarios con coste superior al VaR. Por su parte,
con la ecuación (4.50a) las variables binarias δg con coste superior al VaR toman
valor 1, estableciéndose el VaR en aquel escenario de mayor coste cuya variable
binaria asociada δg toma valor nulo.

Al objeto de que sea factible plantear un modelo VaR con variables binarias,
es necesario que el VaR se encuentre en la función objetivo para forzarlo a que sea



132 Caṕıtulo 4. Gestión del riesgo y contratación en mercados de enerǵıa

mı́nimo. Por tanto, no es posible formular el problema de minimización de coste
esperado sujeto a un ĺımite de VaR con variables binarias, debido a que en este caso
el VaR está únicamente acotado.

Para resolver este último problema (sin variables binarias en el modelado del
VaR), habŕıa que recurrir a un método iterativo que incluya restricciones asociadas al
VaR de forma heuŕıstica, según lo comentado en 4.5.1.6.2. Esta opción es impensable
con el problema con variables binarias presentado en esta tesis ya que la resolución
de cada iteración seŕıa excesivamente lenta.

Otra alternativa de formulación con variables binarias seŕıa incluir en la función
objetivo el coste esperado y el VaR ponderados con el parámetro de aversión al
riesgo. Aunque matemáticamente seŕıa correcto con el planteamiento de variables
binarias realizado, se ha descartado esta opción por no tener la función objetivo
ninguna interpretación f́ısica.

Modelo 8. Valor en riesgo condicional

Según la ecuación (4.32) el problema se puede formular:

min
cT ,r∈RG,ζ∈R

ζ +
1

1 − α

∑
g∈E

pgrg

s.a.

cT ∈ X

E[cT ] ≤ S

rg ≥ cgT − ζ ∀ g ∈ E

rg ≥ 0 ∀ g ∈ E

(4.51)

siendo rg las variables auxiliares del problema y el CVaR la función objetivo.

4.6.2. Discusión de los modelos

A continuación se procede a la discusión de los planteamientos estocásticos del
apartado anterior.

En los modelos 1, 2, 3, 7 y 8 la función objetivo es la medida de riesgo, y el
coste esperado se limita a un valor máximo mediante una restricción. Estos mismos
modelos se pueden formular minimizando el coste esperado e imponiendo un ĺımite
a la función de riesgo. Esta variante de la optimización multiobjetivo que consiste
en minimizar un objetivo (coste esperado o riesgo) y limitar el otro mediante una
restricción se denomina método de las ε-restricciones [Mar67].
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Alternativamente, estos modelos se pueden plantear ponderando mediante un
parámetro de aversión al riesgo el coste esperado y la medida de riesgo en la función
objetivo, lo que corresponde al método de las ponderaciones [Zad63] de la progra-
mación multiobjetivo.

Se ha optado por utilizar como parámetro el máximo coste esperado permitido
ya que, en general, es una medida más intuitiva que un parámetro de aversión al
riesgo en la función objetivo o un ĺımite de una medida de riesgo.

Para escoger una representación del riesgo para un consumidor industrial hay que
considerar fundamentalmente dos aspectos: el modelo de optimización estocástica
en el cual va ser incluido el riesgo y la percepción del riesgo de los consumidores
industriales.

El modelo de optimización planteado en este trabajo es lineal con variables bi-
narias y continuas, por lo que no es posible emplear como medida de riesgo un
método no lineal como el de media varianza (Modelo 1). Por otra parte, el modelo
determinista es de gran tamaño, aśı que el número de escenarios que se represen-
ta es pequeño. Esto hace que no tenga sentido estudiar valores medios por encima
del VaR, esto es, la cola de la distribución de costes, de manera que también se
ha descartado el CVaR como medida de riesgo (Modelo 8). Para escoger entre el
resto de formulaciones (Modelos 2-7), se ha recurrido a buscar una medida que sea
representativa y fácilmente interpretable por consumidores industriales.

En primer lugar se ha optado por descartar los modelos de función de utilidad
(Modelo 4) y arrepentimiento (Modelo 6). El primero de ellos implica construir
una función que convierta costes en utilidad, lo que puede suponer una medida
más subjetiva que otras para muchos consumidores a la hora de reflejar su aversión
al riesgo. Por su parte, el arrepentimiento no tiene sentido para un consumidor.
Se asume que éste percibe el riesgo como el potencial de tener costes altos y, en
principio, no tiene una función de costes de referencia.

Igualmente se ha descartado la medida de riesgo de desviaciones positivas res-
pecto al valor medio (Modelo 2), ya que penaliza costes cercanos a la media y un
consumidor no percibe como riesgo estos valores. Además, la función de costes no
tiene por qué ser normal, por lo que no se puede aproximar la desviación absoluta a
la desviación t́ıpica (ecuación (4.19)) para darle una interpretación a la medida de
riesgo.

El modelo propuesto de coste de referencia (Modelo 3) śı penaliza únicamente
costes altos, aunque presenta el inconveniente de tener que dar un valor al coste
de referencia. Para algunos consumidores este valor puede ser complicado de para-
metrizar. Por otra parte, una medida de riesgo que sea la suma de la diferencia de
costes entre un coste de referencia y el de cada escenario es menos intuitiva que un
nivel de confianza, medida de riesgo ofrecida en los modelos restantes, VaR y nivel
de seguridad.

Ambos modelos, VaR (Modelo 7) y nivel de seguridad (Modelo 5), son los que se
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han escogido para ser implantados en el problema estocástico. Mediante el análisis
numérico del caṕıtulo 8 se evalúan ambas alternativas para comprobar las ventajas
e inconvenientes de cada una.

La medida del VaR es más flexible que el modelo de nivel de seguridad ya que no
se centra únicamente en penalizar el escenario de mayor coste. Además, en el caso
de que el nivel de confianza sea 1 y se limite el coste esperado, el problema del VaR
es equivalente a obtener el mı́nimo coste del escenario de mayor valor, por lo que se
limita el escenario de mayor coste a su mı́nimo valor posible, que es precisamente la
filosof́ıa del modelo de nivel de seguridad.

Como aspecto negativo, el modelo VaR contiene variables binarias que pueden
complicar la resolución del problema. Mediante aplicaciones numéricas se compro-
bará si este inconveniente es significativo, ya que el número de variables binarias a
introducir, una por escenario, es reducido frente a las existentes.

Con estos dos modelos, variando el parámetro de aversión al riesgo se obtendrá la
frontera eficiente entre el coste esperado y la medida de riesgo.

4.7. Conclusiones

En este caṕıtulo se ha analizado la forma de considerar el riesgo para el modelo
de optimización estocástica propuesto en esta tesis.

En la gestión energética a medio plazo de consumidores industriales los riesgos
de operación, crédito o regulatorios son secundarios, pasando a un primer plano los
asociados al precio y al volumen de los contratos a formalizar.

El riesgo de volumen de una fábrica es, en general, reducido comparado con el de
precios. Las fábricas suelen tener curvas de demanda bastante estables en función
de la producción, por lo que el problema estocástico únicamente considera el riesgo
de precios.

La gestión de la incertidumbre de precios se realiza fundamentalmente mediante
contratos. En los mercados mayoristas de enerǵıa éstos se suelen negociar a través
de mercados financieros, mientras que en los minoristas los consumidores formalizan
contratos bilaterales principalmente con comercializadores.

Para escoger entre las opciones de contratación mediante modelos de optimi-
zación estocástica, el decisor adopta un compromiso entre el riesgo y el resultado
esperado de la variable aleatoria de interés. Dado que el ámbito pionero de aplica-
ción de estos modelos es el financiero, se ha realizado una revisión profunda y una
clasificación de las diferentes formulaciones encontradas en la literatura.

Asimismo, se ha realizado un trabajo análogo con los modelos de riesgo en merca-
dos eléctricos. Las propuestas en este campo se apoyan básicamente en las empleadas
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en los mercados financieros. No obstante, existe alguna formulación espećıficamente
concebida para el sector eléctrico [Fle00].

La principal diferencia encontrada entre modelos financieros y energéticos no son
las medidas de riesgo usadas, sino la función de probabilidad sobre la que se realiza
la gestión del riesgo. Mientras que en los mercados financieros se evalúan carteras de
contratos, en los energéticos se gestionan conjuntamente contratos y operación de
instalaciones. Esto último es lo que sucede igualmente en el caso de consumidores
industriales con abastecimiento propio de enerǵıa.

Para consumidores industriales se han planteado 8 posibles modelos de gestión
de riesgo. Entre estas propuestas se han escogido para el planteamiento estocástico
los modelos VaR y nivel de seguridad. Estos modelos evalúan el potencial de obtener
pérdidas altas, lo que obedece a la percepción del riesgo por parte de consumidores.

Con el modelo VaR el decisor asegura un valor máximo de coste de abastecimiento
igual al VaR con un nivel de confianza preestablecido y con un coste esperado que
no supera un ĺımite que impone. Este problema se ha planteado empleando variables
binarias. El tener un problema determinista con variables binarias permite adoptar
una formulación estocástica con este tipo de variables.

Respecto al anterior, el modelo nivel de seguridad es menos flexible aunque tiene
las ventajas de ser más sencillo y no necesitar variables binarias. Este limita el coste
máximo de los escenarios a un valor denominado nivel de seguridad.

Mientras que en los modelos financieros es habitual emplear como medidas de
riesgo el nivel de seguridad y el VaR, no se conoce la existencia de modelos en el
sector eléctrico que optimicen estas medidas, lo que hace este trabajo novedoso.

A pesar de considerar los modelos VaR y nivel de seguridad los más adecuados,
un consumidor industrial pudiera escoger otra medida de riesgo. Una vez que se
han formulado los planteamientos estocásticos, implantar cualquier medida lineal es
inmediato. Una alternativa a los modelos VaR y nivel de seguridad es, por ejemplo, el
modelo de coste de referencia. Esta propuesta realizada en esta tesis es la adaptación
del modelo de Fleten a consumidores industriales. Mediante el modelo de coste
de referencia únicamente se penalizan valores superiores a una referencia, la cual
representa un umbral a partir de la cual el consumidor industrial considera el riesgo.
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[NS00b] K.Ñg and G. B. Sheblé. Value at risk for an ESCO operation. Interna-
tional Conference on Probabilistic Methods Applied to Power Systems,
Madeira (Portugal), September 25-28 2000.

[Ore99] S. S. Oren. Combining financial double call options with real options for
early curtailment of electricity service. Proceedings of the 32nd Annual
Hawaii International Conference on Systems Sciences, January 1999.

[PBG+02] D. Paravan, H. Brand, R. Golob, J. Hlouskova, S. Kossomeier, R. Madle-
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Caṕıtulo 5

Formulación del problema
estocástico

En este caṕıtulo se expone la formulación original del problema de optimización
estocástica como soporte a la decisión de la contratación y la operación energética a
medio plazo de un consumidor industrial. Este planteamiento se apoya en el modelo
determinista presentado en el caṕıtulo 3.

Se presentan tres versiones del problema, la primera neutral al riesgo y las otras
dos con capacidad de gestionar el riesgo. En estos últimos casos se emplean los
modelos de nivel de seguridad y valor en riesgo (VaR) de acuerdo a lo concluido en
el caṕıtulo anterior.

La incertidumbre se representa mediante un árbol con un número finito de esce-
narios, de forma que el modelo estocástico se convierte en uno determinista de gran
tamaño.

La estructura de la exposición es la siguiente. En las secciones 5.2 y 5.3 se presen-
tan respectivamente las caracteŕısticas del modelo estocástico y del árbol de escena-
rios empleado. La estructura y el tamaño del problema se describen en la sección 5.4.
Las conclusiones del caṕıtulo se incluyen en la sección 5.5. Finalmente, en el anexo
I se muestra el planteamiento completo del modelo y en el anexo II la notación
empleada adicional a la formulada para el problema determinista.

5.1. Introducción

Los mercados energéticos están sujetos a volatilidad alta en sus precios y, por
tanto, para tomar decisiones realistas son necesarias herramientas de optimización
matemática que evalúen esta incertidumbre.

Mientras que en mercados mayoristas financieros y energéticos son comunes estas
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herramientas, en los mercados minoristas en los que opera un consumidor industrial
no sucede lo mismo. La causa de esta carencia puede deberse a la juventud de los
mercados energéticos minoristas y al escaso volumen económico de las transaccio-
nes frente a los mercados mayoristas. Es probablemente por ello por lo que en la
literatura revisada no se han encontrado modelos de optimización estocástica como
herramienta de apoyo a la decisión en la contratación de consumidores industriales.

Con respecto a problemas donde intervienen cogeneraciones, Paravan et
al. [PBG+02] proponen un modelo de programación estocástica donde se gestiona
conjuntamente contratos y cogeneración. El cogenerador actúa como agente gene-
rador de enerǵıa térmica y eléctrica, de forma que tanto el planteamiento como los
contratos son de diferente naturaleza al modelo aqúı presentado. En su trabajo, Pa-
ravan et al. contemplan la incertidumbre de precios y demanda mediante un árbol
de escenarios, y optimizan el valor esperado del beneficio sin realizar expĺıcitamente
una gestión del riesgo.

Por tanto, el problema expuesto en este caṕıtulo es original al considerar la
toma de decisiones de consumidores industriales bajo incertidumbre. Igualmente,
emplear los modelos de nivel de seguridad y VaR como medida de riesgo supone una
aportación ya que, aunque son empleados en el ámbito financiero [Roy52, GP99,
LMU02], no se conoce su aplicación en problemas de optimización estocástica en el
sector de la enerǵıa.

5.2. Caracteŕısticas del modelo

En esta sección se recogen las principales caracteŕısticas del problema estocástico.
Este se basa en el modelo determinista del caṕıtulo 3 y en las formulaciones del riesgo
del apartado 4.6 del caṕıtulo anterior.

La determinación bajo incertidumbre de la contratación y la operación de la
instalación se realiza mediante un modelo estocástico bietapa.

En una primera etapa se escogen los contratos a firmar de cada bien. Estas son
decisiones aqúı y ahora (here-and-now) ya que se toman bajo futuro incierto. Es lo
que se denomina no anticipatividad.

En la segunda etapa se determinan las decisiones espera y ve (wait-and-see).
Estas corresponden a la producción de la caldera y la cogeneración en cada periodo
del horizonte del problema en función de los contratos escogidos y de los parámetros
estocásticos del modelo. Es lo que se denomina adaptabilidad, debido a que las
decisiones se toman una vez desvelada la incertidumbre.

Los parámetros considerados estocásticos son los precios de la electricidad y de
los combustibles, mientras que las demandas eléctrica y térmica son deterministas.
La volatilidad de las demandas es mucho menor que la de los precios y por tanto
su peso en el coste de los contratos puede ser despreciado. Los consumos de una



5.2. Caracteŕısticas del modelo 145

fábrica son en general predecibles con un error pequeño ya que los reǵımenes de
consumo son habitualmente ćıclicos y muy similares en cada ciclo dependiendo de
las máquinas en funcionamiento.

El coste total del abastecimiento energético se representa mediante la función
discreta de probabilidad cT ∈ RG, siendo G el número total de escenarios. Cada
valor cgT de esta distribución, con g ∈ E el ı́ndice de escenarios, está compuesto por
los siguientes términos:

cgT = cga +mg
a + cgo +mg

o + cge − ige ∀ g ∈ E (5.1)

En esta ecuación cge, c
g
a, c

g
o, i

g
e son los costes para cada escenario de los contratos

de adquisición de enerǵıa eléctrica, fueloil para la caldera, gas natural para la coge-
neración y venta de excedentes de enerǵıa eléctrica respectivamente. Estos costes
dependen de las variables de decisión de los contratos, únicas para todos los escena-
rios, y de los consumos o la venta de bienes determinados en función de los precios
de cada escenario.

Por su parte, los costes de mantenimiento de la caldera mg
a y de la cogeneración

mg
o vienen dados por lo generado por la instalación en cada periodo una vez desvelada

la incertidumbre de precios.

Denominando pg a la probabilidad de ocurrencia de cada escenario, el coste total
esperado E[cT ] es:

E[cT ] =
∑
g∈E

pgcgT (5.2)

Las restricciones X del problema, al igual que en el caso determinista, tienen las
siguientes funciones:

Determinar el arranque/parada y el despacho económico de la caldera y la
cogeneración.

Satisfacer el balance térmico y eléctrico de la fábrica.

Evaluar la cantidad y el precio asociados a los contratos.

Las tres versiones originales planteadas del problema estocástico, cuya formu-
lación completa se encuentra en el anexo I, se exponen a continuación en forma
compacta:
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Neutral al riesgo

Este modelo minimiza el coste total esperado E[cT ] del abastecimiento energético
del consumidor industrial. Por tanto, no penaliza escenarios de costes altos y no
gestiona el riesgo. Su formulación es:

min
cT∈RG

E[cT ]

s.a.

cT ∈ X

(5.3)

Nivel de seguridad

Incluyendo en el modelo anterior una cota Sns al coste total de cada escenario,
el consumidor se asegura de no incurrir en costes altos. De acuerdo al Modelo 5 de
la sección 4.6.1 la formulación es:

min
cT ∈RG

E[cT ]

s.a.

cT ∈ X

cgT ≤ Sns ∀ g ∈ E

(5.4)

Valor en riesgo

Denominando z al VaR para un nivel de confianza dado, el modelo es el siguiente:

min
cT∈RG,z∈R

z

s.a.

cT ∈ X

cT , z ∈ Y

E[cT ] ≤ SV aR

(5.5)

Las restricciones Y corresponden a las ecuaciones (5.10) y (5.11) del anexo I.
Estas determinan el escenario que corresponde al VaR para el nivel de confianza
deseado, según lo explicado en el apartado 4.6.1. Mediante el parámetro SV aR se
limita el coste total esperado.
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Los dos últimos planteamientos son denominados en la literatura de optimización
estocástica multiobjetivo paramétricos. Obtienen un compromiso entre los objetivos
de minimizar el coste total esperado y la medida de riesgo (nivel de seguridad o
VaR) mediante la variación de los parámetros de aversión al riesgo Sns o SV aR.

5.3. Arbol de escenarios

En la primera parte de esta sección se describen las bases de los árboles de esce-
narios. A continuación, se expone la estructura de árbol propuesta para el problema
estocástico presentado.

Los métodos empleados para obtener los árboles constituyen el objeto de la parte
III de la tesis.

5.3.1. Consideraciones generales

La forma natural y expĺıcita de representar la no anticipatividad y adaptabilidad
de las decisiones es mediante un árbol de probabilidad. Con anterioridad al primer
periodo temporal del alcance del problema (ráız del árbol), el planificador debe
tomar la decisión de contratación con la incertidumbre futura de los precios sin
desvelar. En los periodos siguientes se toman las distintas decisiones de operación
basándose en los contratos realizados en la ráız del árbol y en los precios de cada
estado.

El árbol de probabilidad o escenarios constituye una representación discreta de
los posibles estados o nodos ω ∈ Ω del árbol que pueden tomar las variables aleatorias
del modelo en cada periodo k ∈ K del alcance del problema.

Cualquier camino o trayectoria que va desde la ráız del árbol hasta las hojas es
lo que se define como escenario. Aquéllos que comparten una misma información
hasta una cierta etapa también comparten esas ramas del árbol.

La probabilidad de transición de un nodo a otro se representa por pω, mientras
que pg es la probabilidad de ocurrencia del escenario g. Existe una correspondencia
uńıvoca entre cada uno de los nodos del árbol de escenarios y su predecesor, de
forma que si Eg es el conjunto de nodos ω que pertenecen al escenario g, ambas
probabilidades están ligadas por la expresión:

pg =
∏

ω∈Eg

pω (5.6)

Cada nodo puede ramificarse un número indefinido de veces, aunque normalmen-
te estas ramificaciones son reducidas ya que elevan considerablemente el tamaño de
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Figura 5.1: Arbol de escenarios con bifurcaciones en cada nodo.

los problemas.

Una de las estructuras más habituales de árbol es aquélla con bifurcaciones en
cada nodo. En la figura 5.1 se representa un árbol de este tipo formado por ocho
escenarios E = {Eg1, .., Eg8}, tres periodos K = {k1, k2, k3} y catorce nodos Ω =
{ω1, .., ω14}. El segundo escenario, por ejemplo, está compuesto por los nodos Eg2 =
{ω1, ω2, ω4} y tiene una probabilidad de ocurrencia pg2 = pω1 × pω2 × pω4 .

Adicionalmente, para recorrer el árbol se define el conjunto Ωk de nodos ω que
pertenece al periodo k. Aśı, el conjunto de nodos del primer periodo es Ω1 = {ω1, ω8}.

5.3.2. Estructura del árbol del problema

La estructura del árbol de probabilidad del modelo viene determinada por la in-
certidumbre y por la relación temporal de los precios de compraventa de electricidad
y de compra de los combustibles gas natural y fueloil.

Los precios empleados de los combustibles son medios mensuales al ser éstos los
de referencia más habituales en contratos entre comercializadores y consumidores
industriales en el mercado español. Por tanto, estos precios mantienen una relación
temporal entre meses consecutivos a lo largo del año de planificación.

Con los precios de compraventa de electricidad no sucede lo mismo. Estos pueden
oscilar entre una frecuencia horaria y anual en función del tipo de contrato. Dado
que el precio de la electricidad es estacional, se ha optado por formar grupos de
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Figura 5.2: Arbol de escenarios para el problema estocástico.

precios horarios en cada mes según esta caracteŕıstica (ver caṕıtulo 7 acerca de la
formación de escenarios de precios de electricidad). Esta medida es razonable ya que,
por una parte se representan los distintos niveles de precios, y por otra se reduce el
número de periodos del problemas. Además, no tendŕıa sentido considerar precios
horarios en un horizonte anual ya que no es posible predecirlos a tan largo plazo.

Para implementar esta relación temporal de precios se plantea un árbol donde no
son posibles las ramificaciones de nodos en periodos que pertenecen a un mismo mes.
De esta forma, la probabilidad de tránsito entre nodos consecutivos de un escenario
dentro del mismo mes es 1. Mediante esta solución se solventa la falta de relación
temporal de precios de electricidad entre periodos dentro de un mismo mes.

Esta estructura del árbol es más restrictiva que la comentada en el apartado
anterior. No obstante, es bastante flexible ya que admite un número configurable de
ramificaciones intermensuales y de nodos en cada mes.

En la figura 5.2 se muestra un árbol de estas caracteŕısticas. Por motivos de
claridad en la exposición, el árbol lo componen dos meses en vez de los doce del año.
El primer mes i1 está formado por los periodos {k1, k2, k3} y el segundo mes i2 por
los restantes periodos.

Para hacer referencia a los precios de los combustibles y variables asociadas se
define el conjunto V de estados mensuales v del problema. En el árbol de la figura 5.2
este conjunto es V = {v1, .., v6}.

Cada mes i del año contiene un número de estados mensuales v definidos me-
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diante el conjunto Vi. Aśı, en el árbol del ejemplo, Vi1 = {v1, v2} y Vi2 = {v3, .., v6}.
Por tanto, para cada estado mensual v de cada mes i se tiene un precio de fueloil

P v
f (i) y otro de gas natural P v

g (i). De forma análoga, en cada nodo ω de cada periodo
k existe un precio de compra P ω

e (k) y otro de venta V ω
e (k) de electricidad.

Incluir estados mensuales v en la estructura del árbol hace necesario nuevos con-
juntos para recorrer el árbol. Análogamente a los conjuntos Ωk y Eg para relacionar
los nodos ω con los periodos k y los escenarios g respectivamente, se definen los con-
juntos Ωv y E

′
g. El primero hace referencia a los nodos ω del estado mensual v y el

segundo a los estados mensuales v del escenario g. Continuando con el ejemplo de la
figura 5.2, el conjunto de nodos para el primer estado mensual es Ωv1 = {ω1, ω2, ω3},
y los estados mensuales del primer escenario son E

′
g1

= {v1, v3}.
La definición de los conjuntos e ı́ndices relacionados con el árbol de escenarios

se encuentra en el anexo II.

5.4. Estructura y tamaño del problema

Al igual que en la sección 3.7 para el modelo determinista, en este apartado se
presenta la estructura y el tamaño del problema.

Las variables y las restricciones se describen según su relación con el árbol de
probabilidad, no desde la perspectiva de la funcionalidad como se realiza el sección
3.7, ya que ésta es la misma en ambos planteamientos. Por tanto, la clasificación de
las variables y las restricciones obedece a si éstas son independientes al árbol o si
hacen referencia a un nodo ω, a un estado mensual v, o a un escenario g.

De las tres versiones del problema estocástico, se ha tomado como referencia
para la exposición el modelo que gestiona el riesgo mediante el VaR. Este únicamente
cambia respecto a los otros dos en la función objetivo y las restricciones relacionadas
con el riesgo, por lo que el tamaño de los tres problemas es muy similar.

5.4.1. Variables

A continuación se muestra la clasificación de las variables reales atendiendo a
la estructura y el tamaño del árbol de escenarios. Entre paréntesis se indican las
variables a las que hacen referencia (ver anexo IV del caṕıtulo 3 para la descripción
de las mismas en su versión determinista). Aśı, estas variables son:

Independientes del árbol:

• Valor en riesgo (z).

Asociadas a cada nodo ω del árbol:
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• Operación de la instalación:

◦ Operación de la caldera (fω
a (k), vω

a (k), lωa (k)).

◦ Operación de la cogeneración (gω
o (k), eω

o (k), eω
oe(k), e

ω
od(k), v

ω
o (k),

vω
ov(k), v

ω
ol(k), l

ω
o (k), lωod(k)).

◦ Enerǵıa importada de la red eléctrica (eω
r (k)).

• Contratos:

◦ Cantidad de enerǵıa o combustible asociada a los contratos de cada
bien (eω

ri,n
(k), fω

ai,n
(k), gω

oi,n
(k), eω

oei,n
(k)).

◦ Tramos de consumo en los contratos con bonificación o penalización
por volumen de consumo anual (qω

e3,n,r
(k), qω

a1,n,r
(k), qω

o1,n,r
(k)).

◦ Tramos de consumo en los contratos con ĺımites de precio máximo y
mı́nimo (qω

e7,n,r
(k), qω

a2,n,r
(k), qω

o2,n,r
(k)).

Asociadas a cada escenario g del árbol:

• Operación de la instalación:

◦ Coste de operación y mantenimiento de la caldera (mg
a).

◦ Coste de operación y mantenimiento de la cogeneración (mg
o).

• Contratos:

◦ Coste o ingreso del contrato seleccionado de cada bien (cge, c
g
a, c

g
o, i

g
e).

◦ Coste o ingreso de los contratos propuestos de cada bien (cgei,n
, cgai,n

,
cgoi,n

, igei,n
).

En la tabla 5.1 se muestra el número de variables reales y de bloques del proble-
ma según el tamaño de los conjuntos de datos definidos. Las variables se agrupan
según sus funciones. Se recuerda al lector que los sub́ındices e, a, o y v son emplea-
dos respectivamente para los contratos de compra de enerǵıa eléctrica, fueloil y gas
natural, y de venta de excedentes de enerǵıa eléctrica. Los supeŕındices que referen-
cian los conjuntos de tramos R de precios o consumo indican el tipo de contrato del
bien e, a u o. Los conjuntos de contratos se denotan con la letra N y el sub́ındice
correspondiente al bien negociado y al tipo de contrato. Las ĺıneas horizontales sobre
un conjunto indican el número máximo de elementos que contienen.

Por otra parte, la clasificación de las variables binarias de acuerdo a la estructura
del árbol es:

Independientes del árbol:

• Decisiones de contratación de cada bien (αei,n
, αai,n

, αoi,n
, αvi,n

).

Asociadas a cada nodo ω del árbol:

• Operación de la instalación:
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Variables reales (bloques)

Función objetivo 1 (1)

Riesgo 6G (6)

Caldera 3Ω (3)

Cogeneración 9Ω (9)

Balance de enerǵıa Ω (1)

Adquisición Eaeléctrica (G+Ω)
∑

i∈Ne
Nei

+Ω(R3
eNe3 +R7

eNe7) (4)

Adquisición fueloil (G+Ω)
∑

i∈Na
Nai

+Ω(R1
aNa1 +R2

aNa2) (4)

Adquisición gas natural (G+Ω)
∑

i∈No
Noi

+Ω(R1
oNo1 +R2

oNo2) (4)

Venta Ea eléctrica (G+ Ω)
∑

i∈Nv
Nvi

(2)

Tabla 5.1: Número de variables reales del problema estocástico.

◦ Estado de la caldera: parada o producción (γω
a (k)).

◦ Estado de la cogeneración: parada o producción (γω
o (k)).

◦ Balance de enerǵıa eléctrica (θω
e (k), θω

r (k)).

• Contratos:

◦ Tramos de precios en los contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica
con ĺımites de precio máximo y mı́nimo (βω

e7,n,r
(k)).

Asociadas a cada estado mensual v del árbol:

• Tramos de precios en los contratos de adquisición de fueloil y gas natural
con ĺımites de precio máximo y mı́nimo (βv

a2,n,r
(i), βv

o2,n,r
(i)).

Asociadas a cada escenario g del árbol:

• Contratos:

◦ Tramos de consumo en los contratos con bonificación o penalización
por volumen de consumo anual (βg

e3,n,r
, βg

a1,n,r
, βg

o1,n,r
).

• Otras:

◦ Determinación del VaR (δg).

El número total de variables binarias y de bloques se indican en la tabla 5.2.
Tanto esta tabla como la anterior muestra que el número de variables depende
fundamentalmente de la estructura del árbol de probabilidad, la cual establece la
cantidad de nodos y escenarios para un número K de periodos del problema.

5.4.2. Restricciones

La descripción de las restricciones se divide en dos grupos. El primero correspon-
de a las que no ligan periodos temporales k y hacen referencia a un único nodo ω
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Variables binarias (bloques)

Riesgo G (1)

Caldera Ω (1)

Cogeneración Ω (1)

Balance de enerǵıa 2Ω (2)

Adquisición Eaeléctrica
∑

i∈Ne
Nei

+GR3
eNe3 + ΩR7

eNe7 (3)

Adquisición fueloil
∑

i∈Na
Nai

+GR1
aNa1 + V R2

aNa2 (3)

Adquisición gas natural
∑

i∈No
Noi

+GR1
oNo1 + V R2

oNo2 (3)

Venta Ea eléctrica
∑

i∈Nv
Nvi

(1)

Tabla 5.2: Número de variables binarias del problema estocástico.

del árbol. En el segundo grupo se encuentran las restricciones que relacionan varios
periodos temporales, bien asociando variables de todos los periodos, de un escenario
g o de un estado mensual v.

Las restricciones para cada nodo ω del árbol se exponen a continuación. Entre
paréntesis se mencionan las ecuaciones del anexo I a las que hacen referencia.

Operación de la instalación:

• Operación de la caldera ((5.13), (5.14)).

• Operación de la cogeneración ((5.16)-(5.20)).

• Balance de enerǵıa térmica y eléctrica ((5.24)-(5.27)).

Contratos:

• Relación entre la cantidad imputada a cada contrato y los consumos de
electricidad, fueloil, gas natural o la venta de enerǵıa eléctrica ((5.31),
(5.53), (5.70), (5.87)).

• Determinación de los tramos de precios y consumo en los contratos con
bonificación o penalización por consumo y en aquéllos con ĺımites de pre-
cio máximo y mı́nimo ((5.40), (5.45)-(5.47), (5.49), (5.60), (5.63), (5.66),
(5.77), (5.80), (5.83)).

En la tabla 5.3 se muestra, según su funcionalidad, el número de restricciones y
de bloques asociados a un solo nodo del árbol.

De igual forma, las restricciones que ligan varios periodos temporales se muestran
en la tabla 5.4. Según su relación con el árbol de escenarios, estas restricciones son
las que:

Relacionan variables de todo el árbol:
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Restricciones (bloques)

Riesgo

Caldera 3Ω (3)

Cogeneración 8Ω (8)

Balance de enerǵıa 6Ω (6)

Adquisición Ea eléctrica Ω + ΩNe3 + ΩNe7(6 +R7
e) (9)

Adquisición fueloil Ω + ΩNa1 + 5V Na2 + ΩNa2(1 +R2
a) (9)

Adquisición gas natural Ω + ΩNo1 + 5V No2 + ΩNo2(1 +R2
o) (9)

Venta Ea eléctrica Ω (1)

Tabla 5.3: Número de restricciones del problema estocástico para cada periodo tem-
poral.

Restricciones (bloques)

Riesgo 2 +G (3)

Caldera G (1)

Cogeneración 3G (3)
Balance de enerǵıa

Adquisición 2 +G+ (1 +G)
∑

i∈Ne
Nei

+

Ea eléctrica +GNe3(3R
3
e − 1) +Ne7 (16)

Adquisición 2 +G+ (1 +G)
∑

i∈Na
Nai

+

fueloil +GNa1(3R
1
a − 1) +Na2 (11)

Adquisición 2 +G + (1 +G)
∑

i∈No
Noi

+

gas natural +GNo1(3R
1
o − 1) +No2 (11)

Venta Ea eléctrica 2 +G + (1 +G)
∑

i∈Nv
Nvi

(6)

Tabla 5.4: Número de restricciones del problema estocástico que ligan varios periodos
temporales.

• Riesgo:

◦ Determinación del VaR ((5.11)).

◦ Ĺımite del coste esperado ((5.12)).

• Contratos:

◦ Relación entre los contratos a firmar y los consumos asociados ((5.29),
(5.30), (5.32), (5.51), (5.52), (5.54), (5.68), (5.69), (5.71), (5.85),
(5.86), (5.88)).

◦ Relación entre las variables binarias de tramos y las de decisión de
los contratos con ĺımites de precio máximo y mı́nimo ((5.48), (5.65),
(5.82)).

Relacionan variables de un estado mensual v:
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• Contratos:

◦ Determinación de los tramos de precios en los contratos de adquisi-
ción de fueloil y gas natural con ĺımites de precio máximo y mı́nimo
((5.62), (5.64), (5.79), (5.81)).

Relacionan variables de un escenario g:

• Riesgo:

◦ Determinación del VaR ((5.10)).

• Operación de la instalación:

◦ Coste de operación y mantenimiento de la caldera ((5.15)).

◦ Coste de operación y mantenimiento de la cogeneración, y ĺımites de
rendimiento y enerǵıa vendida ((5.21)-(5.23)).

• Contratos:

◦ Relación entre los costes de los contratos de cada bien, y entre costes y
cantidades consumidas de cada contrato ((5.28), (5.33)-(5.35), (5.41)-
(5.44), (5.50), (5.55), (5.61), (5.67), (5.72), (5.78), (5.84), (5.89),
(5.90)).

◦ Determinación del tramo de consumo en los contratos con bonifica-
ción o penalización por volumen de consumo ((5.36)-(5.39), (5.56)-
(5.59), (5.73)-(5.76)).

5.4.3. Ejemplo numérico del tamaño del problema

En esta sección se muestra un ejemplo numérico del tamaño del problema es-
tocástico.

El número de datos utilizado de cada conjunto se encuentra en la tabla 5.5. Los
contratos y los periodos son los mismos que en el ejemplo del caso determinista
(sección 3.7). Se consideran 15 escenarios, en donde cada nodo pertenece a un único
escenario. De esta forma se tiene un número razonable de nodos ya que el problema
determinista es de gran tamaño y contiene variables binarias. Con esta estructura
de árbol el número de nodos es Ω = K ×G y el de estados mensuales V = T 12 ×G.

Con estos valores se tienen 129984 variables, de las cuales 16148 son binarias, y
87729 restricciones, siendo 1779 las que ligan varios periodos (tabla 5.6). Al igual
que en el caso determinista, este tamaño es orientativo y superior al del problema
ya que algunas variables son determinadas una vez conocidos los datos de entrada.

Con este tamaño del problema, el número de coeficientes distinto de cero de la
matriz de restricciones es 491926. En la figura 5.3 se muestra esta matriz, siendo los
puntos azules coeficientes de variables reales y los rojos de variables binarias.
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Las restricciones de esta matriz se encuentran en el mismo orden en el que se
presentan en el anexo I. En esta figura las variables están ordenadas por bloques, por
lo que habŕıa que reordenar la matriz si se recurre a técnicas de descomposición para
resolver el problema. No obstante, esta figura proporciona una buena orientación del
tamaño del modelo.

Esta matriz es básicamente la misma que la del caso determinista (figura 3.7)
salvando el tamaño del problema. Aparte de las variables y restricciones creadas
debido al árbol de escenarios, únicamente se han añadido en el problema estocástico
las correspondientes a las de la medida del riesgo.

El tamaño del modelo crece prácticamente de forma lineal con el número de
escenarios G. No obstante, según se muestra en el caso ejemplo del caṕıtulo 8, el
tiempo de resolución del problema no se comporta linealmente respecto al número
de escenarios.

Generales K T 12 G Ω V
90 12 15 1350 180

Adquisición Ne1 Ne2 Ne3/R
3
e Ne4 Ne5 Ne6 Ne7/R

7
e

Ea Eléctrica 1 2 2/5 2 1 2 2/3

Adquisición Na1/R
1
a Na2/R

2
a

fueloil 2/5 2/3

Adquisición No1/R
1
o No2/R

2
o

gas natural 2/5 2/3
Venta Nv1 Nv2

Ea eléctrica 1 2

Tabla 5.5: Ejemplo de valores de los conjuntos del problema estocástico.

5.5. Conclusiones

En este caṕıtulo se ha presentado la formulación original de modelos de optimi-
zación estocástica para la gestión combinada de la contratación y la operación de la
instalación de un consumidor industrial. Hasta la fecha, estos son los únicos modelos
de programación estocástica de los que se tiene constancia orientados a la gestión
energética de consumidores en mercados minoristas.

Se proponen tres modelos, uno neutral al riesgo y otros dos que tienen presente
el riesgo a través de las medidas denominadas nivel de seguridad y valor en riesgo
(VaR). Mediante estos últimos modelos el decisor obtendrá un compromiso entre
coste esperado y riesgo a asumir.

Los parámetros estocásticos considerados son los precios del fueloil, del gas natu-
ral y de la electricidad. Para incluir la incertidumbre de los parámetros en el modelo
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Variables Reales Binarias Total

Función objetivo 1 1
Riesgo 90 15 105
Caldera 4050 1350 5400

Cogeneración 12150 1350 13500
Balance de enerǵıa 1350 2700 4050

Adquisición Eaeléctrica 37980 8262 46242
Adquisición fueloil 27060 1234 28294

Adquisición gas natural 27060 1234 28294
Venta Ea eléctrica 4095 3 4098

Total 113836 16148 129984

Ligan varios periodos
Restricciones Si No Total

Riesgo 17 17
Caldera 15 4050 4065

Cogeneración 45 10800 10845
Balance de enerǵıa 8100 8100

Adquisición Eaeléctrica 631 28350 28981
Adquisición fueloil 503 16650 17153

Adquisición gas natural 503 16650 17153
Venta Ea eléctrica 65 1350 1415

Total 1779 85950 87729

Tabla 5.6: Ejemplo de variables y restricciones del problema estocástico.

se recurre a un árbol de escenarios. Dado que los precios horarios de electricidad se
agrupan de forma que no mantienen una relación temporal en todos los periodos
del problema, se ha propuesto una estructura de árbol en la que sea compatible
combinar estos precios con los de los combustibles.

El problema resultante es de gran tamaño e incluye un número elevado de va-
riables binarias, siendo las ecuaciones y las variables asociadas a los contratos con
tramos de precios y consumo las que más peso tienen en el tamaño del problema.
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Figura 5.3: Matriz de restricciones del problema estocástico.
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5.6. Anexo I: Modelo estocástico

En este anexo se presenta la formulación propuesta del problema estocástico
completo. La descripción detallada de las ecuaciones en su versión determinista se
encuentra en el caṕıtulo 3, por lo que se omite en este apartado.

Los valores que dependen del árbol tienen supeŕındice ω, v o g en función de si
hacen referencia a un nodo, a un estado mensual o a un escenario, respectivamente.

5.6.1. Función objetivo

Se formulan dos funciones objetivo: coste total esperado (5.7) para los modelos
neutral al riesgo y aquel que utiliza el nivel de seguridad como medida de riesgo, y
valor en riesgo (VaR) (5.8) para el modelo que emplea esta medida para gestionar
la incertidumbre:

min E[cT ] =
∑
g∈E

pg(cga +mg
a + cgo +mg

o + cge − ige) (5.7)

min z (5.8)

5.6.2. Medidas de riesgo

5.6.2.1. Nivel de seguridad

Limitación del coste asociado a cada escenario (5.9):

cga +mg
a + cgo +mg

o + cge − ige︸ ︷︷ ︸
cg
T

≤ Sns ∀ g ∈ E (5.9)

5.6.2.2. Valor en riesgo

Determinación de los escenarios con coste superior al VaR con el nivel de con-
fianza deseado (5.10)-(5.11) y ĺımite del valor esperado (5.12), en el caso de tener
como función objetivo la minimización del VaR :

cga +mg
a + cgo +mg

o + cge − ige︸ ︷︷ ︸
cg
T

≤ z +Mδg ∀ g ∈ E (5.10)
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∑
g∈E

pgδg ≤ 1 −Nc (5.11)

∑
g∈E

pg(cga +mg
a + cgo +mg

o + cge − ige)︸ ︷︷ ︸
E[cT ]

≤ SV aR (5.12)

5.6.3. Caldera

Operación (5.13), ĺımites de operación (5.14), y coste de operación y manteni-
miento (5.15):

fω
a (k) = Aaγ

ω
a (k) +Ba (vω

a (k) + lωa (k)) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.13)

faγ
ω
a (k) ≤ fω

a (k) ≤ faγ
ω
a (k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.14)

mg
a = Ca +Da

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

fω
a (k)


 ∀ g ∈ E (5.15)

5.6.4. Cogeneración

Operación (5.16), ĺımites de operación (5.17), relación entre la enerǵıa térmi-
ca producida y la consumida (5.18)-(5.19), relación entre la enerǵıa eléctrica ge-
nerada y la consumida y/o vendida (5.20), limitaciones del régimen especial (RD
2818/1998) (5.21)-(5.22), y coste de operación y mantenimiento (5.23):

gω
o (k) = Aoγ

ω
o (k) +Boe

ω
o (k)

gω
o (k) = Eoγ

ω
o (k) + Fov

ω
o (k)

gω
o (k) = Goγ

ω
o (k) +Hol

ω
o (k)


 ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ω (5.16)

goγ
ω
o (k) ≤ gω

o (k) ≤ goγ
ω
o (k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.17)

vω
o (k) − 1

Rc

(vω
ov(k) + vω

ol(k)) ≥ 0 ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.18)

lωo (k) − lωod(k) ≥ 0 ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.19)
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eω
o (k) = eω

oe(k) + eω
od(k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.20)

Io
∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

gω
o (k)


−

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

(vω
ov(k) + vω

ol(k))


−

−
∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

lωod(k)


− 1

Re

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

eω
o (k)


 ≤ 0

∀ g ∈ E

(5.21)

Qo

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

eω
o (k)


−

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

eω
oe(k)


 ≥ 0 ∀ g ∈ E (5.22)

mg
o = Co +Do

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

eω
o (k)


 ∀ g ∈ E (5.23)

5.6.5. Balance de Enerǵıa

Balance de enerǵıa eléctrica (5.24), prohibición de venta de excedentes de enerǵıa
eléctrica y de compra de enerǵıa de la red simultáneamente (5.25), y balance de
enerǵıa térmica (5.26)-(5.27):

E(k) = eω
od(k) + eω

r (k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.24)

θω
e (k) + θω

r (k) ≤ 1

eω
oe(k) − eoeθ

ω
e (k) ≤ 0

eω
r (k) − erθ

ω
r (k) ≤ 0


 ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.25)

Tv(k) = vω
a (k) + vω

ov(k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.26)

Tl(k) = lωa (k) + lωod(k) + vω
ol(k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.27)
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5.6.6. Contratos

Unicamente se describen las ecuaciones asociadas a los contratos de adquisi-
ción de enerǵıa eléctrica. Estas son similares al del resto de los bienes negociados.
Para una explicación detallada, en su versión determinista, de las restricciones de
los contratos de adquisición de fueloil, gas natural o venta de excedentes, véanse
respectivamente los anexos I, II y III del caṕıtulo 3.

5.6.6.1. Adquisición de enerǵıa eléctrica

Comunes a todos los contratos

Coste de los contratos (5.28), ĺımite de contratos a firmar (5.29), prohibición de
firmar un contrato si no se consume enerǵıa de la red eléctrica (5.30) y (5.32), y
asignación del consumo de enerǵıa eléctrica de la red a la asociada a los contra-
tos (5.31):

cge =
∑
i∈Ne

∑
n∈Nei

cgei,n
∀ g ∈ E (5.28)

∑
i∈Ne

∑
n∈Nei

αei,n
≤ 1 (5.29)

∑
i∈Ne

∑
n∈Nei

αei,n
−
∑
k∈K

∑
ω∈Ωk

θω
r (k) ≤ 0 (5.30)

eω
r (k) =

∑
i∈Ne

∑
n∈Nei

eω
ri,n

(k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.31)

∑
k∈K

∑
ω∈Ωk

eω
ri,n

(k) − Ωαei,n
er ≤ 0 ∀ i ∈ Ne, ∀n ∈ Nei

(5.32)

Tipo 1: Precio fijo anual

Coste del contrato (5.33):

cge1,n
= Pea1,n

αe1,n + Pe1,n

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

eω
r1,n

(k)


 ∀n ∈ Ne1 , ∀ g ∈ E

(5.33)
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Tipo 2: Precio fijo por periodo

Coste del contrato (5.34):

cge2,n
= Pea2,n

αe2,n +
∑
i∈T 3

e


Pe2,n,i

∑
j∈T 3

ei


D(j)

∑
ω∈(Ωj∩Eg)

eω
r2,n

(j)






∀n ∈ Ne2 , ∀ g ∈ E

(5.34)

Tipo 3: Precio fijo anual con bonificación/penalización por volumen
de consumo

Coste del contrato (5.35), determinación del tramo de consumo (5.36)-(5.38),
activación de los tramos de consumo si el contrato es seleccionado (5.39), y asignación
del consumo del contrato a un tramo (5.40):

cge3,n
= Pea3,n

αe3,n+

+ Pe3,n

∑
r∈R3

e


(1 + ∆Pe3,n,r)

∑
k∈K

D(k)


 ∑

ω∈(Ωk∩Eg)

qω
e3,n,r

(k)






∀n ∈ Ne3, ∀ g ∈ E

(5.35)

∑
k∈K

D(k)


 ∑

ω∈(Ωk∩Eg)

qω
e3,n,r

(k)


− βg

e3,n,r
Qe3,n(1 + ∆Qe3,n,r) ≤ 0

∀n ∈ Ne3 , r = {1, .., R3
e − 1}, ∀ g ∈ E

(5.36)

∑
k∈K

D(k)


 ∑

ω∈(Ωk∩Eg)

qω
e3,n,r

(k)


− βg

e3,n,r
Qe3,n(1 + ∆Qe3,n,r−1) ≥ 0

∀n ∈ Ne3 , r = {2, .., R3
e}, ∀ g ∈ E

(5.37)

∑
k∈K

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

qω
e3,n,r

(k) −Kβg
e3,n,r

er ≤ 0 ∀n ∈ Ne3, ∀ r ∈ R3
e , ∀ g ∈ E (5.38)

αe3,n =
∑
r∈R3

e

βg
e3,n,r

∀n ∈ Ne3, ∀ g ∈ E (5.39)

eω
r3,n

(k) =
∑
r∈R3

e

qω
e3,n,r

(k) ∀n ∈ Ne3 , ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.40)
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Tipo 4: Precio fijo anual indexado mensualmente

Coste del contrato (5.41):

cge4,n
= Pea4,n

αe4,n + Pe4,n

∑
i∈T 12


Se4,n,i

∑
j∈T 12

i


D(j)

∑
ω∈(Ωj∩Eg)

eω
r4,n

(j)






∀n ∈ Ne4 , ∀ g ∈ E

(5.41)

Tipo 5: Precio de mercado spot

Coste del contrato (5.42):

cge5,n
= Pea5,n

αe5,n +
∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

P ω
e (k)eω

r5,n
(k)


 ∀n ∈ Ne5 , ∀ g ∈ E

(5.42)

Tipo 6: Precio por diferencias del mercado spot

Coste del contrato (5.43):

cge6,n
= Pea6,n

αe6,n+

+
∑
k∈K

D(k)


 ∑

ω∈(Ωk∩Eg)

(Se6,nP
ω
e (k) + (1 − Se6,n)Pe6,n)eω

r6,n
(k)




∀n ∈ Ne6 , ∀ g ∈ E

(5.43)

Tipo 7: Precio de mercado con ĺımites de precio máximo (cap) y mı́ni-
mo (floor)

Coste del contrato (5.44), determinación de los tramos de precios (5.45)-(5.47),
activación de los tramos de precios si el contrato es seleccionado (5.48), y asignación
del consumo del contrato en función de los tramos de precios (5.49):
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cge7,n
= (Se7,n + Pea7,n

)αe7,n + Pec7,n

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

qω
e7,n,1

(k)


+

+
∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

P ω
e (k)qω

e7,n,2
(k)


+

+ Pef7,n

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

qω
e7,n,3

(k)


 ∀n ∈ Ne7, ∀ g ∈ E

(5.44)

P ω
e (k) − βω

e7,n,1
(k)Pec7,n ≥ 0

P ω
e (k)βω

e7,n,2
(k) − Pec7,n ≤ 0

P ω
e (k) − βω

e7,n,2
(k)Pef7,n ≥ 0

P ω
e (k)βω

e7,n,3
(k) − Pef7,n ≤ 0




∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk, ∀n ∈ Ne7 (5.45)

qω
e7,n,r

(k) − βω
e7,n,r

(k)er ≤ 0 ∀ r ∈ R7
e, ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk, ∀n ∈ Ne7 (5.46)

∑
r∈R7

e

βω
e7,n,r

(k) ≤ 1 ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk, ∀n ∈ Ne7 (5.47)

∑
k∈K

∑
ω∈Ωk

∑
r∈R7

e

βω
e7,n,r

(k) = αe7,nΩ ∀n ∈ Ne7 (5.48)

eω
r7,n

(k) =
∑
r∈R7

e

qω
e7,n,r

(k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk, ∀n ∈ Ne7 (5.49)

5.6.6.2. Adquisición de fueloil para la caldera

Comunes a todos los contratos

cga =
∑
i∈Na

∑
n∈Nai

cgai,n
∀ g ∈ E (5.50)

∑
i∈Na

∑
n∈Nai

αai,n
≤ 1 (5.51)
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∑
i∈Na

∑
n∈Nai

αai,n
−
∑
k∈K

∑
ω∈Ωk

γω
a (k) ≤ 0 (5.52)

fω
a (k) =

∑
i∈Na

∑
n∈Nai

fω
ai,n

(k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.53)

∑
k∈K

∑
ω∈Ωk

fω
ai,n

(k) − Ωαai,n
fa ≤ 0 ∀ i ∈ Na, ∀n ∈ Nai

(5.54)

Tipo 1: Precio de mercado con bonificación/penalización por volumen
de consumo anual

cga1,n
=
∑
r∈R1

a


(1 + ∆Pf1,n,r)

∑
i∈T 12

∑
v∈(Vi∩E′

g)


P v

f (i)
∑

j∈T 12
i

∑
ω∈(Ωj∩Ωv)

D(j)qω
a1,n,r

(j)






∀n ∈ Na1 , ∀ g ∈ E

(5.55)

∑
k∈K

D(k)


 ∑

ω∈(Ωk∩Eg)

qω
a1,n,r

(k)


− βg

a1,n,r
Qa1,n

(1 + ∆Qa1,n,r) ≤ 0

∀n ∈ Na1 , r = {1, .., R1
a − 1}, ∀ g ∈ E

(5.56)

∑
k∈K

D(k)


 ∑

ω∈(Ωk∩Eg)

qω
a1,n,r

(k)


− βg

a1,n,r
Qa1,n(1 + ∆Qa1,n,r−1) ≥ 0

∀n ∈ Na1 , r = {2, .., R1
a}, ∀ g ∈ E

(5.57)

∑
k∈K

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

qω
a1,n,r

(k) −Kβg
a1,n,r

fa ≤ 0 ∀n ∈ Na1 , ∀ r ∈ R1
a, ∀ g ∈ E (5.58)

αa1,n =
∑
r∈R1

a

βg
a1,n,r

∀n ∈ Na1 , ∀ g ∈ E (5.59)

fω
a1,n

(k) =
∑
r∈R1

a

qω
a1,n,r

(k) ∀n ∈ Na1 , ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.60)
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Tipo 2: Precio de mercado con ĺımites de precio máximo (cap) y mı́ni-
mo (floor)

cga2,n
= αa2,nSa2,n + Pfc2,n

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

qω
a2,n,1

(k)


+

+
∑
i∈T 12

∑
v∈(Vi∩E′

g)


P v

f (i)
∑

j∈T 12
i

∑
ω∈(Ωj∩Ωv)

D(j)qω
a2,n,2

(j)


+

Pff2,n

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

qω
a2,n,3

(k)


 ∀n ∈ Na2 , ∀ g ∈ E

(5.61)

P v
f (i) − βv

a2,n,1
(i)Pfc2,n ≥ 0

P v
f (i)βv

a2,n,2
(i) − Pfc2,n ≤ 0

P v
f (i) − βv

a2,n,2
(i)Pff2,n ≥ 0

P v
f (i)βv

a2,n,3
(i) − Pff2,n ≤ 0




∀ i ∈ T 12, ∀ v ∈ Vi, ∀n ∈ Na2 (5.62)

qω
a2,n,r

(j) − βv
a2,n,r

(i)fa ≤ 0

∀ r ∈ R2
a, ∀ i ∈ T 12, ∀ j ∈ T 12

i , ∀ v ∈ Vi, ∀ω ∈ (Ωv ∩ Ωj), ∀n ∈ Na2

(5.63)

∑
r∈R2

a

βv
a2,n,r

(i) ≤ 1 ∀ i ∈ T 12, ∀ v ∈ Vi, ∀n ∈ Na2 (5.64)

∑
i∈T 12

∑
v∈Vi

∑
r∈R2

a

βv
a2,n,r

(i) = αa2,nV ∀n ∈ Na2 (5.65)

fω
a2,n

(k) =
∑
r∈R2

a

qω
a2,n,r

(k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk, ∀n ∈ Na2 (5.66)

5.6.6.3. Adquisición de gas natural para la cogeneración

Comunes a todos los contratos

cgo =
∑
i∈No

∑
n∈Noi

cgoi,n
∀ g ∈ E (5.67)

∑
i∈No

∑
n∈Noi

αoi,n
≤ 1 (5.68)
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∑
i∈No

∑
n∈Noi

αoi,n
−
∑
k∈K

∑
ω∈Ωk

γω
o (k) ≤ 0 (5.69)

gω
o (k) =

∑
i∈No

∑
n∈Noi

gω
oi,n

(k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.70)

∑
k∈K

∑
ω∈Ωk

gω
oi,n

(k) − Ωαoi,n
go ≤ 0 ∀ i ∈ No, ∀n ∈ Noi

(5.71)

Tipo 1: Precio de mercado con bonificación/penalización por volumen
de consumo anual

cgo1,n
= Pgo1,n

αo1,n + Jo

∑
r∈R1

o


(1 + ∆Pg1,n,r)

∑
i∈T 12

∑
v∈(Vi∩E′

g)


P v

g (i)

∑
j∈T 12

i

∑
ω∈(Ωj∩Ωv)

D(j)qω
o1,n,r

(j)




 ∀n ∈ No1 , ∀ g ∈ E

(5.72)

∑
k∈K

D(k)


 ∑

ω∈(Ωk∩Eg)

qω
o1,n,r

(k)


− βg

o1,n,r
Qo1,n(1 + ∆Qo1,n,r) ≤ 0

∀n ∈ No1 , r = {1, .., R1
o − 1}, ∀ g ∈ E

(5.73)

∑
k∈K

D(k)


 ∑

ω∈(Ωk∩Eg)

qω
o1,n,r

(k)


− βg

o1,n,r
Qo1,n(1 + ∆Qo1,n,r−1) ≥ 0

∀n ∈ No1 , ∀ r = {2, .., R1
o}, ∀ g ∈ E

(5.74)

∑
k∈K

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

qω
o1,n,r

(k) −Kβg
o1,n,r

go ≤ 0 ∀n ∈ No1 , ∀ r ∈ R1
o, ∀ g ∈ E (5.75)

αo1,n =
∑
r∈R1

o

βg
o1,n,r

∀n ∈ No1 , ∀ g ∈ E (5.76)

gω
o1,n

(k) =
∑
r∈R1

o

qω
o1,n,r

(k) ∀n ∈ No1 , ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.77)
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Tipo 2: Precio de mercado con ĺımites de precio máximo (cap) y mı́ni-
mo (floor)

cgo2,n
= αo2,n(So2,n + Pgo2,n

) + Jo


Pgc2,n

∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

qω
o2,n,1

(k)


+

+
∑
i∈T 12

∑
v∈(Vi∩E′

g)


P v

g (i)
∑

j∈T 12
i

∑
ω∈(Ωj∩Ωv)

D(j)qω
o2,n,2

(j)


 +

+Pgf2,n

∑
k∈K


D(k)

∑
ω(∈Ωk∩Eg)

qω
o2,n,3

(k)




 ∀n ∈ No2 , ∀ g ∈ E

(5.78)

P v
g (i) − βv

o2,n,1
(i)Pgc2,n ≥ 0

P v
g (i)βv

o2,n,2
(i) − Pgc2,n ≤ 0

P v
g (i) − βv

o2,n,2
(i)Pgf2,n ≥ 0

P v
g (i)βv

o2,n,3
(i) − Pgf2,n ≤ 0




∀ i ∈ T 12, ∀ v ∈ Vi, ∀n ∈ No2 (5.79)

qω
o2,n,r

(j) − βv
o2,n,r

(i)go ≤ 0

∀ r ∈ R2
o, ∀ i ∈ T 12, ∀ j ∈ T 12

i , ∀ v ∈ Vi, ∀ω ∈ (Ωv ∩ Ωj), ∀n ∈ No2

(5.80)

∑
r∈R2

o

βv
o2,n,r

(i) ≤ 1 ∀ i ∈ T 12, ∀ v ∈ Vi, ∀n ∈ No2 (5.81)

∑
i∈T 12

∑
v∈Vi

∑
r∈R2

o

βv
o2,n,r

(i) = αo2,nV ∀n ∈ No2 (5.82)

gω
o2,n

(k) =
∑
r∈R2

o

qω
o2,n,r

(k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk, ∀n ∈ No2 (5.83)

5.6.6.4. Venta de excedentes de enerǵıa eléctrica

Comunes a todos los contratos

ige =
∑
i∈Nv

∑
n∈Nvi

igei,n
∀ g ∈ E (5.84)

∑
i∈Nv

∑
n∈Nvi

αvi,n
≤ 1 (5.85)
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∑
i∈Nv

∑
n∈Nvi

αvi,n
−
∑
k∈K

∑
ω∈Ωk

θω
e (k) ≤ 0 (5.86)

eω
oe(k) =

∑
i∈Nv

∑
n∈Nvi

eω
oei,n

(k) ∀ k ∈ K, ∀ω ∈ Ωk (5.87)

∑
k∈K

∑
ω∈Ωk

eω
oei,n

(k) − Ωαvi,n
eoe ≤ 0 ∀ i ∈ Nv, ∀n ∈ Nvi

(5.88)

Tipo 1: Precio de mercado para excedentes de cogeneración

ige1,n
=
∑
k∈K


D(k)

∑
ω∈(Ωk∩Eg)

V ω
e (k)eω

oe1,n
(k)


 ∀n ∈ Nv1 , ∀ g ∈ E (5.89)

Tipo 2: Precio fijo por periodos

ige2,n
=
∑
i∈T 3

e


Ve2,n,i

∑
j∈T 3

ei


D(j)

∑
ω∈(Ωj∩Eg)

eω
oe2,n

(j)




 ∀n ∈ Nv2 , ∀ g ∈ E (5.90)
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5.7. Anexo II: Notación empleada

La notación de la formulación estocástica adicional a la empleada en el plante-
amiento determinista (caṕıtulo 3, anexo IV) se presenta a continuación. No se enu-
meran aquellos ı́ndices, conjuntos, parámetros o variables que, respecto al problema
determinista, únicamente cambian en su definición debido al árbol de escenarios.

5.7.1. Conjuntos e ı́ndices

g: Indice de escenarios.

ω: Indice de nodos del árbol de escenarios.

v: Indice de estados mensuales del árbol de escenarios.

Ω: Conjunto de nodos del árbol de escenarios (
⋃

k/j{Ωk/j}; 1, 2, ..,Ω), con k/j
ı́ndices de periodos.

Ωk/Ωj : Conjuntos de nodos del árbol de escenarios de cada periodo k/j del
horizonte del problema (1, 2, ..,Ωk/j).

V : Conjunto de estados mensuales del árbol de escenarios (
⋃

i{Vi}; 1, 2, .., V ).

Vi: Conjunto de estados mensuales del árbol de escenarios pertenecientes a
cada mes i ∈ T 12 del año (1, 2, .., Vi).

Ωv: Conjunto de nodos del árbol de escenarios pertenecientes a cada estado
mensual.

E: Conjunto de escenarios (
⋃

g{Eg}; 1, 2, .., G).

Eg: Conjunto de nodos del árbol correspondientes al escenario g.

E
′
g: Conjunto de estados mensuales que pertenecen al escenario g.

5.7.2. Constantes y parámetros

5.7.2.1. Generales

pg: Probabilidad en tanto por uno de ocurrencia del escenario g.

5.7.2.2. Medidas de riesgo

Nivel de seguridad

Sns: Ĺımite del coste total de los escenarios [ke].
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Valor en riesgo

SV aR: Ĺımite del coste total esperado [ke].

Nc: Nivel de confianza en tanto por uno.

M : Constante con valor superior al coste total de cualquier escenario [ke].

5.7.3. Variables

5.7.3.1. Medida de riesgo

z: Valor en riesgo [ke].

δg: Variable binaria auxiliar para determinar los escenarios de coste superior
al VaR con nivel de confianza Nc.
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Parte III

Arboles de escenarios





Caṕıtulo 6

Predicción de precios de gas
natural y fueloil. Generación de
escenarios

En este caṕıtulo se describe el método original desarrollado para la formación de
escenarios de precios futuros de gas natural y fueloil, y su representación mediante
árboles de probabilidad [GVR04]. Los precios que proporciona este algoritmo se
emplean como datos de entrada del modelo estocástico presentado en el caṕıtulo
anterior.

En la sección 6.2 se describen las técnicas existentes para generar árboles de
escenarios. Aunque se expongan en este caṕıtulo, estas técnicas son generales e
igualmente válidas para la generación de escenarios de precios de electricidad.

En la sección 6.3 se analiza la formación de los precios de gas y fueloil para
consumidores industriales en España, páıs donde se aplica el modelo estocástico.
Este análisis sirve de base para realizar las hipótesis y las consideraciones de la
propuesta de predicción en la sección 6.4.

Las distintas partes del método desarrollado se describen en la sección 6.5, las
cuales se integran en la formulación secuencial del algoritmo en la sección 6.6.

En la sección 6.7 se muestra un ejemplo numérico del funcionamiento del algo-
ritmo, para pasar a las conclusiones del caṕıtulo en la sección 6.8.

6.1. Introducción

La representación de la incertidumbre de los datos de entrada de un modelo de
optimización estocástica es de gran importancia para la validación y el uso de sus
resultados. Esta incertidumbre debe ser representativa de la evolución temporal de

177
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Figura 6.1: Estructura del árbol de escenarios generado.

la aleatoriedad de los datos.

Dado que se utiliza un árbol de escenarios para representar la aleatoriedad en un
modelo de optimización estocástica cuya versión determinista es ya de gran tamaño
(ver apartado 3.7), es aconsejable que el número total de escenarios del árbol sea
reducido.

Para ello, los métodos que se proponen tanto para estimar precios de combusti-
bles como de electricidad (caṕıtulo 7) generan un árbol en el cual cada nodo perte-
nece a un único escenario. Por tanto, cada escenario es independiente de los otros.
Igualmente todas las series de precios que se obtienen se consideran con la misma
probabilidad de ocurrencia.

Esta tipoloǵıa de árbol, representado en la figura 6.1, es un caso particular del
árbol general empleado para formular el problema estocástico (figura 5.2). En este
último se permiten bifurcaciones entre nodos del árbol de distintos meses.

Este planteamiento es razonable al ser el problema bietapa, y por tanto las de-
cisiones se toman en la primera etapa antes de desvelar la incertidumbre. No obs-
tante, los métodos empleados para generar los escenarios de precios de combus-
tibles y electricidad tienen una aplicabilidad general. Alternativamente se puede
construir un árbol de cualquier tamaño y aplicarle técnicas de reducción de esce-
narios [HR03, JDR03, NGKR03], o recurrir a criterios más sencillos de poda de
ramas.
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6.2. Generación de árboles de escenarios

A pesar de la difusión de los modelos de optimización estocástica, no existe un
método general para generar árboles de escenarios al ser éstos muy dependientes de
factores como el modelo donde se introduce el árbol y la disponibilidad original de
los datos. De forma general, la generación de escenarios se realiza a partir de modelos
estocásticos avanzados de previsión tanto discretos como continuos en el tiempo o
de modelos de series temporales que son utilizados para muestrear escenarios.

Un resumen de varias técnicas de generación de escenarios para modelos es-
tocásticos multietapa en función de la información disponible es presentado por
Dupacǒvá et al. en [DCW00]. Entre estas técnicas, se expone la utilidad del análisis
de conglomerados para la generación de escenarios, la utilización de muestreos por
importancia cuando la generación de los escenarios se realiza a través de modelos
estocásticos de previsión, o la determinación de árboles minimizando la diferencia de
momentos entre la distribución de probabilidad generada y aquélla original empleada
como patrón.

Un caso particular de esta última técnica es el método presentado por Høylan et
al. [yW01], los cuales emplean programación no lineal para determinar un árbol que
contenga ciertas propiedades estad́ısticas especificadas. Las entradas del algoritmo
son las distribuciones marginales de probabilidad de las variables aleatorias incluidas
en el árbol aśı como la matriz de correlación entre las distintas variables. La idea
consiste en minimizar el error cuadrático entre los momentos de las distribuciones
marginales del árbol generado y los introducidos como dato. En este algoritmo todos
los escenarios son generados de forma simultánea lo cual presenta el inconveniente
de ser un método lento si el número de variables aleatorias es elevado. Para solventar
este problema los mismos autores desarrollan un algoritmo [yKW02] donde el árbol
de escenarios es construido descomponiendo el problema y tratando cada distribu-
ción marginal de probabilidad por separado. Para ello utilizan un método iterativo
que combina la simulación y varias descomposiciones y transformaciones al objeto
de obtener las correlaciones y momentos marginales deseados.

En el campo de las finanzas, Berkelaar et al. [BHL] proponen un modelo de
programación estocástica a largo plazo para la gestión de los fondos de pensiones,
donde se genera un árbol de escenarios muestreando sobre un modelo autorregresivo
de serie temporal formado por variables económicas tales como la inflación o la tasa
de descuento.

En [FGH+99] se utiliza igualmente un modelo autorregresivo para la predicción
de escenarios de precios de electricidad en el mercado noruego, donde el precio de
un periodo tiene una fuerte dependencia del periodo anterior como consecuencia del
gran porcentaje de generación hidráulica existente.

Dentro también del ámbito de la economı́a, Kouwenberg et al. [KZ01] expo-
nen una śıntesis de los modelos de programación estocástica aplicados a finanzas.
Realizan una revisión de las variables aleatorias a tener en cuenta para cada tipo
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de problema, variables que son representadas mediante árboles de escenarios. Los
métodos que describen para la generación de escenarios son:

(i) Muestreo de los históricos de distribuciones pasadas de las variables de interés
en el caso de que sean aplicables en el futuro las mismas distribuciones.

(ii) Obtención de una distribución normal multivariante a partir de datos históri-
cos mediante técnicas de determinación de volatilidades y matrices de correlación
concebidas para el análisis del valor en riesgo (VaR) (ver, por ejemplo, [LS96]). Una
vez estimados los parámetros de la distribución se generan los escenarios mediante
simulación de Monte Carlo.

(iii) Formación de modelos autorregresivos.

Para el caso concreto de la generación de árboles mediante un modelo autorre-
gresivo, los métodos enumerados por Kouwenberg et al. son:

(i) Realización de muestreos aleatorios en la distribución de errores obtenida del
modelo autorregresivo.

(ii) Si los escenarios hallados mediante el método anterior no son representativos
al utilizar un número limitado de nodos en la formación del árbol, los autores pro-
ponen realizar un muestreo aleatorio ajustando los valores obtenidos. Para ello, en
cada periodo se muestrea aleatoriamente la mitad de los escenarios deseados siendo
la otra mitad de igual valor y signo contrario a los muestreados. De esta manera
se consigue una distribución de probabilidad con momentos impares iguales al de
la distribución de errores del modelo autorregresivo original. En una segunda eta-
pa se reescalan los valores muestreados para obtener una varianza igual a la de la
distribución original.

(iii) Estimación del árbol de probabilidad de manera que los primeros momentos
coincidan con los de la distribución original de errores. Uno de los métodos utili-
zados es mediante la resolución del problema planteado por Høylan et al. [yW01]
mencionado anteriormente.

Finalmente, Takriti et al. [TBL96] generan escenarios futuros de demanda de
electricidad utilizando observaciones pasadas de indisponibilidad de grupos de gene-
ración, errores de previsión de demanda, etc. Estas observaciones han sido obtenidas
bajo circunstancias comparables a las que se pretenden modelar, asignándole la mis-
ma probabilidad.

6.3. Formación de precios de gas natural y fueloil

La estimación de precios de gas natural y fueloil para consumidores industriales
no es un asunto sencillo ya que depende de variables macroeconómicas dif́ıcilmente
predecibles. Además, estos precios están sujetos a decisiones poĺıtico-económicas,
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Figura 6.2: Factores que influyen en el precio spot de Brent.

guerras, desarrollos de enerǵıas alternativas y otros factores impredecibles. Véase
la figura 6.2 como ejemplo de algunos factores que influyen en los precios spot de
Brent, los cuales son empleados en la estimación de precios de gas natural y fueloil
como se verá más adelante.

Los precios mensuales de combustibles a estimar son los correspondientes a con-
sumidores industriales en España. A continuación se expone cómo se forman estos
precios.

6.3.1. Gas natural

La liberalización del mercado de gas natural se está llevando a cabo en la actuali-
dad. A partir del 1 de enero de 2003, todos los consumidores de gas tienen capacidad
de escoger suministrador y contrato. A pesar de esta posibilidad, durante unos años
coexistirán los contratos a tarifa y los formalizados a través del libre mercado con
comercializadores.

Dada la reciente apertura del mercado, los precios de los contratos en libre mer-
cado se están indexando a los de las tarifas. Estos últimos se determinan según un
sistema basado en costes y representan un precio de referencia para los contratos
formalizados en mercado libre. Por tanto, los precios de gas natural a estimar son
los correspondientes a la tarifa que corresponda según la estructura de la demanda
del consumidor industrial.

El gas natural presenta la particularidad frente a otros productos energéticos,
como la electricidad o el fueloil, de no negociarse a través de mercados con suficiente
liquidez (esto ocurre en Europa, no en Estados Unidos). Su negociación se realiza a
través de contratos bilaterales a largo plazo con precios indexados a crudos, ya que
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los precios de gas no tienen una referencia espećıfica. Su precio por tanto, puede ser
considerado como el correspondiente al de una fuente energética de sustitución de
los crudos.

En España, el precio del gas de los contratos que se firman con distintos páıses
(Argelia, Libia, Trinidad Tobago, etc.) se refleja a través de un coste medio de
adquisición de gas natural. El modo de cálculo de este coste de la materia prima
(CMP) es modificado con cierta frecuencia, siendo en la actualidad función de los
siguientes términos (Orden ECO/302/2002):

Valor promedio mensual de las cotizaciones spot de Brent en el trimestre an-
terior al cálculo del CMP, publicado en el Platt’s Oilgram Price Report.

Valor promedio de la media mensual alta y baja de las cotizaciones cost insu-
rance freight (CIF) del gasóleo 0.2 en el mercado Génova-Lavera en el trimestre
anterior al cálculo del CMP, publicado en el Platt’s Oilgram Price Report.

Valor promedio de la media mensual alta y baja de las cotizaciones CIF del
gasóleo 0.2 en el mercado ARA en el trimestre anterior al cálculo del CMP,
publicado en el Platt’s Oilgram Price Report.

Valor promedio de la media mensual alta y baja de las cotizaciones CIF del
fuelóleo con un contenido máximo del 1 % de azufre en el mercado Génova-
Lavera en el trimestre anterior al cálculo del CMP, publicado en el Platt’s
Oilgram Price Report.

Valor promedio de la media mensual alta y baja de las cotizaciones CIF del
fuelóleo con un contenido máximo del 1 % de azufre en el mercado ARA en el
trimestre anterior al cálculo del CMP, publicado en el Platt’s Oilgram Price
Report.

Valor promedio de la media mensual alta y baja de las cotizaciones CIF del
fuelóleo con un contenido máximo del 3.5 % de azufre en el mercado Génova-
Lavera en el trimestre anterior al cálculo del CMP, publicado en el Platt’s
Oilgram Price Report.

Valor promedio de la media mensual alta y baja de las cotizaciones CIF del
fuelóleo con un contenido máximo del 3.5 % de azufre en el mercado ARA en
el trimestre anterior al cálculo del CMP, publicado en el Platt’s Oilgram Price
Report.

Tipo de cambio euro/dólar.

El CMP se calcula trimestralmente, y las tarifas de gas natural se modifican
siempre que la variación del CMP sea superior al 2 %.1

1La metodoloǵıa de cálculo del CMP varió en el año 2002. Hasta entonces, los términos eran
básicamente los mismos, aunque el CMP se calculaba mensualmente con valores medios semestrales
de los distintos términos. Igualmente, hasta el año 2002 las tarifas eran de carácter mensual.
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Para determinar el precio final al cual compran gas natural los consumidores,
es necesario sumarle al valor que se obtiene del CMP otros conceptos tales como el
coste de aprovisionamiento y transporte del gas, coste de distribución hasta usuario
final, etc.

6.3.2. Fueloil

Los precios de fueloil, al contrario que los de gas natural, śı cotizan en los mer-
cados europeos con liquidez. El precio del fueloil que entra en España y que sirve de
base para calcular las tarifas es función de los siguientes términos:

Valor promedio del último mes de las cotizaciones CIF de fuelóleos LSFO (bajo
contenido en azufre) en el mercado Génova-Lavera, publicado en el Platt’s
Oilgram Price Report.

Tipo de cambio euro/dólar.

A este precio, al igual que ocurre con el del gas natural, es necesario sumarle
otros conceptos para obtener el precio final del fueloil indicado en la tarifa para
consumidores.

Los precios de fueloil para comercializar con grandes consumidores están libera-
lizados desde hace algunos años, por lo que las tarifas son menos significativas que
en el caso del gas natural. Dado que se dispone de datos de precios de fueloil para
consumidores industriales en el mercado libre, éstos serán utilizados para realizar la
estimación frente a las tarifas empleadas para la previsión de precios de gas natural.

6.4. Consideraciones e hipótesis previas

En este apartado se realizan unas consideraciones previas sobre las que se apoya
la formulación del algoritmo. En el anexo I se muestra la notación empleada.

El algoritmo original que se presenta tiene por objeto proporcionar una serie de
precios de combustibles, para consumidores industriales, que sean representativos de
la incertidumbre existente en el momento de seleccionar los contratos más adecuados.
Los precios de gas natural pg

g(k) y fueloil pg
f(k) a estimar para cada escenario g son

de carácter mensual (periodos k = 1, .., 12) con un alcance anual, el cual corresponde
a la duración de los contratos sobre los que se tomarán las decisiones a formalizar.

Se ha advertido que los precios históricos de gas natural pg(i) y fueloil pf (i)
para consumidores industriales (siendo i el ı́ndice de periodos de datos históricos)
presentan una relación lineal elevada con los precios históricos medios mensuales
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Figura 6.3: Precios históricos spot de Brent.

spot de crudo Brent s(i), por lo que la estimación de los precios pg
g(k) y pg

f(k) se
realiza a través de la previsión de los precios mensuales spot de Brent sg(k).

En concreto, los coeficientes de correlación entre los precios pf (i) y s(i− 1) por
una parte, y pg(i) y 1

6

∑i−1
r=i−6 s(r) por otra, son superiores a 0.95. Esto indica que

para que pf(i) y pg(i) tengan una elevada relación entre śı, el precio medio de spot de
Brent de los últimos 6 meses y del último mes deben estar altamente correlacionados,
lo cual no sucede. Por tanto, estimar únicamente el precio spot de Brent sg(k) tiene
la ventaja de que se hallan conjuntamente los precios pg

g(k) y pg
f(k) y la relación

entre estos últimos.

Para realizar la previsión de precios spot de Brent, en una primera aproxima-
ción se ha representado la serie de precios históricos s(i) (figura 6.3) por medio de
un modelo de serie temporal univariante ARIMA (AutoRegressive Integrated Moving
Average) según la metodoloǵıa Box-Jenkins [dR00, yAP00]. Para el análisis y el ajus-
te del modelo se ha empleado la herramienta estándar de estad́ıstica StatGraphics
Plus 5.1.

Esta serie de precios spot de Brent no es estacionaria. Durante los primeros
años (hasta 1997 inclusive) la media y varianza es menor que en los últimos 5 años.
Para convertir la serie en homocedástica se han realizado transformaciones de la
familia Box-Cox [dR00, yAP00], si bien no existe una clara relación entre las medias
y las varianzas para distintos conjuntos de periodos de la serie. La serie temporal
analizada tampoco es estacional.
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En la revisión bibliográfica realizada no se han hallado previsiones de precios de
crudo Brent mediante modelos ARIMA, por lo que no se pueden contrastar los resul-
tados obtenidos con otros trabajos. Estos resultados no han sido satisfactorios al no
ajustarse adecuadamente los modelos probados a la serie original, por lo que se ha
descartado este método para la previsión de precios. Una alternativa a estos modelos
es la ofrecida por Batlle et al. [BB04], los cuales estiman precios de combustibles
mediante modelos GARCH (Generalized Autoregressive Conditional Heteroskedas-
tic). No obstante, en vez de escoger esta opción se ha optado por desarrollar un
procedimiento original basado en la utilización de cotizaciones de precios futuros de
Brent.

Existe un mercado de futuros del crudo Brent cuyos precios tanto históricos como
futuros contienen información que puede ser empleada para la previsión de los precios
spot sg(k). Por tanto, se ha buscado un procedimiento que aproveche conjuntamente
la información que proporcionan precios de cotizaciones spot y futuros de Brent.

Pilipović [Pil97] relaciona estos precios por medio de la expresión:

fr(i) = e−α(i−r)Er[s(i)] (6.1)

donde fr(i) es el precio medio mensual de la cotización de futuros de Brent en
el periodo r para el periodo i, Er[s(i)] es el precio esperado en el periodo r de s(i)
y α refleja conceptos como el interés libre de riesgo, volatilidad, ingreso esperado en
el mercado, etc.

Se ha intentado determinar una función h (sin restringirse necesariamente a una
función exponencial) que relacione los datos históricos de los precios fi−k(i) y s(i)
para cada periodo k entre 1 y 12. De esta manera, y dado que en el mes en el
cual se toman las decisiones de contratación (periodo 0) son conocidos los precios
de cotizaciones de futuros para cada mes del año de planificación f0(k), se podŕıan
obtener los precios sg(k) mediante la ecuación:

sg(k) = h[f0(k)] + εg(k) (6.2)

con ε(k) las distribuciones emṕıricas de error del ajuste de la función h.

Tampoco ha sido posible aplicar este método de previsión, ya que los precios
fi−k(i) y s(i) están incorrelados, lo cual puede deberse a dos motivos. Por una parte
Er[s(i)] 
= s(i), y además, estos valores están probablemente incorrelados2. Por otra,
puede ser que los coeficientes de la función h vaŕıen con el periodo i 3, en cuyo caso
no serviŕıa una función del tipo h[i, f0(k)] para predecir el futuro, ya que seŕıa dif́ıcil
determinar qué función o combinación de ellas se debe utilizar para la predicción en
cada uno de los periodos de planificación.

2No se dispone de datos de Er[s(i)], aunque es de esperar que unas veces esté por encima y otra
por debajo de s(i).

3Parámetro α en el modelo Pilipović de la ecuación 6.1.
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Dada la falta de éxito en la previsión del precio spot de crudo Brent mediante las
metodoloǵıas comentadas, se propone una original basada en las siguientes hipótesis:

Al no existir cotizaciones de futuros de fueloil ni de gas natural, no se plantea
la posibilidad de estimar los precios pg

f(k) y pg
g(k) a través de estas cotizaciones.

Los precios futuros de Brent proporcionan información sobre los precios spot
de Brent a estimar sg(k) que es aprovechada en la previsión.

La relación existente entre precios spot y futuros de Brent en el pasado se
considera la misma que en el año de planificación.

Para generar la distribución de probabilidad de precios de combustibles a
introducir en el árbol de escenarios es necesario identificar las fuentes de
error/incertidumbre del método planteado. Estas son:

• Error derivado de las regresiones lineales realizadas entre precios pf(i) y
s(i−1) por una parte y pg(i) y 1

6

∑i−1
r=i−6 s(r) por otra. Este error se debe

a la no existencia de una dependencia completa (coeficiente correlación
1) entre unos precios y otros.

• Error derivado de la estimación de los precios spot de Brent para el año
de planificación.

Este último error es muy superior al primero, por lo que la generación de
escenarios se centra en representar la incertidumbre asociada a la previsión de
precios spot de Brent, considerando una correlación perfecta entre históricos
de precios spot de Brent, y de gas natural y fueloil.4

6.5. Descripción del algoritmo

La determinación de los precios de gas natural pg
g(k) y fueloil pg

f (k) se realiza
mediante la estimación de los precios spot de crudo sg(k), dada la alta correlación
observada entre cada uno de los combustibles y el Brent.

El algoritmo propuesto de cálculo de precios spot de crudo se basa en la hipótesis
de que las distribuciones de error relativo formadas por la relación entre precios spot
y futuros de Brent es la misma en el pasado que en el año de planificación en el cual
se realizan las estimaciones de precios. Como los precios de futuros de Brent están
fácilmente disponibles, los precios spot se predicen a partir de los futuros más un
error. La distribución de error entre precios spot y futuros en cada periodo se halla
mediante la generación de muestras de la función de probabilidad obtenida como
error relativo de datos históricos entre precios spot s(i) y precios futuros fi−k(i) para
cada uno de los k periodos de planificación.

4Estas regresiones presentan coeficientes de correlación superiores a 0.95 tal y como se ha
comentado anteriormente.
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Para cada periodo k, los momentos de la distribución de las muestras obtenidas
son comparadas con los de la distribución de datos históricos de cara a la validación
de los valores generados.

La variación de precios entre periodos consecutivos debe de estar contemplada
en el algoritmo, ya que, por ejemplo, precios altos en un periodo propiciarán con una
mayor probabilidad precios altos que precios bajos en el siguiente periodo. Por tanto,
de cara a considerar la relación de precios entre periodos consecutivos se emplean
rectas de regresión determinadas mediante datos históricos de errores relativos entre
precios spot y futuros de Brent en meses consecutivos.

La determinación de la distribución del primer periodo de planificación se realiza
de distinta forma al resto de los periodos k. Para hallar la distribución de errores de
precios en este periodo se tienen en cuenta los precios spot de Brent conocidos del
periodo anterior al primero de planificación, representando aśı la incertidumbre de
una forma más adecuada.

Finalmente, la determinación de precios de gas natural y fueloil una vez hallados
los precios sg(k) se realiza mediante las rectas de regresión que ligan precios de Brent
y gas natural y fueloil.

Cada uno de los puntos mencionados anteriormente en letra cursiva se expone
en detalle a continuación.

6.5.1. Distribución de errores entre precios spot y futuros

en cada periodo

La relación entre precios spot y futuros de Brent se define mediante las variables
aleatorias (v.a.) SF (k), cuyo espacio muestral S para cada periodo k viene dado
por datos históricos (́ındice i) según la expresión:

S[SF (k)] =

{
s(i) − fi−k(i)

fi−k(i)

}
(6.3)

En la figura 6.4 se muestra un ejemplo de la formación de dos valores de
la distribución SF (1) y dos de la distribución SF (2) a partir de datos históri-
cos. La gráfica de la izquierda corresponde a valores históricos en unos periodos
i = {−9,−8,−7,−6} cualesquiera. Estos periodos están numerados con valores ne-
gativos comenzando por el más antiguo, siendo el último de ellos el periodo 0 donde
se toman las decisiones de contratación. Las cotizaciones históricas de Brent re-
presentadas corresponden a precios spot s(i) en los periodos −9 a −6, precios de
futuros f−9(i) en el periodo −9 para los tres periodos siguientes (f−9(−8), f−9(−7),
f−9(−6)), y precios de futuros f−8(i) en el periodo −8 para los dos periodos siguien-
tes (f−8(−7), f−8(−6)).

En cualquier periodo i, por ejemplo el −7, además de los valores representados
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Figura 6.4: Formación de las v.a. SF (k) a partir de datos históricos.

s(−7), f−9(−7) y f−8(−7), se emplean datos históricos de cotizaciones de precios de
futuros en periodos anteriores al −9 para el periodo −7. De manera que, f−10(−7)
correspondeŕıa al precio del futuro en el periodo −10 para el periodo −7 (futuro a 3
meses), f−11(−7) al precio del futuro en el periodo −11 para el periodo −7 (futuro
a 4 meses), aśı hasta el precio del futuro 12 periodos antes del −7 para este último
mes f−19(−7) (futuro a 12 meses). Todos estos valores no están representados en la
gráfica al objeto de facilitar la comprensión de la misma.

Con estos datos históricos representados en la figura 6.4 se pueden determinar
los valores s(−8)−f−9(−8)

f−9(−8)
y s(−7)−f−8(−7)

f−8(−7)
de la v.a. SF (1), la cual es una medida del

error que se comete en los precios de futuros a un mes respecto a precios spot. De
la misma manera, s(−6)−f−8(−6)

f−8(−6)
y s(−7)−f−9(−7)

f−9(−7)
pertenecen a SF (2) tal y como se

esquematiza en la parte derecha de la figura 6.4.

Según el procedimiento que se expondrá más adelante, el algoritmo obtiene las
muestras sf g(k) de las v.a. SF (k):

sf g(k) =
sg(k) − f0(k)

f0(k)
(6.4)

Mediante estas muestras sf g(k) se hallan los precios spot de Brent buscados
sg(k), ya que los precios f0(k), que constituyen las cotizaciones de precios futuros
más recientes para el año de planificación, son conocidos.

Emplear las v.a. SF (k) para la predicción de precios sg(k) presenta varias ven-
tajas:

Por una parte, aprovecha la información que contienen los precios de futuros
con relación a los precios spot.

Por otra, al estar normalizadas las muestras de SF (k), no hay que aplicar
ningún tipo de corrección con relación al valor del dinero.
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Por último, no se impone ninguna restricción en cuanto a estabilización de
media y varianza para determinar los parámetros del modelo, como es el caso
de los ARIMA, lo cual es importante dadas las caracteŕısticas de la serie de
precios spot de Brent.

Para garantizar que las muestras generadas por el algoritmo se comporten de
acuerdo a la distribución de SF (k), obtenida de datos históricos, se calcula una
medida de la desviación, que constituye una medida de la diferencia de momentos
de las distribuciones a comparar.

La medida de la desviación tiene la siguiente expresión:

∑
z∈Z

φz

∣∣∣∣mz(k) −m′
z(k)

mz(k)

∣∣∣∣ (6.5)

donde mz(k) es el momento de orden z de la v.a. SF (k) obtenida mediante datos
históricos para el periodo k, m′

z(k) es el momento de orden z de los datos generados
para el periodo k y φz es el peso asociado a cada momento. La función resultante es
adimensional, lo que permite comparar momentos de distinto orden.

El número de momentos z de la distribución original que es necesario reflejar en
el árbol de escenarios depende de cómo se realice la medida del riesgo en el modelo
de optimización estocástica. Con el modelo media varianza de Markowitz, única-
mente los 2 primeros momentos repercuten en el resultado del modelo. El algoritmo
planteado calcula 4 momentos, esto es, momentos de orden 1 con respecto al origen
(media) y los momentos de orden 2, 3 y 4 con respecto a la media, que correspon-
den a la varianza y a medidas de sesgo y curtosis respectivamente. No obstante,
mediante los pesos φz se pueden asignar a los momentos diferente importancia en la
distribución resultante de precios.

Para validar las muestras simuladas sf g(k), la medida de la desviación debe ser
menor de un cierto umbral ζ . Si esta condición no se satisface, las muestras son
rechazadas y estimadas de nuevo hasta cumplirse la desigualdad.

Idealmente este valor ζ debe ser lo suficientemente pequeño para que al generar
varios árboles de escenarios el modelo de programación estocástica obtenga una
misma solución para las variables de decisión de la primera etapa (estabilidad de
la solución estocástica). Si no se consiguen soluciones únicas puede ser conveniente
aumentar el número de escenarios en detrimento del tiempo de resolución, de cara
a obtener una representación más fiel de las distribuciones de precios originales.

No obstante, la estabilidad de la solución del problema de optimización estocásti-
ca es independiente de las hipótesis planteadas para la generación del árbol. Esta
está muy relacionada con la naturaleza del problema, y no necesariamente con las
caracteŕısticas del árbol que representa la incertidumbre.

En efecto, puede ser que con un valor nulo de ζ y un número finito de esce-
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narios se obtengan árboles distintos y resultados diferentes de las variables de la
primera etapa. En este caso seŕıa necesario tener en cuenta otros criterios cualita-
tivos complementarios para la elección de contratos, tal y como la confianza en el
comercializador.

6.5.2. Relación temporal de precios en periodos consecuti-
vos

La distribución de valores de la v.a. SF (k) refleja el comportamiento de los
precios en cada uno de los meses del alcance del problema, aunque no tiene en
cuenta la relación temporal de los precios en periodos consecutivos, aspecto que es
necesario considerar para determinar las muestras sf g(k).

Para incluir en el algoritmo la dependencia en periodos consecutivos de errores
relativos de precios (relación entre las v.a. SF (k) y SF (k + 1)), se emplean las
siguientes 11 (k = {2, .., 12}) rectas:

sf g(k) = Ak−1sf
g(k − 1) +Bk−1 + εg(k − 1) (6.6)

Cada una de estas rectas se obtiene mediante análisis de regresión con las parejas
de datos históricos:

(
s(i) − fi−k(i)

fi−k(i)
,
s(i+ 1) − fi−k(i+ 1)

fi−k(i+ 1)

)
(6.7)

Los precios de cotizaciones de futuros de Brent de cada pareja de valores para
cada recta corresponden a una misma fecha con vencimiento en meses consecutivos,
mientras que los precios spot de Brent corresponden al de un mes y el siguiente.

Continuando con el ejemplo del apartado anterior 6.5.1, según los datos
históricos de la figura 6.4, las parejas de valores

( s(−8)−f−9(−8)
f−9(−8)

, s(−7)−f−9(−7)
f−9(−7)

)
y(s(−7)−f−8(−7)

f−8(−7)
, s(−6)−f−8(−6)

f−8(−6)

)
se emplean para determinar la relación entre las mues-

tras sf g(1) del periodo 1 y sf g(2) del periodo 2 (ver figura 6.5). La recta de regresión
entre los valores de estos dos primeros periodos del alcance del problema tiene la
expresión:

sf g(2) = A1sf
g(1) +B1 + εg(1) ((6.6) con k = 2)

Con estas rectas de regresión se refleja la relación en meses consecutivos de
precios spot de Brent a estimar y precios de futuros de Brent en el periodo 0 con
fecha de vencimiento en los distintos periodos del alcance de planificación. En efecto,
si en el periodo k − 1 la muestra sf g(k − 1) tiene un valor elevado, quiere decir que
el precio spot sg(k − 1) es claramente superior al precio del futuro f0(k − 1) (ver
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Figura 6.5: Relación de precios entre los periodos 1 y 2.

ecuación (6.4)). Por tanto, lo más probable es que en la estimación que se realice
para el periodo siguiente, sf g(k) no cambie de signo y sg(k) sea igualmente mayor
que f0(k). Si por el contrario sf g(k− 1) se encuentra próximo a 0, al ser los precios
spot y futuro de Brent parecidos, la probabilidad de que sf g(k) cambie de signo
respecto sf g(k− 1) es mayor, encontrándose no obstante próximos los precios sg(k)
y f0(k).

El error en los ajustes de las regresiones se contempla mediante las distribuciones
emṕıricas de residuos ε(k − 1). Volviendo al ejemplo anterior con los valores de la

figura 6.5, s(−6)−f−8(−6)
f−8(−6)

−A1
s(−7)−f−8(−7)

f−8(−7)
−B1 y s(−7)−f−9(−7)

f−9(−7)
−A1

s(−8)−f−9(−8)
f−9(−8)

−B1

son valores de la v.a. ε(1).

La obtención de valores de error se realiza mediante el método de Monte Carlo.
Este consiste en generar una muestra u de la distribución uniforme [0, 1), y despejar
de la función de distribución de los errores F [ε(k − 1)] el valor buscado. De esta
manera se obtiene el error εg(k − 1) igual al de la transformada inversa F−1[u]
(figura 6.6).

Para cada valor sf g(k − 1) se genera una única muestra de la v.a. ε(k − 1), ya
que tal y como se ha discutido en apartados anteriores, el árbol de escenarios no se
desdobla en ningún nodo, sino que cada nodo pertenece a un único escenario.

El método de Monte Carlo se emplea para realizar los muestreos de las distintas
v.a. del algoritmo. Las funciones de distribución de las v.a. se obtienen emṕırica-
mente a partir de datos históricos. Por tanto son distribuciones discretas, si bien se
aproximan a continuas para realizar los muestreos. Para ello se asigna a cada mues-
tra de la función de distribución discreta la probabilidad 2t−1

2n
(con t el ı́ndice y n el

tamaño de la muestra), y se interpolan linealmente los valores u de la distribución
uniforme [0, 1) entre las probabilidades 2t−1

2n
más próximas (figura 6.6).
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Figura 6.6: Generación de muestras de ε(k − 1) por el método de la Transformada
Inversa.

Las muestras generadas a partir de funciones de distribución continuas son distin-
tas a las que componen las v.a. discretas obtenidas emṕıricamente. A pesar de ello,
al controlar los momentos de las distribuciones, la emṕırica y la obtenida mantienen
el mismo comportamiento. Esta manera de proceder es razonable y necesaria, ya que
los precios que pueden ocurrir en el futuro no tienen un carácter discreto aunque las
realizaciones de precios pasados śı lo tengan.

6.5.3. Determinación de la distribución del primer periodo

de planificación

Mediante el procesamiento descrito de datos históricos de errores entre spot y
futuros de Brent se obtiene una relación entre estos precios para cada periodo del
horizonte de planificación, aśı como la relación que deben cumplir estos precios en
meses consecutivos. Esto es lo representado por las v.a. SF (k) y por la relación
obtenida mediante rectas de regresión entre las v.a. SF (k) y SF (k + 1).

Los escenarios de precios determinados bajo estas hipótesis no contemplan de for-
ma particular los precios spot de Brent en los últimos periodos antes de que comience
el horizonte de planificación, ya que únicamente se tienen en cuenta distribuciones
de precios históricos independientemente de la fecha en que se produzcan.

Para considerar expĺıcitamente el pasado reciente y, por tanto, incorporar el
conocimiento que se tiene sobre la realidad actual, se utiliza el precio spot de Brent
del periodo donde se toman las decisiones de contratación s(0). Este precio se emplea
para generar las muestras de precios sf g(1) del primer periodo de planificación, tal
y como se explica en este apartado, mientras que las muestras sf g(k) del resto de



6.5. Descripción del algoritmo 193

periodos se obtienen según los criterios expuestos anteriormente.

Por tanto, para determinar el error relativo entre precios spot y futuro a un
periodo:

sf g(1) =
sg(1) − f0(1)

f0(1)
((6.4) con k=1)

inicialmente se generan las muestras:

sf g(0) =
sg(0) − f−1(0)

f−1(0)
(6.8)

de la v.a. SF (1) a partir de la función de distribución F [SF (1)] (siendo el sub́ındi-
ce -1 el correspondiente al mes anterior al periodo 0 de toma de decisiones).

En esta distribución generada se introduce el valor s(0)−f−1(0)
f−1(0)

sustituyendo a la

muestra sf g(0) más próxima. Este valor contiene la información real del precio spot
s(0) y es utilizado como ráız para la generación de escenarios.

Las muestras sf g(0) (ecuación 6.8), incluido el valor s(0)−f−1(0)
f−1(0)

, están referidas

al periodo 0. Para referirlas al primer periodo de planificación (ecuación (6.4) con
k = 1), se realiza una doble transformación:

1. Transformación

sf g(0) =
sg(0) − f−1(0)

f−1(0)
−→ sf ′g(1) =

sg(1) − f−1(1)

f−1(1)
(6.9)

mediante la recta de regresión que liga las v.a. SF (1) y SF (2) (ecuación (6.6)
con k = 2), obteniéndose las muestras sf ′g(1). Estas observaciones de SF (2)
corresponden a precios spot en el periodo 1 y a precios futuros en el periodo
1 vistos desde el -1.

2. Transformación

sf ′g(1) =
sg(1) − f−1(1)

f−1(1)
−→ sf g(1) =

sg(1) − f0(1)

f0(1)
(6.10)

por medio de la recta de regresión determinada a partir de los valores:

(
s(i) − fi−2(i)

fi−2(i)
,
s(i) − fi−1(i)

fi−1(i)

)
(6.11)

Una de estas parejas de valores es
( s(−7)−f−9(−7)

f−9(−7)
, s(−7)−f−8(−7)

f−8(−7)

)
según los datos

históricos de la figura 6.4. Estas observaciones relacionan diferencias relativas
de precios spot y futuros para el periodo −7 siendo los precios de los futuros
de 1 y 2 periodos anteriores, esto es, de los periodos −8 y −9 respectivamente.
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Figura 6.7: Determinación de muestras de las v.a. SF (1) y SF (2).

El error en el ajuste de la anterior regresión se refleja en la distribución de
residuos ε′. Para cada muestra sf ′g(1) se hallan G valores a partir de F [ε′], siendo
G el número de escenarios a generar. Por tanto, el tamaño de todas las muestras
sf j(1) es G ·G, de las cuales, aquéllas que parten en el periodo 0 del valor s(0)−f−1(0)

f−1(0)

son las correspondientes a sf g(1).

El algoritmo genera G ·G escenarios ya que en cada periodo las muestras deben
comportarse según las v.a. SF (k), las cuales no han tenido en cuenta precios iniciales
para su determinación. De estos escenarios únicamente se tienen presentes de cara
a los resultados aquellos G cuya ráız sea el precio spot s(0).

Este proceso descrito aśı como la generación de muestras del periodo 2 se es-
quematizan en la figura 6.7. Los puntos negros a partir del periodo 1 representan
las muestras sf g(k) halladas a partir del valor conocido s(0)−f−1(0)

f−1(0)
. Las muestras

generadas por el algoritmo para cada periodo sf j(k) son aquellas correspondientes
tanto a puntos como a cruces. Las rectas de regresión que relacionan muestras de
unos periodos con los siguientes están igualmente reflejadas en la gráfica. El periodo
ficticio 1′ es aquél que contiene las muestras sf ′g(1), las cuales sirven de nexo para
relacionar valores de los periodos 0 y 1 según lo explicado.

6.5.4. Determinación de escenarios de precios de gas natural
y fueloil

Una vez generadas las muestras sf g(k) que forman los escenarios, la obtención
de las estimaciones de precios spot de Brent es inmediata por medio de la expresión:

sg(k) = f0(k)(1 + sf g(k)) (6.4′)
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Con estos precios se determinan los precios de gas natural mediante la ecuación:

pg
g(k) = E

1

6

k−1∑
r=k−6

λ(r)sg(r) + F (6.12)

y los precios de fueloil con la ecuación:

pg
f(k) = Hλ(k − 1)sg(k − 1) + L (6.13)

siendo E,F ,H y L los coeficientes de las rectas de regresión, λ(·) el tipo de cambio
e/$ y sg(·) = s(·) para datos históricos.

Al realizar el análisis de regresión entre los precios históricos spot de crudo Brent
s(i) y los de los combustibles se deben tener en cuenta las siguientes consideraciones:

Es conveniente que los precios s(i) que se utilicen tengan una amplia dispersión
para que los coeficientes de las ecuaciones obtenidas sean significativas de
la relación entre las variables Brent - combustibles. En efecto, con una baja
dispersión de s(i) una variación de un número pequeño de datos provoca una
elevada variación de la pendiente de la recta de regresión.

Los valores sg(k) determinados por el algoritmo deben de estar dentro del
rango de precios s(i) utilizados para determinar las rectas de regresión. No es
posible asegurar que la relación entre los precios de Brent y los de combustibles
sea lineal fuera del rango de datos utilizados para la construcción del modelo
de regresión.

Por último, otro aspecto a considerar es el número de años de datos históricos
que se deben utilizar. Existen muchos factores que intervienen en el resultado
de las regresiones entre el precio spot de Brent y los combustibles, como cam-
bios legislativos, formalización de nuevos contratos del gas natural que entra
en España, decisiones poĺıticas o económicas a nivel nacional e internacional,
etc. Esta incertidumbre justifica que emplear un conjunto de datos históricos
de los últimos años sea más representativo que utilizar los de un solo año, aun-
que el coeficiente de correlación lineal que se determine en la regresión para
un año sea mayor que el obtenido al utilizar varios. El número de años que
se escoja tampoco debe de ser elevado ya que años lejanos en el tiempo no
son representativos del futuro. La decisión de los históricos a seleccionar debe
hacerse basándose en la experiencia en la realización de previsiones de precios
de gas natural y fueloil.
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6.6. Formulación secuencial del algoritmo

A continuación se expone una descripción secuencial del algoritmo que facilita
la comprensión del mismo:

1. Generación de las muestras sf j(1) del primer periodo de planificación.

a) Generación de las muestras sf g(0) a partir de la función de distribución

F [SF (1)] (siendo sf g(0) = sg(0)−f−1(0)
f−1(0)

). Estos valores de la v.a. SF (1)

corresponden a precios spot en el periodo 0 (anterior al primero de pla-
nificación) y a precios futuros para el periodo 0 vistos desde el periodo
-1.

b) La observación s(0)−f−1(0)
f−1(0)

se reemplaza por aquella muestra sf g(0) cuyo
valor sea más próximo. De esta forma se introduce en la distribución
obtenida en 1.a) la observación histórica a partir de la cual se forman los
escenarios futuros.

c) Comprobación de que las muestras obtenidas sf g(0) se comportan según
la distribución SF (1):

∑
z∈Z

φz

∣∣∣∣mz(1) −m′
z(0)

mz(1)

∣∣∣∣ ≤ ζ (6.5′)

Si se cumple la anterior desigualdad continúa el algoritmo al punto 1.d),
en caso contrario vuelve al 1.a).

d) De cada muestra sf g(0) se obtiene otra en el mes 1 de planificación me-
diante la regresión:

sf ′g(1) = A1sf
g(0) +B1 + εg(1) ((6.6) con k=2)

Estas observaciones sf ′g(1) son muestras de la v.a. SF (2) con

sf ′g(1) =
sg(1) − f−1(1)

f−1(1)
(6.14)

e) Los precios futuros de las observaciones sf ′g(1) pertenecen al periodo
anterior al de planificación. Para referenciarlos al periodo 0, que consti-
tuyen los precios de futuros más recientes en el momento de la toma de
decisiones, se emplea la recta de regresión:

sf j(1) = Csf ′g(1) +D + ε′j (6.15)

f ) Comprobación de que las muestras obtenidas sf j(1) se comportan según
la distribución SF (1):

∑
z∈Z

φz

∣∣∣∣mz(1) −m′
z(1)

mz(1)

∣∣∣∣ ≤ ζ ((6.5) con k = 1)
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Si se cumple la anterior desigualdad continúa el algoritmo al punto 2, en
caso contrario vuelve al 1.d).

2. Generación de las muestras sf j(k) del resto de periodos de planificación.

a) Desde k = 2 a 12:

b) Determinación de las muestras sf j(k) para cada periodo mediante la
ecuación que liga dos periodos consecutivos:

sf j(k) = Ak−1sf
j(k − 1) +Bk−1 + εj(k − 1) (6.6)

c) Comprobación de que las muestras obtenidas sf j(k) se comportan según
la distribución SF (k):∑

z∈Z

φz

∣∣∣∣mz(k) −m′
z(k)

mz(k)

∣∣∣∣ ≤ ζ (6.5)

Si se cumple la anterior desigualdad el algoritmo vuelve al punto 2.a)
mientras que k < 12, si no se cumple, vuelve al punto 2.b). Una vez que
la desigualdad se ha cumplido y se han determinado las muestras sf j(12)
del último periodo, el algoritmo continúa al punto siguiente.

3. Obtención de los precios spot de Brent sg(k).

a) Los precios spot de Brent se obtienen a partir de las muestras sf g(k)

que tienen su origen en s(0)−f−1(0)
f−1(0)

(ver punto 1.b)) de entre las sf j(k)
determinadas:

sg(k) = f0(k)(1 + sf g(k)) (6.4′)

4. Obtención de los precios de gas natural pg
g(k) y fueloil pg

f(k).

a) Los precios de gas natural y fueloil se obtienen a partir de los precios spot
de Brent:

pg
g(k) = E

1

6

k−1∑
r=k−6

λ(r)sg(r) + F (6.12)

y
pg

f(k) = Hλ(k − 1)sg(k − 1) + L (6.13)

6.7. Caso ejemplo

A continuación se expone un ejemplo numérico del algoritmo desarrollado. Es-
te ha sido implantado en el entorno de programación del paquete informático
MATLAB.

En el caso ejemplo propuesto se determina el árbol de escenarios de precios de
gas natural y fueloil para el año 2003. El mes 0 en el cual se toman las decisiones
acerca de qué contratos formalizar es diciembre del año 2002.
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6.7.1. Elección de datos históricos

La relación entre el precio spot de Brent y los combustibles gas natural y fueloil
en años pasados es la empleada para predecir el precio de estos combustibles en el
año de planificación. Por tanto, el primer aspecto es decidir qué datos históricos de
precios spot de Brent se deben considerar como entrada de datos del algoritmo.

En la figura 6.3 se muestra el precio medio mensual spot del crudo Brent entre
los años 1990 y 2002 inclusives. La media y la varianza de los precios en los primeros
años es similar, presentando una variación brusca a finales de 1990 que tiene su
origen en la subida de precios por la guerra del Golfo.

Los datos históricos escogidos para la previsión son los correspondientes a los
años 1999 a 2002. Estos años recogen el aumento de media y varianza del precio
respecto a años anteriores, y representan un número suficiente de periodos para
comprobar la relación entre precios de Brent y combustibles. Igualmente, estos 4
años no suponen un número demasiado elevado, ya que años lejanos en el pasado
pueden no reflejar situaciones futuras.

6.7.2. Predicción de precios. Fuentes de incertidumbre

La predicción de precios se realiza mediante las regresiones entre los precios spot
de Brent y los de los combustibles a estimar. Los datos y rectas determinadas se
muestran en las figuras 6.8 y 6.9. Los coeficientes de correlación son 0.99 para la
regresión Brent-gas natural y 0.97 para la de Brent-fueloil.

El coeficiente de correlación de la regresión Brent-gas natural es mayor ya que
se ha determinado con datos de tarifas de gas natural. El precio empleado para el
fueloil en la regresión Brent-fueloil corresponde a precios finales a libre mercado,
lo que presenta una mayor distorsión de precios frente a las tarifas de gas. No
obstante, en ambos casos la correlación entre las variables es muy alta y, por lo
tanto, la incertidumbre derivada del error en el ajuste de las rectas de regresión se
puede considerar despreciable.

Las v.a. SF (k) presentan una varianza elevada al ser considerable la diferencia
entre precios spot s(i) y futuros fi−k(i) de Brent. Por ello, la determinación de
escenarios se basa en la generación de valores de estas v.a. y no en los errores en
las correlaciones entre el precio Brent y los combustibles. La dispersión de las v.a.
SF (k) se refleja en las gráficas 6.10 a 6.13 donde se muestran para los años 1999
a 2002 los precios spot de Brent, y futuros para cada uno de los meses del año
considerado vistos desde diciembre del año anterior.
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Figura 6.8: Regresión entre precios históricos de spot de Brent y gas natural. Años
1999-2002.
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Figura 6.9: Regresión entre precios históricos de spot de Brent y fueloil. Años 1999-
2002.
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Figura 6.10: Precios spot y futuros de Brent para 1999.
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Figura 6.11: Precios spot y futuros de Brent para 2000.
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Figura 6.12: Precios spot y futuros de Brent para 2001.
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Figura 6.13: Precios spot y futuros de Brent para 2002.
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6.7.3. Parámetros de entrada del algoritmo

En el caso ejemplo propuesto se generan G = 10 escenarios de gas natural y
fueloil. El resto de valores configurables por el usuario correspondientes a parámetros
de la medida de la desviación son: φ1 = φ2 = 1, φ3 = φ4 = 0,2, y ζ = 0,15. Se ha
dado más peso a la media y a la varianza que al resto de momentos. El valor de ζ
escogido es tal que la diferencia en los valores de precios Brent estimados ejecutando
varias veces el algoritmo es razonablemente pequeña.

En las tablas 6.1 y 6.2 se muestran los distintos parámetros de las rectas de
regresión empleadas por el algoritmo aśı como sus coeficientes de correlación ρ.

Los momentos de las v.a. SF (k) se exponen en la tabla 6.3. La varianza de estas
v.a. aumenta al incrementarse el periodo k, ya que la diferencia entre precios spot
y futuros de Brent es mayor al aumentar el plazo de vencimiento de los futuros.

6.7.4. Salidas del algoritmo

En la tabla 6.4 se muestran cada uno de los términos φz

∣∣mz(k)−m′
z(k)

mz(k)

∣∣ resultantes
de la medida de la desviación para cada uno de los periodos de planificación. Igual-
mente se muestra la suma de estos términos, cuyo valor debe ser inferior al umbral
ζ de cara a validar que las muestras determinadas por el algoritmo se distribuyen
según las v.a. SF (k).

Los 100 (G · G) escenarios formados por los valores sf j(k) se recogen en la fi-
gura 6.14. En ĺıneas discontinuas están representados los valores m1(k), m1(k) ±√
m2(k) y m1(k) ± 2

√
m2(k), siendo m1(k) y

√
m2(k) la media y la desviación

t́ıpica, respectivamente, de las v.a. SF (k). Estos valores representan una indica-
ción del comportamiento que deben tener las muestras sf j(k). Dentro de estos 100
escenarios se encuentran aquellos 10 escenarios formados por las muestras sf g(k).
Estas observaciones tienen como ráız el precio spot de Brent en el mes de diciem-
bre del año 2002 (figura 6.15). Para obtener estos escenarios se han realizado varias
simulaciones, obteniéndose en todas ellas resultados muy similares a los presentados.

Los escenarios de precios para el año 2003 de spot de Brent calculados a partir de
las distribuciones mencionadas se muestran en la figura 6.16. En ĺınea discontinua
se representa el escenario medio, y en color negro marcado con una “x” se dibujan
los precios reales del 2003.

La influencia de emplear cotizaciones de futuros en la previsión de precios spot
de Brent se aprecia en la figura 6.17. En esta se representan las tendencias calculadas
con las rectas de regresión de los precios reales del 2003, históricos del periodo 1999-
2002 empleados como datos y del escenario medio de la previsión. Igualmente se
muestran las cotizaciones de futuros en diciembre de 2002 para el año 2003. Nótese
que la tendencia real y estimada son similares y ambas con pendiente negativa al
igual que los futuros, mientras que los precios de los años 1999-2002 tienen pendiente
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k Ak−1 Bk−1 ρk−1

2 0.9182 0.0368 0.8315
3 0.9226 0.0341 0.8579
4 0.9446 0.0346 0.8940
5 0.9336 0.0339 0.9113
6 1.0094 0.0317 0.9359
7 1.0010 0.0311 0.9505
8 0.9573 0.0325 0.9516
9 0.9795 0.0316 0.9553
10 0.9600 0.0327 0.9574
11 0.9113 0.0379 0.9479
12 0.9121 0.0392 0.9436

Tabla 6.1: Parámetros de las regresiones entre sf g(k − 1) y sf g(k).

Muestras relacionadas Parámetros ρ

(sf ′g(1), sf j(1)) C,D 0.6143,-0.0016 0.7706
(sg(k), pg

g(k)) E,F 0.0451,0.4377 0.9897

(sg(k), pg
f(k)) H,L 0.5741,11.4058 0.9692

Tabla 6.2: Parámetros del resto de regresiones.

k m1(k) m2(k) m3(k) m4(k)

1 0.0294 0.0213 0.0001 0.0014
2 0.0472 0.0294 -0.0014 0.0027
3 0.0661 0.0424 -0.0047 0.0060
4 0.0845 0.0580 -0.0096 0.0106
5 0.0986 0.0712 -0.0097 0.0170
6 0.1154 0.0944 -0.0052 0.0254
7 0.1307 0.1190 0.0012 0.0368
8 0.1470 0.1256 0.0096 0.0411
9 0.1640 0.1379 0.0259 0.0520
10 0.1777 0.1444 0.0376 0.0591
11 0.1841 0.1387 0.0469 0.0662
12 0.1904 0.1350 0.0540 0.0744

Tabla 6.3: Momentos de las distribuciones SF (k).
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k z = 1 z = 2 z = 3 z = 4 total

1 0.0098 0.0786 0.0177 0.0255 0.1316
2 0.0045 0.0346 0.0392 0.0328 0.1111
3 0.0481 0.0514 0.0163 0.0240 0.1398
4 0.0231 0.0581 0.0410 0.0019 0.1241
5 0.0051 0.0929 0.0099 0.0092 0.1171
6 0.0121 0.1213 0.0045 0.0081 0.1460
7 0.0182 0.0722 0.0049 0.0178 0.1131
8 0.0191 0.0057 0.0319 0.0709 0.1276
9 0.0443 0.0135 0.0194 0.0643 0.1415
10 0.0503 0.0139 0.0203 0.0544 0.1389
11 0.0407 0.0318 0.0696 0.0035 0.1456
12 0.0376 0.0018 0.0758 0.0061 0.1213

Tabla 6.4: Términos φz

∣∣mz(k)−m′
z(k)

mz(k)

∣∣ de la medida de la desviación.
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Figura 6.14: Valores sf j(k) generados por el algoritmo.
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Figura 6.15: Valores sf g(k) generados por el algoritmo.

positiva.

Si se calcula la tendencia de los precios futuros, ésta tiene una pendiente mayor
(en valor absoluto) que la del escenario medio estimado. Esto se debe a que los
precios medios estimados son la composición de los futuros y las muestras de las
v.a. SF (k). El valor medio de estas v.a. tiene pendiente positiva (ver tabla 6.3 o
figura 6.15), ya que a mayor distancia en el tiempo los precios spot son con mayor
probabilidad mayores que los futuros.

Mientras que la pendiente de la recta del escenario medio viene determinada por
los precios futuros y las v.a. SF (k), la ordenada en el origen está condicionada por la
incorporación al algoritmo del precio spot de Brent del mes anterior a la previsión.
Es por ello que los precios medios obtenidos son cercanos a los reales del 2003 y no
a los empleados como datos históricos.

Por otra parte, los escenarios de precios generados de gas natural y fueloil se
muestran en las figuras 6.18 y 6.19 respectivamente. Al igual que en caso del Brent,
en ĺınea discontinua se representan escenarios medios, y en color negro marcado con
una “x” se dibujan los precios reales del 2003.

En el caso del gas natural, los precios de la tarifa son constantes a partir de
julio. Esto se debe a que las variaciones del coste de la materia prima (CMP) son
inferiores al 2 %.

En estas figuras se aprecia que los cambios de precios en los escenarios de gas
natural son menos bruscos que los de fueloil. Esto es lógico puesto que los primeros



206 Caṕıtulo 6. Predicción de precios de gas natural y fueloil. Generación de escenarios

0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12
15

20

25

30

35

40

meses

B
re

nt
 s

po
t (

$/
ba

rr
il)

Figura 6.16: Escenarios de precios spot de Brent sg(k).
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Figura 6.17: Tendencias año 2003, años históricos y previsión, y precios de futuros
en 2002 para el 2003.
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Figura 6.18: Escenarios de precios gas natural pg
g(k).
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Figura 6.19: Escenarios de precios fueloil pg
f(k).



208 Caṕıtulo 6. Predicción de precios de gas natural y fueloil. Generación de escenarios

se determinan mediante su relación con el precio medio de Brent de los 6 últimos
meses mientras que los de fueloil se obtienen a partir de su relación con el precio de
Brent de un solo mes.

6.8. Conclusiones

El problema estocástico propuesto en esta tesis emplea como parámetros aleato-
rios precios medios mensuales con alcance anual de gas natural y fueloil para con-
sumidores industriales. Con este fin, y sin pérdida de generalidad, en este caṕıtulo
se ha expuesto el algoritmo de predicción y generación de escenarios desarrollado,
el cual supone una contribución original [GVR04].

Los precios de gas natural y fueloil para consumidores finales dependen de distin-
tas cotizaciones de petróleos y fuelóleos aśı como de costes de transporte, distribución
y gestión. Para relacionar todos estos precios con los de gas y fueloil a estimar, se
propone emplear cotizaciones spot del crudo Brent. Las regresiones lineales calcula-
das entre precios Brent y gas natural por un lado, y precios Brent y fueloil por otro,
muestran unos coeficientes de correlación superiores a 0.95.

Emplear únicamente cotizaciones Brent para determinar ambos precios presenta
la ventaja de que automáticamente se obtiene la relación entre los precios de gas y
fueloil. Además, los precios de Brent son fácilmente accesibles por parte de consumi-
dores industriales. De esta forma el problema de previsión de precios de combustibles
pasa a ser el de previsión de precios medios mensuales spot de Brent.

Para estimar estos precios una alternativa es recurrir a modelos GARCH [Bat02].
Sin embargo, se ha optado por proponer un nuevo método que consiste en aprovechar
la información que proporcionan las cotizaciones de futuros de Brent para prever
precios spot. Estableciendo una relación entre precios pasados spot y futuros es
posible hallar los precios futuros de spot al estar disponibles las cotizaciones de
futuros para el año de previsión. Para ello, y ante la falta de éxito en encontrar una
función que relacione ambos precios, se han construido funciones de probabilidad
con datos históricos de diferencias relativas entre precios spot y futuros.

El algoritmo genera muestras de diferencias relativas spot-futuros, las cuales se ha
considerado que se comportan de acuerdo a estas distribuciones de datos históricos.
Para verificarlo, se comparan los momentos de ambas distribuciones y se rechazan
las muestras generadas si la diferencia relativa de momentos no está por debajo de
un umbral.

La relación temporal en periodos consecutivos se tiene presente mediante regre-
siones determinadas con datos pasados. Los errores en los ajustes de estas regresiones
se emplean para muestrear los escenarios. Esta es la única incertidumbre conside-
rada en el método, frente a las correlaciones entre precios spot de Brent y de los
combustibles que presentan unos coeficientes de correlación altos.
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Las distribuciones de diferencias de precios spot y futuros no tienen en cuenta
el pasado reciente al comienzo de la previsión. Para contemplar este factor en el
algoritmo se ha empleado el precio spot anterior al primer periodo de previsión para
determinar la ráız del árbol de escenarios.

El funcionamiento del algoritmo se ha ilustrado mediante la estimación de precios
del año 2003 con datos de los años 1999-2002. Los resultados obtenidos muestran
que las hipótesis realizadas son realistas.
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6.9. Anexo I: Notación empleada

En el presente anexo se recopila la notación empleada en el algoritmo propuesto.

6.9.1. Indices

i: Indice de periodos de datos históricos, i = {..,−2,−1, 0}. El periodo 0
corresponde al mes anterior al primero de previsión.

k: Indice de periodos de planificación, que corresponde a cada uno de los
meses del año en los que están vigentes los contratos que se decida formalizar,
k = {1, .., 12}.
g: Indice de escenarios generados que parten de la ráız del árbol, g = {1, .., G}.
j: Indice de todos los escenarios generados, j = {1, .., G ·G}.
z: Indice de momentos empleados para comprobar las desviaciones entre las
distribuciones de las v.a. SF (k) obtenidas emṕıricamente y las determinadas
por el algoritmo, z = {1, 2, 3, 4}.

6.9.2. Datos de entrada

pg(i): Precio de gas natural en el periodo i (ce/th).

pf(i): Precio de fueloil en el periodo i (ce/kg).

s(i): Precio spot de Brent en el periodo i ($/barril).

fi−k(i): Precio de la cotización de futuros de Brent para el periodo i visto en
el periodo i− k ($/barril).

f0(k): Precio de la cotización de futuros de Brent para cada periodo de pla-
nificación k visto en el periodo 0 donde se toman las decisiones de formalizar
los contratos ($/barril).

λ(·): Tipo de cambio en el periodo · (e/$).

Los siguientes datos son configurables por el usuario:

G: Número de escenarios a generar.

ζ : Tolerancia de la medida de la desviación.

φz: Peso asignado a la diferencia entre momentos de orden z en la medida de
la desviación.
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6.9.3. Salidas del algoritmo

pg
g(k): Precio de gas natural estimado para el escenario g del periodo k (ce/th).

pg
f (k): Precio de fueloil estimado para el escenario g del periodo k (ce/kg).

sg(k): Precio spot estimado de Brent en el periodo k para el escenario g ($/ba-
rril).

6.9.4. Parámetros de rectas de regresión

Ak−1, Bk−1: Coeficientes de las 11 (k = {2, .., 12}) rectas de regresión que
relacionan las v.a. SF (k) y SF (k + 1).

C, D: Coeficientes de la recta de regresión que relaciona las observaciones
sf j(1) y sf ′g(1).

E, F : Coeficientes de la recta de regresión que relaciona los precios sg(k) y
pg

g(k) (ce/th / $/barril y ce/th, respectivamente).

H, L: Coeficientes de la recta de regresión que relaciona los precios sg(k) y
pg

f (k) (ce/kg / $/barril y ce/kg, respectivamente).

6.9.5. Variables aleatorias

SF (k): Variable aleatoria para cada periodo k obtenida a partir de los datos

históricos
s(i)−fi−k(i)

fi−k(i)
. Representan las distribuciones históricas que relacionan

los precios de cotizaciones de futuros y spot de Brent, las cuales se repiten
para cada periodo k del horizonte de planificación.

ε(k − 1): Variable aleatoria (k = {2, .., 12}) obtenida emṕıricamente a partir
de los residuos del análisis de regresión entre las muestras sf g(k) de periodos
consecutivos.

ε′: Variable aleatoria obtenida emṕıricamente a partir de los residuos del análi-
sis de regresión entre las muestras sf j(1) y sf ′g(1).

6.9.6. Muestras de las variables aleatorias

sf g(k): Cada una de las G muestras de la v.a. SF (k) obtenida por el algoritmo,

sf g(k) = sg(k)−f0(k)
f0(k)

(sf j(k) análogo con G ·G muestras).

sf g(0): Cada una de las G muestras de la v.a. SF (1) obtenida por el algoritmo

para el periodo 0 de toma de decisiones, sf g(0) = sg(0)−f−1(0)
f−1(0)

.
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sf
′g(1): Cada una de las G muestras de la v.a. SF (2) obtenida por el algoritmo

para el periodo 1 de planificación, sf ′g(1) = sg(1)−f−1(1)
f−1(1)

.

εg(k − 1): Cada una de las G observaciones obtenidas al muestrear sobre la
función de distribución F [ε(k − 1)].

ε′j: Cada una de las G·G observaciones obtenidas al muestrear sobre la función
de distribución F [ε′].

6.9.7. Momentos

mz(k): Momento z de cada v.a. SF (k) obtenida mediante datos históricos.

m′
z(k): Momento z de cada v.a. SF (k) obtenida por el algoritmo.

m′
z(0): Momento z de la v.a. SF (1) obtenida por el algoritmo en el periodo 0

de toma de decisiones.
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Caṕıtulo 7

Predicción de precios de
electricidad. Generación de
escenarios

En este caṕıtulo se describe el método desarrollado para la estimación de precios
de electricidad con horizonte anual en el mercado eléctrico español y la generación
del árbol de escenarios asociado. Estos precios son parámetros aleatorios del modelo
estocástico propuesto en esta tesis.

Por una parte se han estimado conjuntamente los precios de los combustibles,
gas natural y fueloil (caṕıtulo 6), y por otra el precio de la electricidad. El no estimar
con un mismo modelo los tres parámetros se debe a que en el sistema español no
existe correlación elevada entre los precios de los combustibles y el de la electricidad.

En la sección 7.2 se exponen las principales pautas de comportamiento de los
precios de la electricidad, las cuales deben ser recogidas en los modelo de predicción.
Los modelos de predicción encontrados en la literatura actual se describen en la
sección 7.3.

Las particularidades del precio de la electricidad en España, páıs donde se aplica
el modelo de decisión, se discuten en el apartado 7.4.

En la sección 7.5 se presenta la propuesta planteada para la predicción de precios
y la formación del árbol de escenarios asociados, cuya formulación secuencial es
descrita en 7.6.

Finalmente, las conclusiones del caṕıtulo se exponen en la sección 7.7.
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7.1. Introducción

Una de las consecuencias de la desregulación de los mercados energéticos en
general, y del mercado de la electricidad en particular, ha sido el cambio en la
estructura de la formación de precios.

En mercados regulados, los precios estaban basados en la minimización de los
costes variables de funcionamiento del sistema eléctrico. La predicción de los mis-
mos se realizaba mediante despacho económico de los grupos, donde las fuentes de
incertidumbre eran fundamentalmente la predicción de la demanda y la indisponi-
bilidad de grupos de generación o ĺıneas de transporte. Por tanto, estos modelos de
previsión se basaban en costes y representaban una incertidumbre limitada.

En concreto, los contratos que firmaban los consumidores industriales con las
empresas eléctricas no teńıan incertidumbre en precios, ya que éstos eran fijados
anualmente por el Estado.

Actualmente, con la apertura de los mercados eléctricos, los precios se determinan
a través del equilibrio entre las ofertas de compra y venta de enerǵıa formuladas
por los agentes que actúan en el mercado. La visión de éstos ha cambiado en este
nuevo entorno, donde los generadores persiguen la maximización de su beneficio y
los consumidores la minimización del coste de adquisición de la enerǵıa eléctrica.

Estos cambios han provocado volatilidades altas en los precios, apareciendo al-
gunos muy por encima de los costes variables de operación del sistema eléctrico.
Con esta nueva perspectiva, la incertidumbre juega un papel importante y, por tan-
to, surge la necesidad de nuevos modelos de predicción de precios que no sólo den
valores medios, sino que capturen todo el rango de incertidumbre y proporcionen
una distribución de probabilidad de la previsión.

Esta incertidumbre en los precios, que a partir de la introducción de este nuevo
marco afecta también a los consumidores, ha provocado en este tipo de mercados la
aparición de técnicas de análisis del riesgo, formas de cobertura basadas en derivados
financieros, etc. Para la aplicación de estas técnicas son determinantes los modelos
de previsión de precios cuyo desarrollo es un tema reciente y complejo que mantiene
abiertas varias ĺıneas de investigación.

7.2. Caracteŕısticas de los precios de la electrici-

dad

Las particularidades del comportamiento de los precios de la electricidad frente a
otros mercados energéticos se basa, principalmente, en la imposibilidad de almacenar
enerǵıa eléctrica en cantidades significativas. Esta restricción hace necesario que el
balance de enerǵıa entre generación y demanda se produzca para cada instante del
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tiempo. En algunos páıses, este balance que determina los precios está fuertemente
condicionado por la capacidad de transporte de la red eléctrica, la cual vaŕıa los
despachos de los grupos en función de su disponibilidad.

El arbitraje, el cual está basado en el almacenamiento y transporte de activos en-
tre mercados, es prácticamente nulo, por lo que los precios están muy condicionados
por factores locales del parque generador y de la demanda. Esta falta de arbitraje
hace que no sean aplicables las herramientas estándar de valoración de derivados
financieros, por lo que es necesario un amplio desarrollo en este campo comenzando
con los modelos de previsión de precios.

Si bien los precios de la electricidad tienen pautas comunes de comportamiento en
los distintos páıses basadas principalmente en la no almacenabilidad, éstos difieren
de unos mercados a otros (ver por ejemplo [JB99]). Las razones principales para el
distinto comportamiento de los precios son:

Patrones de demanda diarios, semanales y anuales.

Tipo de parque generador.

Capacidad de la red eléctrica de transporte.

Legislación del sector eléctrico y comportamiento de sus participantes.

Las principales caracteŕısticas comunes de los precios spot en los mercados libe-
ralizados de electricidad están basadas en observaciones del comportamiento de las
series de precios. Estas caracteŕısticas, que se describen a continuación, no tienen
por qué darse en todos los mercados.

Reversión a la media

Los precios de la electricidad fluctúan en el corto plazo alrededor de valores
determinados por el coste de producir la enerǵıa eléctrica y por la demanda.

La meteoroloǵıa es un factor dominante en el equilibrio generación-demanda la
cual influye en los precios a través de los cambios de la demanda. Esta es ćıclica y
con reversión a la media, esto es, con tendencia a volver a ese nivel medio.

La media de los precios de la electricidad vaŕıa en el largo plazo principalmen-
te por los cambios del parque generador o por la variación de los precios de los
combustibles que alimentan las centrales eléctricas.

Estacionalidad

El precio medio de la electricidad presenta una estacionalidad diaria, semanal y
anual, como respuesta a fluctuaciones ćıclicas de la demanda. El perfil de la curva de
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precios depende de la actividad económica, meteoroloǵıa y caracteŕısticas del parque
generador.

En concreto, la estacionalidad diaria está fundamentada en los cambios de con-
sumo entre d́ıa y noche. La estacionalidad semanal se basa en la diferente demanda
entre d́ıas laborables y no laborables, principalmente por la actividad industrial. Por
su parte, la estacionalidad anual es debida a condiciones atmosféricas de tempera-
tura e hidraulicidad.

La no almacenabilidad de la enerǵıa eléctrica y la imposibilidad de transportarla
al existir cuellos de botella en el transporte de unos páıses a otros son también causas
de esta estacionalidad.

Heterocedasticidad (volatilidad variable)

La volatilidad de los precios de la electricidad es elevada y muy superior a la del
resto de los mercados de enerǵıa. Esta sigue patrones diarios, semanales y anuales,
de manera que al igual que el precio medio de la electricidad, la volatilidad es ćıclica.

La no almacenabilidad de la enerǵıa eléctrica es la principal causa del comporta-
miento tan complejo de la volatilidad de precios. El equilibrio instantáneo necesario
entre generación y demanda no permite suavizar las fluctuaciones de precios como
en el caso de mercados con sistemas de almacenamiento. Esta volatilidad crece con
los precios (clustering effect), lo que implica una mayor incertidumbre de precios en
horas punta de demanda.

Otro aspecto que influye en la volatilidad de los precios es la inelasticidad de la
demanda que, tal y como se ha comentado, atiende a condiciones meteorológicas.

Valores extremos

Los precios spot de electricidad presentan picos (también llamados saltos) positi-
vos y negativos como consecuencia de la necesidad del equilibrio generación-demanda
y de la ineslasticidad de la demanda. Estos se producen principalmente en sistemas
con poca generación hidráulica, ya que estos grupos tienen unos tiempos de respues-
ta cortos frente a la generación térmica, los cuales vaŕıan su producción atendiendo
a unas determinadas rampas de subida y bajada.

Los picos positivos son provocados por la repentina indisponibilidad de grupos o
ĺıneas de transporte o condiciones anormales de carga elevada que llevan la capacidad
de generación del sistema a sus ĺımites.

Los picos negativos, mucho menos frecuentes que los positivos, se producen al
encontrarse los grupos cercanos a su ĺımite técnico inferior de generación debido a
la baja demanda del sistema. En estas circunstancias, si los costes de arranque de
los grupos son elevados, es más rentable no desacoplar los grupos, lo que provoca la
aparición de saltos negativos.
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Tal y como se explica en el apartado 7.4, las particularidades de los precios en
el mercado eléctrico español hacen que a medio plazo, de las 4 caracteŕısticas de los
precios descritas, únicamente se cumplan las de estacionalidad y heterocedasticidad.

7.3. Modelos de previsión de precios de electrici-

dad

En este apartado se exponen las principales técnicas de modelado de precios de
electricidad en mercados liberalizados que se encuentran en la literatura actual. Es-
tos modelos, que persiguen capturar las principales caracteŕısticas de los precios, han
sido aplicados para la previsión de precios de electricidad en los mercados de Cali-
fornia [Bar02, DAHB00, JB99, KR01, NCCE02], España [EPV02, LR01, NCCE02],
NordPool [EPV02, GEMG00, JB99, KSL+98, LS01, MGG01], Victoria (Aus-
tralia) [EPV02, JB99, SSD99], Gran Bretaña [JB99], Hayward (Nueva Zelan-
da) [EPV02], Leipzig (Alemania) [BD01, HKOS01a, HKOS01b], Alberta (Cana-
da) [Bar02] y Argentina [EPV02].

En ĺıneas generales, los modelos orientados a la previsión de precios de elec-
tricidad a corto plazo son del tipo: procesos de difusión, redes neuronales y series
temporales. Estos modelos, que denominamos cuantitativos, son modelos univarian-
tes basados en la historia de la serie. Por su parte, en el medio y largo plazo son
más relevantes los modelos fundamentales que representan el comportamiento de los
mercados.

Los modelos cuantitativos no proporcionan buenas estimaciones a medio plazo
debido a la complejidad del comportamiento de los precios. Es necesario incorporar
a los modelos información exógena como datos meteorológicos, demanda, etc. Aque-
llos modelos que tienen en cuenta el equilibrio generación-demanda son un punto
de partida necesario para la obtención de nuevos planteamientos que proporcionen
valores razonables en previsiones de medio o largo plazo.

Es determinante a la hora de elegir un modelo para la previsión de precios tener
presente la función a la cual va destinado. A priori, un tipo de modelo no es mejor
que otro, aunque śı más adecuado en función de su aplicación. Por ejemplo, un
modelo de precios que no incluye los ciclos de precios horarios y semanales no es
adecuado para firmar contratos horarios o semanales. De igual forma, un modelo que
únicamente contemple precios cercanos a la media no es el indicado para evaluar el
valor en riesgo (VaR).

Dicho esto, no parece razonable modelar precios spot de electricidad con modelos
de difusión a no ser que la aplicación del modelo1 requiera que los precios estén

1Normalmente la valoración de derivados financieros o la determinación de curvas de precios
forward.



220 Caṕıtulo 7. Predicción de precios de electricidad. Generación de escenarios

representados de forma continua en el tiempo. Estos modelos son menos flexibles que,
por ejemplo, las series temporales o las redes neuronales y no son capaces de capturar
la complejidad de los precios de la electricidad. Los modelos de difusión son del tipo
Markovianos y como tales únicamente consideran las correlaciones de un periodo
con el anterior. Esto es una importante restricción dado que los coeficientes de
autocorrelación de grado superior en series de precios son significativos. La obtención
de un modelo en tiempo continuo que represente satisfactoriamente los precios spot
de la electricidad es uno de los retos actuales de la investigación en el campo de la
previsión.

Ninguno de los modelos que se describen en este apartado es el empleado en la
previsión de precios de electricidad objeto de este documento. Los encontrados en la
literatura, más o menos complejos, no dan resultados satisfactorios en la previsión a
medio plazo que nos atañe. Por tanto, se ha optado por emplear un procedimiento
basado en la previsión de precios futuros mediante la generación de muestras de
distribuciones de precios formadas por datos históricos. Este método desarrollado se
expone en el apartado 7.5.

7.3.1. Modelos Cuantitativos

Se entiende por modelos cuantitativos aquéllos que fundamentalmente emplean
como información para la previsión datos históricos de la variable a predecir. Son
métodos que no suelen incorporan al modelado conocimiento acerca del entorno de
la variable a estimar.

En el caso de precios de la electricidad, estos modelos no representan ni el sistema
ni el mercado eléctrico, que son los factores que explican la formación de los precios
de la electricidad. Por tanto, dada su naturaleza, estos modelos no son exclusivos
para la previsión de precios de electricidad, aplicándose igualmente en la estimación
de otras variables de diversa ı́ndole.

7.3.1.1. Procesos de difusión

De forma general, un proceso de difusión Xt es aquel proceso Markoviano de
trayectorias continuas en el tiempo t cuya solución corresponde a la de la ecuación
diferencial estocástica:

dXt = f(t, Xt)dt+ g(t, Xt)dWt (7.1)

siendo dWt el diferencial de un proceso Wiener2, y f y g las funciones que re-

2Aquel proceso estocástico que satisface las siguientes propiedades: a) W0 = 0; b) las trayectorias
de Wt son continuas; c) (Wt−Ws) ∼ N(0, t−s) para todo 0 ≤ s ≤ t; d) Wt−Ws son independientes
para todo 0 ≤ s ≤ t.
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presentan la magnitud determinista y estocástica respectivamente del proceso de
difusión.

El motivo para emplear procesos de difusión es que éstos se utilizan en otros
mercados energéticos para la estimación de precios de cara a la valoración de instru-
mentos financieros (véase por ejemplo [Du02]). Estos modelos asumen la hipótesis
de normalidad en las distribuciones diferenciales de precios. Esta hipótesis es en
principio contradictoria con las caracteŕısticas mencionadas de los precios, aunque
presenta la ventaja de ser directamente aplicable para la valoración de derivados
financieros.

Una de las aplicaciones más importantes de los procesos de difusión se debe al
modelo de Black-Scholes para la valoración de opciones sobre acciones, donde los
precios se modelan mediante un movimiento Browniano (MB). Esta representación
de los precios, para el caso de la electricidad, viene regida por la siguiente ecuación:

dPt = µdt+ σdWt (7.2)

con Pt el precio spot de la electricidad, µ la tendencia del precio y σ el coeficiente
de difusión. El término µdt representa la parte determinista del precio mientras
que σdWt la perturbación aleatoria a la cual está sometido. Una variación del MB
consiste en emplear éste en un proceso geométrico de la forma:

dPt = µPtdt+ σPtdWt (7.3)

Una justificación para utilizar este modelo logaŕıtmico frente al anterior se basa
en el hecho práctico de que los precios de la electricidad son casi siempre positivos.

El MB (ecuaciones (7.2) y (7.3)) presenta el principal inconveniente de no tener
una justificación económica en la mayoŕıa de los mercados de electricidad, ya que no
refleja la caracteŕıstica antes mencionada de reversión a la media. Los trabajos de
Johnson et al. [JB99] sobre el los mercados de California, Gran Bretaña, NordPool y
Victoria (Australia) y de Barnezet et al. [BD01] sobre el mercado de Leipzig (LPX)
corroboran esta afirmación.

7.3.1.1.1. Reversión a la media

Para solventar este problema se introducen los procesos de difusión con reversión
a la media, siendo el más empleado el determinado por Orstein-Unlenbeck en las
versiones:

dPt = κ(α− Pt)dt+ σdWt (7.4)

o geométrica:
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dPt = κ(α− lnPt)Ptdt+ σPtdWt (7.5)

donde los nuevos parámetros introducidos son: κ coeficiente de reversión a la
media y α precio de equilibrio a largo plazo.

El modelo de la ecuación (7.4) (razonamiento análogo para la ecuación (7.5))
refleja intuitivamente que la desviación del precio respecto a un precio de equilibrio
α−Pt es corregida por el coeficiente κ, además de estar sometido a una perturbación
aleatoria σdWt. El coeficiente κ es siempre positivo, siendo la desviación del precio
de una mayor duración con valores pequeños de este parámetro.

Entre estos dos últimos modelos, en general los resultados que se obtienen son
ligeramente mejores con el geométrico [BD01, JB99].

Una variación del modelo de reversión a la media Orstein-Unlenbeck es el pre-
sentado por Pilipović [Pil97] donde el precio spot revierte al precio de equilibrio, el
cual se distribuye según un modelo log-normal.

dPt = κ(Lt − Pt)dt+ PtσdW
(1)
t

dLt = µLtdt+ LtξdW
(2)
t

(7.6)

siendo Lt precio de equilibrio a largo plazo y µ y ξ parámetros del modelo del
precio Lt, siendo los dos procesos Wiener del modelo completo independientes. La
introducción de la segunda ecuación tiene por objeto capturar la distribución de las
colas de los precios a estimar.

7.3.1.1.2. Estacionalidad

Los modelos descritos hasta el momento no tienen en cuenta la estacionalidad,
una de las caracteŕısticas que presentan los precios de la electricidad. Por tanto,
antes de ser empleados es necesario desestacionalizar la serie temporal de precios.
Un recorrido por diversas técnicas de detección y eliminación de la estacionalidad
es el realizado por Barnezet et al. en [BD01].

Para considerar expĺıcitamente la estacionalidad en los modelos de difusión man-
teniendo constante en el tiempo los parámetros de los mismos, algunos autores for-
mulan el precio de la siguiente manera:

Pt = f(t) +Xt (7.7)

siendo f(t) una función estacional determinista y Xt un proceso de difusión con
reversión a la media. Este es el caso, entre otros, de Pilipović [Pil97], Escribano
et al. [EPV02] y Lucia et al. [LS01]. Estos últimos centran su publicación en la
importancia de la componente determinista estacional en el modelado de los precios
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para explicar la curva de precios forward, aśı como su implicación en la valoración
de derivados financieros.

Pilipović [Pil97], el primero en plantear esta representación de la estacionali-
dad, modela f(t) mediante funciones sinusoidales cada una de ellas con una fre-
cuencia y amplitud correspondiente a un ciclo estacional determinado. Escribano et
al. [EPV02] y Lucia et al. [LS01] comparan los resultados de este modelado con los
obtenidos mediante la representación de f(t) con una función poligonal y constante
en el tiempo para cada periodo estacional.

Otra aproximación de la estacionalidad consiste en representar el precio de equi-
librio de los modelos Orstein-Unlenbeck mediante una función ćıclica del tiempo
α = αt que sigue unos patrones de comportamiento según la estacionalidad hora-
ria, d́ıa de la semana o mes del año. Esta función αt se modela según una función
poligonal mencionada para f(t) [BLM01, HKOS01a, HKOS01b, KR01].

7.3.1.1.3. Heterocedasticidad

Con respecto a la volatilidad variable de los precios de electricidad, los modelos
Orstein-Unlenbeck geométricos (ecuación (7.5)) consideran esta posibilidad al ser
el término estocástico del modelo función del precio. De esta manera la volatilidad
es mayor con niveles de precios superiores, tal y como se observa en las series de
precios.

No obstante, los modelos geométricos son sólo una primera aproximación del
modelado de la heterocedasticidad, ya que éstos no capturan la complejidad de la
volatilidad de los precios. El modelado más convencional de la volatilidad de los
precios se realiza mediante el modelo GARCH introducido por Nelson [Nel91]. Este
modelo contempla el efecto de mayores incrementos de volatilidad ante precios altos.

Escribano et al. [EPV02] realiza la integración del modelo GARCH con los mo-
delos de difusión trabajando en tiempo discreto, ya que resultan modelos más ma-
nejables donde la estimación de los parámetros es mucho más sencilla. El modelo
discreto de un proceso Orstein-Unlenbeck con volatilidad variable y estacionalidad
tiene la siguiente forma:

Pt = f(t) +Xt

Xt = φXt−1 + h
1/2
t εt

ht = ω + βεt−1 + γht−1

εt ∼ N(0, 1)

(7.8)

donde φ es el grado de reversión a la media y ω, β, y γ son los parámetros de
ht que sigue un proceso GARCH(1,1). Este modelo corresponde a un AR(1) más
un GARCH(1,1). Es significativo tener en cuenta que la integración de un proceso
Orstein-Unlenbeck es un modelo autorregresivo de primer orden.
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Deng [Den00] representa la volatilidad variable haciendo depender el coeficiente
de difusión del tiempo σ = σt. Este se modela según un proceso estocástico propor-
cional a la demanda total de enerǵıa eléctrica del sistema.

7.3.1.1.4. Valores extremos

Los procesos Orstein-Unlenbeck modelan el comportamiento de los precios con
cambios suaves de la magnitud con reversión a la media. Esta representación no
recoge las variaciones bruscas que producen precios elevados como consecuencia de
desequilibrios repentinos entre generación y demanda. Estos saltos se caracterizan
por su rápida vuelta a niveles anteriores a la ocurrencia del mismo. Para introducir
el modelado de valores extremos de precios en el proceso Orstein-Unlenbeck se añade
un nuevo término dΓt en la ecuación (7.4). Este término está compuesto por [BLM01,
HKOS01b]:

Distribución de Poisson de intensidad λ que modela la ocurrencia de saltos
por periodo.

Magnitud del salto modelada según una distribución N(µs, σ
2
s).

Algunos autores [KR01, EPV02] representan la intensidad del modelo de Poisson
como una función del tiempo (λ = λt) poligonal y constante para cada estación del
año. Una representación discreta al añadir los saltos al modelo de la ecuación (7.8)
es dada por Esbribano et al. en [EPV02]:

Pt = f(t) +Xt

Xt =

{
φXt−1 + h

1/2
t ε1t con probabilidad 1 − λt

φXt−1 + h
1/2
t ε1t + µs + σsε2t con probabilidad λt

ht = ω + βεt−1 + γht−1

λt = L1 inviernot + L2 otoñot + L3 primaverat + L4 veranot

ε1t, ε2t ∼ N(0, 1)

(7.9)

siendo L1 a L4 las intensidades del proceso de Poisson para cada estación del
año.

Este modelo contempla al mismo tiempo el comportamiento de la volatilidad de
precios según un modelo GARCH y los valores extremos de precios de manera com-
plementaria, para lo cual la estimación de los parámetros se realiza conjuntamente.

Continuando con esta filosof́ıa de modelado de saltos mediante una distribución
de Poisson, Johnson et al. [JB99] y Barnezet et al. [BD01] introducen la posibilidad
de que el salto sea positivo o negativo mediante una distribución de Bernoulli. Estos
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autores modelan la magnitud del salto según una función exponencial. Deng [Den00]
propone dos procesos de Poisson para el modelado de los saltos, uno para los posi-
tivos y el otro para los negativos. La relación entre ambos la establece por medio de
un modelo de Markov.

Una propuesta diferente para el modelado de los saltos es la que realiza Bar-
low [Bar02]. Este combina un proceso Orstein-Unlenbeck con un modelado sencillo
de las curvas de generación y demanda, donde son estas curvas las que determinan
los picos de precios. De esta forma evita el inconveniente de tener que estimar varios
parámetros para la tasa de saltos y el tamaño de los mismos. El modelo que propone
considera la estacionalidad a través de las curvas de demanda, sin embargo, la vola-
tilidad es constante, lo que se refleja en una relación entre precios spot y forward que
no es satisfactoria. Este modelo se puede considerar a caballo entre los denominados
cuantitativos y los fundamentales (ver apartado 7.3.2.), si bien la representación
del sistema y mercado eléctrico se reduce a las curvas de generación y demanda de
electricidad.

7.3.1.2. Series temporales

Los modelos basados en series temporales están muy extendidos en econometŕıa
para la previsión de variables de distinto tipo, aunque no lo están tanto en modelos de
previsión de precios de electricidad. Esto puede deberse por una parte a la juventud
de estos mercados y, por otra, al que al ser modelos discretos en el tiempo, su
aplicación en la valoración de derivados, una de las principales de la predicción de
precios, es menor que con los modelos de difusión.

El análisis de los precios de la electricidad desde un punto de vista discreto pro-
porciona flexibilidad frente al análisis en tiempo continuo, de manera que es más
sencillo reflejar en estos modelos las caracteŕısticas de la serie de precios de acuerdo
a su comportamiento observado. Las series temporales relajan la asunción de pro-
ceso Markoviano impuesto por los modelos en tiempo continuo3. Este es un aspecto
importante ya que los precios muestran una correlación significativa en retardos de
orden elevado, lo que evidencia la necesidad de introducir correlación en los términos
de error.

Knittel et. al [KR01] para la predicción semanal propone un modelo donde el
precio Pt está compuesto por dos términos. El primero es una función poligonal αt

cuyo valor depende de la estación del año, si es o no fin de semana y si es punta o no
la hora en la cual se realiza la estimación. El segundo término ηt es un modelo ARMA
que considera la correlación entre periodos consecutivos aśı como la estacionalidad
diaria. El modelo es el siguiente:

Pt = αt + ηt

β(L)ηt = δ(L)εt
(7.10)

3No hay que olvidar que la integración de un modelo Orstein-Unlenbeck deriva en un AR(1)
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siendo εt ruido blanco, y β(L) y δ(L) los polinomios autorregresivos y media
móvil, respectivamente, del operador retardo L. Estos polinomios se definen como:

β(L) = 1 − β1L− β2L
24 − β3L

25

δ(L) = 1 − δ1L− δ2L
24 − δ3L

25 (7.11)

Este modelo no recoge satisfactoriamente la volatilidad variable de los precios
observados. Para introducir este concepto Knittel et al. [KR01] proponen represen-
tar el término δ(L)εt de la ecuación (7.10) mediante una variable νt que se comporte
de acuerdo a un modelo GARCH. Una última modificación del modelo anterior se
realiza introduciendo en la función αt términos que recojan la incidencia de la tem-
peratura, ya que los resultados obtenidos considerando únicamente precios históricos
no son satisfactorios.

En esta misma ĺınea Hlouskova et al. [HKOS01b] modelan el precio de la elec-
tricidad según la ecuación (7.10) con el modelo ARMA con 25 retardos tanto en
la parte autorregresiva como en media móvil. Al aumentar el número de retardos
considerados, en general, se mejora el ajuste del modelo a los datos históricos, si bien
emplear un número elevado de retardos puede provocar sobreajuste del modelo.

León et al. [LR01] representan el comportamiento de precios medios diarios me-
diante un modelo ARIMA con integración temporal de carácter semanal para reflejar
aśı la no estacionalidad de los precios. Para el modelado de la volatilidad emplea
el modelo de varianza condicional heterocedástica GARCH, el cual representa la
perturbación aleatoria del modelo ARIMA.

Nogales et al. [NCCE02] predicen el precio horario con horizonte semanal median-
te función de transferencia y regresión dinámica, técnicas basadas en series tempo-
rales [yAP00, dR00]. Emplean como datos de entrada las series históricas de precios
y demanda eléctrica. Esta misma técnica es empleada por Koreneff et al. [KSL+98],
aunque utilizan la temperatura como variable explicativa del precio spot en lugar
de la demanda eléctrica.

Estos modelos comentados son capaces de recoger expĺıcitamente las diferentes
caracteŕısticas de los precios a excepción de los valores extremos. Para modelar
éstos basta con filtrar los saltos de la serie de precios y representarlos mediante los
métodos expuestos en el apartado 7.3.1.1.4.

7.3.1.3. Redes neuronales

La redes neuronales presentan la habilidad de captar relaciones complejas entre
datos históricos que son empleadas para la previsión. Son técnicas muy flexibles
que no imponen restricciones sobre las propiedades de la serie, por lo que todas las
caracteŕısticas de los precios son representadas. No obstante, puede ser recomendable
realizar a la serie un tratamiento previo, tal y como desestacionalizarla o filtrar los
picos, antes de proceder al entrenamiento de la misma.
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Modelos Referencias Caracteŕısticas

Procesos de
difusión

[JB99, BD01, Pil97,
EPV02, LS01, BLM01,
HKOS01a, HKOS01b,
KR01, Den00, Bar02]

Empleados en valoración de deri-
vados financieros. Consideran úni-
camente correlaciones de periodos
consecutivos.

Series
temporales

[KR01, HKOS01b, LR01,
NCCE02, KSL+98]

Flexibilidad de modelado: recogen
correlación en retardos de orden ele-
vado.

Redes
neuronales

[SSD99] Los más flexibles: no imponen res-
tricciones a las propiedades de la se-
rie. Orientados al corto plazo.

Tabla 7.1: Resumen modelos cuantitativos.

Szkuta et al. [SSD99] predicen precios con alcance diario mediante redes neuro-
nales. Para ello realizan la estimación del precio spot del periodo t + 1 empleando
como datos de entrada de la red los precios spot en los periodos t, t − 1 y t − 2,
la demanda y reservas de generación del sistema en esos mismos periodos y efectos
calendario como el mes, tipo de d́ıa, etc.

Finalmente, y a modo de resumen de los métodos cuantitativos, en la tabla 7.1
se recogen las referencias y principales caracteŕısticas de estos modelos.

7.3.2. Modelos Fundamentales

Los modelos fundamentales representan los planteamientos más complejos para
la previsión de precios de electricidad en mercados liberalizados. Estos se basan en
reflejar el comportamiento del mercado y del sistema eléctrico, empleando para ello
técnicas de optimización y simulación.

Estos modelos suelen estar orientados a la estimación de precios en el medio y
largo plazo y consideran aspectos como: (i) ofertas al mercado, las cuales son las
responsables de los picos de precios al ofertar los grupos muy por encima de su
coste variable; (ii) cambio en la estructura del parque generador; (iii) intercambio
de potencia entre regiones y (iv) restricciones de tipo regulatorio.

Como datos de entrada emplean distribuciones de probabilidad para capturar
la incertidumbre de los precios. Los datos más relevantes son: (i) precios de los
combustibles; (ii) crecimiento de la demanda; (iii) capacidad de las interconexiones
entre áreas; (iv) aparición de nueva generación; (v) hidraulicidad, etc.

Siguiendo las indicaciones anteriores Angelus [Ang01] desarrolla un modelo que
denomina market clearing price forecasting system (MCP). Este está compuesto por
nudos que representan mercados y tienen asociados curvas de carga, caracteŕısticas
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de operación de los generadores y ĺıneas de transporte con otros nudos. Mediante
programación lineal calcula el precio de equilibrio de los distintos mercados, gene-
ración de los grupos e intercambio de enerǵıa entre mercados.

El horizonte del problema es el largo plazo, entre 1 y 10 años. Cada año el
modelo MCP estima para cada nudo si los márgenes de operación de nuevos grupos
son suficientes para recuperar los costes fijos, en cuyo caso añade los grupos. De
manera análoga, las centrales que no recuperan sus costes fijos son retiradas de la
operación del sistema.

Con esta misma filosof́ıa Deb et al. [DAHB00] presentan un modelo para la pre-
dicción de precios diarios con horizonte anual que denominan UPLAN. El equilibrio
de precios se establece mediante teoŕıa de juegos, donde los generadores maximi-
zan sus beneficios y los compradores minimizan sus costes. El modelo contiene un
módulo de flujo de cargas óptimo para realizar el despacho de generación con el
que calcular restricciones de red y precios del transporte. Mediante simulaciones de
Monte Carlo determina la volatilidad de los precios a estimar.

También dentro de los modelos fundamentales, Ventosa [Ven01] formula un plan-
teamiento determinista de explotación de la generación a medio plazo basado en
el Problema Complementario Mixto (PCM). En él se representa el comportamien-
to estratégico de cada empresa eléctrica mediante las condiciones de optimalidad
Karush-Kuhn-Tucker. Las ecuaciones asociadas a cada empresa no pueden resolver-
se independientemente al estar ligadas por medio de la ecuación de la demanda que
relaciona precios y producción. Para solventar este problema utiliza el PCM dada la
estructura del problema resultante. Este modelo permite representar el comporta-
miento de las empresas eléctricas al tiempo que incluye restricciones de explotación
propias de un sistema eléctrico. Por medio de las caracteŕısticas técnico-económicas
del parque generador de las distintas empresas, aśı como de la curva de demanda
eléctrica, el modelo obtiene el precio de equilibrio del mercado para cada periodo al
igual que la producción de los distintos grupos generadores.

Otero-Novas et al. desarrollan un modelo fundamental basado en técnicas de si-
mulación y optimización. En [ONBA+00a], estos autores generan mediante simula-
ción escenarios de demanda e hidraulicidad, los cuales son factores de riesgo emplea-
dos en la determinación del precio. En una segunda etapa [ONBA+00b], Otero-Novas
et al. modelan el comportamiento del mercado mediante un módulo que optimiza
las estrategias de oferta de los generadores y otro módulo que realiza la liquidación
del mercado.

Finalmente, Barqúın et al. [BCR04] modelan la operación a medio plazo de
centrales térmicas e hidráulicas para determinar el precio de equilibrio del mercado
para el cual las empresas maximizan su beneficio de acuerdo a sus estrategias. Para
ello, bajo ciertas hipótesis, formulan el problema de equilibrio del mercado mediante
un problema de minimización de costes del sistema y de una función de utilidad de
la demanda. Frente a otras técnicas, el método propuesto por Barqúın et al. permite
la representación de sistemas eléctricos de gran tamaño.
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Las previsiones realizadas con este tipo de formulaciones son empleadas, entre
otras aplicaciones, como base para la estimación de parámetros de modelos de precios
más sencillos que forman a su vez parte de problemas de programación matemática
estocástica. Este es el caso de Fosso [FGH+99] quien, mediante un complejo modelo
de previsión a medio-largo plazo, representa los precios según un modelo AR(1).
Fosso justifica este sencillo planteamiento por la fuerte dependencia en Noruega de
los precios entre periodos debido a la gran proporción de generación hidráulica.

Este mismo razonamiento se aplica en [GEMG00, MGG01], donde los escenarios
de predicción de precios son transformados en un modelo de Markov para integrarlo
dentro de un modelo de programación dinámica de medio plazo para la gestión de
generación hidráulica.

7.4. El precio de la electricidad en el mercado

eléctrico español

El objeto de este apartado es describir las caracteŕısticas del precio de la electrici-
dad en España. Antes de comenzar la parte central de la exposición, se realizan unas
consideraciones sobre las correlaciones entre precios de electricidad y combustibles
en el mercado energético español.

7.4.1. Relación con los precios de los combustibles

El modelo estocástico presentado en esta tesis emplea como parámetros aleatorios
precios de gas natural, fueloil y electricidad. La justificación para no determinar
conjuntamente los tres tipos de precios se basa en la baja correlación entre los
precios de los combustibles y de la electricidad.

En la figura 7.1 se muestran los valores medios mensuales de precios horarios
del mercado diario de electricidad y de precios de gas natural para consumidores
industriales en los años 2000-2002.4 En los años 2000 y 2002 el coeficiente de corre-
lación lineal entre estas variables es 0.17 y 0.46 respectivamente. En el año 2001 este
coeficiente es 0.85, sin embargo, no parece tener sentido que al aumentar el precio
de la electricidad disminuya el del gas. Además, este hecho se produce únicamente
en uno de los tres años analizados.

Con estos resultados no se puede afirmar que exista una relación significativa
entre los precios de la electricidad y los del gas natural para consumidores indus-
triales. Estos últimos presentan una correlación elevada con la media de los 6 meses
anteriores del precio spot de Brent (caṕıtulo 5).

4Como se verá más adelante, los datos de estos años son los empleados en la previsión de precios
de electricidad.



230 Caṕıtulo 7. Predicción de precios de electricidad. Generación de escenarios

1.5 2 2.5 3 3.5 4 4.5 5 5.5 6 6.5
1.4

1.5

1.6

1.7

1.8

1.9

2

2.1

Precios electricidad (ceuro/kWh)

P
re

ci
os

 g
as

 n
at

ur
al

 (
ce

ur
o/

te
rm

ia
)

2000
2001
2002

Figura 7.1: Relación entre precios medios mensuales de gas natural y electricidad en
los años 2000-2002.

Para determinar si hay relación entre los precios de la electricidad y spot de
Brent se han calculado las regresiones entre los precios anteriores de electricidad y:
1) precios de Brent del mes anterior5 a los de electricidad considerados y 2) precios
de Brent del mismo mes que los de electricidad. Los resultados obtenidos no han
sido satisfactorios en ninguno de los dos casos.

Esta falta de correlación puede deberse a varias causas. Por una parte, es posible
que las tecnoloǵıas de generación de gas natural y fueloil marquen el precio marginal
un número limitado de horas anuales. Si esto sucede, el coste marginal del sistema no
tiene una relación apreciable con el precio Brent. Por otra parte, si el coste marginal
está estrechamente ligado al precio del gas natural y fueloil y los generadores firman
contratos de adquisición a largo plazo de estos bienes, tampoco habŕıa relación entre
el precio Brent y el de la electricidad. Finalmente, puede ser que las peculiaridades
del mercado español, discutidas en la sección siguiente, hagan que el coste marginal
del sistema no sea explicativo del precio del mercado.

7.4.2. Caracteŕısticas

El mercado eléctrico español comenzó a operar en enero de 1998. La liberalización
hacia los consumidores ha sido progresiva en función del consumo de los mismos,

5Altamente correlacionados con los de fueloil (caṕıtulo 6).
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Mes Media Varianza Asimetŕıa Curtosis Máximo Mı́nimo
[ce/kWh] [ce/kWh]2 – – [ce/kWh] [ce/kWh]

1 2.6221 0.5618 0.1988 2.5545 6.0220 1.2470
2 2.3749 0.2070 -0.4825 1.7285 3.9200 1.2260
3 2.5362 0.1499 0.6517 1.0406 3.6660 1.6950
4 2.5737 0.3392 0.3156 1.0479 3.6060 1.3270
5 2.2127 0.5383 0.2236 1.4430 3.5900 0.7510
6 2.2075 0.5036 0.5874 1.7100 4.2740 1.2270
7 2.6021 0.2535 -0.0273 1.1545 3.9070 1.3660
8 2.7415 0.2011 -0.0872 1.4333 4.8700 1.3760
9 2.4144 0.4038 -0.2804 1.4214 3.9070 1.0420
10 2.4958 0.5116 0.3063 1.6318 3.9070 1.2570
11 2.8177 0.4128 0.4619 1.3523 4.1480 1.5110
12 2.4587 0.4113 0.6401 1.7461 4.0800 1.5120

Tabla 7.2: Caracteŕısticas mensuales de los precios horarios del mercado diario en el
año 1998.

culminando ésta el 1 de enero de 2003. A partir de esta fecha todos los consumidores
tienen capacidad de elección de suministrador de enerǵıa eléctrica.

En las figuras 7.2 y 7.3 se muestran los precios máximos, medios y mı́nimos
diarios del mercado diario de electricidad durante los años 1998 a 2002. Según se
aprecia, no se produce un número considerable de saltos bruscos de precios como
sucede en otros mercados. Esto se debe a que existe un porcentaje significativo de
generación hidráulica y la red eléctrica es bastante mallada, por lo que las restric-
ciones técnicas de red o generación no afectan en exceso al nivel de precios6. La alta
volatilidad, especialmente con precios altos, y la estacionalidad diaria y semanal
śı son caracteŕısticas comunes a otros mercados eléctricos.

En las tablas 7.2 a 7.6 se muestran los valores medio, máximo, mı́nimo, varianza,
coeficiente de asimetŕıa (sesgo) y coeficiente de curtosis de los precios horarios del
mercado diario de cada mes entre los años 1998 y 2002. No se observa la existencia
de estacionalidad anual en los precios medios mensuales. Estos presentan un mayor
valor medio anual en el año 2002, seguido del año 2000, siendo el incremento de este
precio entre los años 1998 y 2002 en torno a un 30 %.

En la figura 7.4 se representan los precios medios mensuales en estos años. La
tendencia dibujada muestra un crecimiento, aunque no continuo en todos los años,
de los precios en este periodo. Esa tendencia ascendente no puede justificarse úni-
camente por la subida de los combustibles en los últimos años, ya que la correlación
entre precios de combustibles y electricidad es limitada (ver apartado 7.4.1). En el
año 2002, por ejemplo, el precio medio anual de la electricidad es superior al del año

6Véase igualmente la figura 7.5 del precio final del mercado en el que están incluidos, entre otros
términos, las restricciones de red.
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Figura 7.2: Precios máximos, medios, y mı́nimos diarios del mercado diario en los
años 1998-2000.
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Figura 7.3: Precios máximos, medios, y mı́nimos diarios del mercado diario en los
años 2001-2002.
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Mes Media Varianza Asimetŕıa Curtosis Máximo Mı́nimo
[ce/kWh] [ce/kWh]2 – – [ce/kWh] [ce/kWh]

1 2.3336 0.5685 0.6537 1.9288 4.5830 0.8710
2 2.8540 0.4165 0.3038 1.2321 4.5160 1.5120
3 2.9080 0.2604 -0.0108 1.1168 4.0630 1.5120
4 2.6408 0.1408 0.6725 1.0973 3.8730 2.0430
5 2.5759 0.2861 -0.0907 1.2167 3.6890 1.4560
6 2.5649 0.2840 -0.1272 1.0935 3.5990 1.4700
7 2.6041 0.2311 -0.1152 0.9585 3.8470 1.5120
8 2.4368 0.3087 -0.2976 1.1060 3.6240 1.2020
9 2.6278 0.6284 -0.2274 1.2586 4.0450 1.3220
10 2.4135 0.5758 -0.0580 1.4770 4.2070 1.2120
11 2.6375 0.7688 0.0038 1.5820 4.4340 1.2060
12 2.5623 0.8489 0.1818 1.7915 5.1540 1.1380

Tabla 7.3: Caracteŕısticas mensuales de los precios horarios del mercado diario en el
año 1999.

Mes Media Varianza Asimetŕıa Curtosis Máximo Mı́nimo
[ce/kWh] [ce/kWh]2 – – [ce/kWh] [ce/kWh]

1 3.0735 1.0981 -0.0479 1.8152 4.7480 0.9410
2 3.3831 1.0799 -0.2993 1.7473 4.6880 1.1970
3 3.6543 0.9315 -0.3971 1.6948 5.1240 1.3170
4 3.0625 1.3744 0.5416 2.7829 5.9800 1.2870
5 2.3659 0.2935 -0.3546 1.0661 3.4200 1.1660
6 2.5366 0.5256 1.2391 4.8504 6.2200 1.2370
7 2.8233 0.9433 0.5026 2.0560 5.1540 1.2850
8 2.6712 0.6182 -0.0026 1.4526 4.5970 1.3170
9 3.7362 1.5084 -0.1479 1.6746 5.7140 1.3270
10 3.8066 2.2318 0.0527 2.3549 9.0150 1.3280
11 3.5383 1.9291 0.2408 2.5704 6.9170 1.3110
12 2.0715 0.9636 1.0450 4.6076 6.1600 0.0010

Tabla 7.4: Caracteŕısticas mensuales de los precios horarios del mercado diario en el
año 2000.
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Mes Media Varianza Asimetŕıa Curtosis Máximo Mı́nimo
[ce/kWh] [ce/kWh]2 – – [ce/kWh] [ce/kWh]

1 2.0682 1.0594 0.5272 2.9772 5.0490 0.0010
2 1.9573 0.8470 0.8892 3.5764 5.5220 0
3 1.7581 0.6596 2.2110 11.1462 9.1700 0.0060
4 2.0301 0.2149 -0.0586 1.0970 3.1340 0.8650
5 2.6405 0.4383 0.8759 2.4221 4.7370 1.3280
6 3.5353 1.1437 -0.0754 1.5936 5.5660 1.6870
7 3.4561 1.2340 -0.0852 1.5938 5.5660 1.6870
8 2.8939 0.6720 0.6965 2.0137 5.1500 1.5270
9 3.6571 1.2555 -0.0400 1.7949 5.9110 1.9280
10 3.9089 1.4823 0.1278 2.0196 6.7840 2.0350
11 3.4810 1.7586 1.4710 9.1553 10.6380 1.5680
12 4.6839 2.5804 0.4337 4.8175 11.3250 1.5280

Tabla 7.5: Caracteŕısticas mensuales de los precios horarios del mercado diario en el
año 2001.

2000, mientras que el precio medio anual del crudo Brent es menor en el año 2002
que en el 2000.

El valor medio anual de la varianza del precio del mercado diario muestra una
tendencia creciente entre los años 1998 y 2002 (figura 7.4). Mensualmente oscila
entre los 2.58 de diciembre de 2001 y los 0.14 de abril de 1999, observándose un
valor extremo muy superior al resto de 7.86 en enero de 2002.

El coeficiente de asimetŕıa se define como
∑

i(xi−x)3

Ns3 , con xi cada uno de los precios
horarios de cada mes, x el valor medio de estos precios, N el número de precios
horarios y s la desviación t́ıpica de los precios. Un valor positivo de este coeficiente
indica que la distribución de precios se alarga para valores mayores a la media. Si
por el contrario es negativo, la cola de precios es de valores inferiores a la media.
Los valores resultantes muestran que no existe un signo dominante en la asimetŕıa
de las distribuciones, siendo aproximadamente igual el número de meses que este
coeficiente es positivo y negativo. No obstante, la suma de estos coeficientes para
cada año es positiva, esto es, las asimetŕıas positivas son mayores que las negativas.

Por su parte el coeficiente de curtosis, definido como
∑

i(xi−x)4

Ns4 , representa una
medida de la frecuencia de los valores en torno a la media. Un coeficiente de curtosis
alto indica que los valores más frecuentes se encuentran centrados mientras que la
frecuencia de valores extremos es pequeña. El razonamiento es el inverso si se trata
de distribuciones con curtosis baja. El coeficiente de curtosis de una distribución
normal es 3, mientras que los obtenidos para los años 1998-2002 son en general
inferiores a este valor, lo que indica la alta ocurrencia de precios lejanos a la media.
Unicamente en el año 2001 el valor medio los coeficientes de curtosis mensuales es
superior a 3.
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Mes Media Varianza Asimetŕıa Curtosis Máximo Mı́nimo
[ce/kWh] [ce/kWh]2 – – [ce/kWh] [ce/kWh]

1 6.1965 7.8637 0.6569 7.9793 15.8410 1.8310
2 3.8196 0.9769 0.1539 2.6737 8.1020 1.8310
3 3.4268 0.5427 -0.8322 2.8180 4.5410 0.5680
4 3.8682 0.4909 -0.3478 1.2696 4.9120 2.3310
5 3.8711 0.8164 -0.3089 1.4489 5.1000 1.8580
6 4.1243 0.9946 -0.1025 2.1205 6.3270 1.9540
7 4.5618 2.0265 -0.0876 2.4538 7.4120 1.8250
8 3.0587 1.1589 0.5208 2.4418 6.2250 1.3720
9 3.6339 1.5109 -0.0097 1.9634 6.2150 1.5280
10 3.3726 1.5797 0.0726 2.0382 6.2900 1.0010
11 2.8292 1.2658 0.7005 2.8120 5.5530 0
12 2.0997 0.8997 0.2703 3.1190 6.0000 0.0020

Tabla 7.6: Caracteŕısticas mensuales de los precios horarios del mercado diario en el
año 2002.
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Figura 7.4: Media [ce/kWh] y varianza [ce/kWh]2 mensual de los precios horarios
del mercado diario de electricidad en los años 1998-2002.
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Las particularidades del precio de la electricidad en el mercado español hacen que
éste sea dif́ıcil de predecir a medio plazo al tener un comportamiento no estacionario.
Estas particularidades son las siguientes:

Posible poder de mercado que podŕıa permitir el manejo de precios dada la
alta concentración de capacidad de generación en pocas empresas eléctricas.
Endesa e Ibedrola mantienen una cuota de mercado en torno al 80 % con un
parque generador muy diversificado. Además, existe poca oferta de generación
internacional dada la escasa capacidad de interconexión con Francia, el cual es
el principal potencial vendedor. Hasta la fecha, los precios determinados por
el mercado eléctrico puede que no atiendan a argumentos de competitividad
en mercados [Pér03]. En mercados competitivos el precio es estable a lo largo
del tiempo alrededor de un coste marginal medio de producción del sistema.
Sin embargo, según lo comentado, esto no sucede en España.

Los ingresos de las empresas de generación no se determinan en su totalidad
a través de los resultados del mercado eléctrico, sino que existe una serie
de compensaciones, principalmente los costes de transición a la competencia7

(CTC), percibidos a través del Estado.

Las empresas eléctricas debieran realizar una gestión orientada a maximizar su
beneficio teniendo en cuenta estos factores, y no únicamente los relacionados
con el funcionamiento competitivo del mercado.

En el caso de los CTC, es muy posible que la variabilidad e impredecibilidad
del precio en el mercado diario esté sujeto a las expectativas de cobro de
estas compensaciones económicas [LR01, Pér03]. Estas variaciones son más
acusadas, si cabe, al existir una gran concentración de capacidad de generación
en determinadas empresas, tal y como se comenta en el punto anterior.

Entrada progresiva de nuevos agentes en el mercado, tanto a nivel de genera-
ción como de comercialización y de consumidores cualificados.

Continuos cambios regulatorios e incertidumbre en los mismos, como conse-
cuencia de los pocos años que han transcurrido desde la liberalización del sector
eléctrico.

7.5. Generación de precios futuros. Formación de

escenarios

Los precios de electricidad a predecir son aquéllos que forman el árbol de esce-
narios de entrada del modelo de optimización estocástica de gestión energética para

7Compensaciones económicas a las empresas generadoras por las inversiones realizas con ante-
rioridad a la liberalización del mercado eléctrico, ya que éstas podŕıan ser irrecuperables bajo este
nuevo marco regulatorio.
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consumidores industriales. Estos precios no son los del mercado diario, sino los que
el consumidor industrial emplea para determinar sus contratos óptimos de compra
de enerǵıa eléctrica y de venta de excedentes de la cogeneración.

Los periodos del árbol de probabilidad se escogen de manera que sean represen-
tativos de los contratos que se modelen, aśı, por ejemplo, un contrato cuyos precios
dependen de lo consumido en horas punta, llano y valle, agrupa mensualmente cada
conjunto de estas horas en un número de periodos que reflejen este comportamiento
en los precios. Con este modelado lo importante no es representar en los escenarios
la variabilidad del precio medio de la electricidad, sino la asociada a cada uno de
estos periodos.

Las particularidades del precio de la electricidad en el mercado eléctrico español
mencionadas en el apartado anterior hacen que ninguno de los modelos cuantitativos
descritos ofrezcan hoy en d́ıa una previsión de los precios de la electricidad razonable
[Bat02]. Por este motivo se ha descartado la utilización de estos modelos en este
trabajo. De esta forma se evita realizar hipótesis dif́ıcilmente justificables del futuro,
aśı como emplear modelos de precios que exijan condiciones de reversión a la media,
ruido blanco en los errores, estacionalidad, etc.

Tampoco se emplean modelos fundamentales ya que son complejos y necesitan
una gran cantidad de información de entrada dif́ıcil de conseguir. No hay que olvidar
que el modelo de predicción de precios constituye una parte de la herramienta de
apoyo a decisiones contractuales para consumidores industriales. Por ello, se pre-
tende obtener un modelo que pueda ser alimentado por datos fácilmente accesibles
para cualquier consumidor industrial.

Además, los modelos fundamentales están en fase de desarrollo, no siendo los
resultados que se obtienen hoy en d́ıa del todo satisfactorios dada la complejidad de
los mercados eléctricos. Esto se hace todav́ıa más acusado en el mercado eléctrico
español.

Por tanto, para generar los escenarios de precios de electricidad, se ha considerado
razonable realizar la suposición de que los precios futuros para el año de planificación
se comporten como en los años precedentes. Al emplear directamente datos históricos
para la previsión, las caracteŕısticas de éstos se reflejan en los precios a estimar sin
necesidad de imponer restricciones a priori.

El árbol de escenarios planteado es aquél donde cada nodo pertenece a un único
escenario según lo comentado en el apartado 6.1. La probabilidad de ocurrencia de
los precios de cualquiera de los años pasados se considera la misma, por lo que los
escenarios del árbol son equiprobables.

Los años empleados como fuente de datos históricos son 2000, 2001 y 2002. El año
1998 no se contempla debido a que prácticamente no hay consumidores cualificados
que acudan al mercado. Es a partir de la segunda mitad de ese año cuando en la
práctica comienza a abrirse el mercado para consumidores cualificados. Tampoco se
consideran los precios del año 1999 dada la juventud del mercado y el número de
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años transcurridos hasta el año de planificación.

No se ha tenido en cuenta la corrección de los precios atendiendo a criterios de
actualización del valor del dinero, ya que los precios de la electricidad no obedecen
estrictamente a leyes de oferta y demanda [Pér03], por lo que su influencia en los
precios futuros puede considerarse despreciable.

7.5.1. Precios de adquisición de electricidad

Estos precios son los correspondientes a la compra de electricidad en el mercado
eléctrico por parte de consumidores cualificados y sirven de referencia en el modelado
de los contratos cuyos precios están indexados al precio del mercado eléctrico. Estos
están compuestos por los siguientes términos:

Parte fija y determinista de la tarifa de acceso a redes que depende del nivel
de tensión al cual está conectado el consumidor cualificado y de la potencia
contratada en cada uno de los periodos horarios.

Parte variable función de la enerǵıa consumida. Este término está compuesto
a su vez por los siguientes:

• Precio determinista que engloba los conceptos de: (i) moratoria nuclear,
(ii) impuesto de la electricidad, (iii) pérdidas, y (iv) tarifa de acceso a re-
des. Estos dos últimos dependen de la tensión de conexión del consumidor
cualificado y del periodo horario.

• Precio horario final medio de adquisición en el mercado eléctrico por par-
te de consumidores cualificados y comercializadores. Este término sujeto
a incertidumbre se compone de los precios derivados de los siguientes con-
ceptos: (i) mercado diario, (ii) restricciones técnicas de red, (iii) banda
de regulación, (iv) mercado intradiario, (v) operación técnica del sistema,
y (vi) garant́ıa de potencia.

En la mayoŕıa de los casos la compra de enerǵıa no la realiza el consumidor
cualificado directamente en el mercado de electricidad, sino que lo hace a través de
un comercializador. En este caso al término variable del precio de la electricidad
hay que añadirle un recargo por la gestión del comercializador. Este incremento de
precio es pequeño, dado que en caso de acudir al mercado quien se expone al riesgo
de precios es el consumidor industrial y no el comercializador.

Los escenarios de precios que se generan únicamente engloban la parte variable
del precio de la electricidad, cuya incertidumbre viene dada por el precio horario final
medio de adquisición en el mercado eléctrico por parte de consumidores cualificados.
Dentro de este precio, el término más importante es el del mercado diario tal y como
se muestra en la tabla 7.7 para los años 2000-2002. En esta tabla el término “Otros”



240 Caṕıtulo 7. Predicción de precios de electricidad. Generación de escenarios

Año Mercado Diario Garant́ıa de Potencia Otros

2000 90.53 % 4.39 % 5.10 %
2001 88.68 % 4.39 % 6.39 %
2002 90.29 % 3.57 % 6.14 %

Tabla 7.7: Peso de los componentes del precio final para consumidores cualificados
y comercializadores.

engloba las restricciones técnicas de red, banda de regulación, mercado intradiario,
y operación técnica del sistema. Dado el alto porcentaje que representa el precio
del mercado diario en el precio final de adquisición, el perfil de este último precio
(figura 7.5) y el del mercado diario (figuras 7.2 y 7.3) son semejantes.

En concreto, el método propuesto para determinar los escenarios de precios de
adquisición de enerǵıa eléctrica es el descrito a continuación.

Para cada año n de los históricos considerados y para cada periodo k del modelo
de optimización se define una variable aleatoria (v.a.) Pn(k). Esta refleja la distribu-
ción del precio horario final medio de adquisición en las horas del año n asociadas al
periodo k. Por tanto, representa la parte sujeta a incertidumbre del término variable
del precio de la electricidad, el cual es el utilizado en el árbol de escenarios. Cada
periodo k, tiene asociado 3 distribuciones de precios (n = {2000, 2001, 2002}).

Véase como ejemplo las distribuciones de estos precios representadas en la figu-
ra 7.6. En ésta se muestran los histogramas de precios correspondientes a las v.a.
P2000(k

∗), P2001(k
∗) y P2002(k

∗). El periodo k∗ es aquél que engloba a los precios de
horas valle, según la tarifa de acceso a redes, de los d́ıas laborables del mes de mayo
para cada año considerado.

A partir de las v.a. Pn(k) de datos históricos se generan mediante simulación de
Monte Carlo por medio de la técnica de la transformada inversa las muestras pg

n(k),
donde g es el escenario al cual pertenecen. Para ello se construyen las funciones
de distribución F [Pn(k)] y, para cada valor u generado de la distribución uniforme
[0, 1), se obtiene una muestra pg

n(k) de la v.a. Pn(k) tal que pg
n(k) = F−1[u].

De cada v.a. Pn(k) se genera un total de G
N

muestras pg
n(k), donde G es el número

de escenarios a determinar y N el número de años cuyos datos históricos se utilizan
para formar las v.a. Pn(k). Por tanto, se obtiene el mismo número de escenarios a
partir de cada año histórico n. En el caso considerado, donde n = {2000, 2001, 2002},
el número de escenarios que se genera es múltiplo de 3, siendo igual a G

3
cada año n.

De esta forma se asigna la misma probabilidad de ocurrencia a los precios de cada
año histórico.

Todos los valores pg
n(k) obtenidos de un mismo escenario g se muestrean a partir

de aquellas v.a. Pn(k) de un mismo año n, de manera que en las muestras generadas
se mantiene la relación histórica entre los precios de cada año. El motivo para no rela-
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Figura 7.5: Precios finales máximos, medios, y mı́nimos diarios para consumidores
cualificados en los años 2000-2002.



242 Caṕıtulo 7. Predicción de precios de electricidad. Generación de escenarios

1.3 1.6 1.9 2.2 2.5
0

5

10

15

20

25

30

35

40

ceuro/kWh

F
re

cu
en

ci
a

Año 2000

1.6 2 2.4 2.8 3.2
0

5

10

15

20

25

30

35

ceuro/kWh

F
re

cu
en

ci
a

Año 2001

2 2.6 3.2 3.8 4.4 5
0

5

10

15

20

ceuro/kWh

F
re

cu
en

ci
a

Año 2002

Figura 7.6: Variables aleatorias de precios valle de d́ıas laborables del mes de mayo.

cionar precios de distintos años en un mismo escenario es que para unas condiciones
determinadas de demanda, disponibilidad del parque generador y red, hidraulici-
dad y precios de combustibles, se dan unos precios determinados. Es por ello que
no parece razonable agrupar precios de electricidad en años donde los parámetros
mencionados son distintos. Al generar todas las muestras de un mismo escenario g
a partir de una misma v.a. Pn(k) se obtiene una relación entre las distribuciones
formadas por las muestras pg

n∗(k) y pg
n∗(k + 1) de un año concreto n∗.

Las muestras obtenidas pg
n(k) se validan mediante la comparación de sus propie-

dades estad́ısticas con las de las v.a. Pn(k) a partir de la cuales han sido generadas.
Para ello se formula un proceso análogo al planteado para la validación de muestras
generadas en el algoritmo de previsión de precios de gas natural y fueloil. Aśı, en
primer lugar se determinan los 4 (z = {1, .., 4}) primeros momentos mn,z(k) de cada
v.a. Pn(k), y los correspondientes m′

n,z(k) de las distribuciones generadas de precios
formadas por pg

n(k). Una vez hallados los momentos, se calcula la expresión:

∑
z∈Z

φz

∣∣∣∣mn,z(k) −m′
n,z(k)

mn,z(k)

∣∣∣∣ (7.12)

que corresponde a la suma de la diferencia normalizada de momentos ponderada
por un factor φz. El resultado de esta operación se compara con una tolerancia ζ
prefijada por el usuario y, si no es menor que el umbral establecido, las muestras
obtenidas son rechazadas precediéndose a un nuevo muestreo hasta obtener un error



7.5. Generación de precios futuros. Formación de escenarios 243

inferior a ζ .

Concluido el proceso de validación, las muestras de periodos consecutivos pg
n(k)

y pg
n(k + 1) de cada año n se ligan aleatoriamente para formar los escenarios de

precios.

7.5.2. Precios de venta de electricidad

El precio de referencia de venta de electricidad que se toma en los contratos a
formalizar en el problema de optimización estocástica, es el correspondiente a la
retribución que los productores en régimen especial reciben por la cesión de enerǵıa
eléctrica excedentaria indicado en la Ley8. Este precio consta únicamente de un
término variable que depende de la enerǵıa exportada. Los componentes de este
precio variables son:

Precio final horario medio al cual los consumidores cualificados, comercializa-
dores y distribuidores, compran enerǵıa en el mercado de la electricidad.

Prima correspondiente dependiendo del tipo de generación y de la potencia ins-
talada. Esta prima se revisa anualmente en función de la variación interanual
del precio del gas natural, del precio medio de venta de electricidad y de los
tipos de interés.

Complemento por enerǵıa reactiva.

El valor de la prima es un parámetro determinista que se calcula a partir de datos
históricos. El término de complemento de reactiva es despreciable frente a los otros,
además, es razonable suponer que el cogenerador opera a un factor de potencia 0.9,
valor tal que el complemento de enerǵıa reactiva es nulo.

Por tanto, el único término sujeto a incertidumbre es el precio final horario
medio de adquisición por parte de consumidores cualificados, comercializadores y
distribuidores. El precio de estos últimos es superior al precio final horario medio de
adquisición por parte de consumidores cualificados y comercializadores, ya que para
éstos el coste de la garant́ıa de potencia es menor que para los distribuidores.

El volumen total de cobros y pagos en relación a la garant́ıa de potencia es el
que resulta de aplicar un precio fijo por unidad de enerǵıa, el cual se actualiza pe-
riódicamente, al volumen de enerǵıa demandada en barras de central en el mercado
organizado de producción. Este coste es fijo para consumidores cualificados y comer-
cializadores en función del periodo. Para los distribuidores, el precio unitario será el

8RD 2818/1998. Adicionalmente la Ley propone otros tipos de retribución en los RD 841/2002
y 436/2004. Estos Reales Decretos permiten a los cogeneradores acudir directamente al mercado.
Se ha optado por la retribución del RD 2818/1998 al ser la más común en la actualidad en coge-
neraciones de pequeña potencia instaladas a partir de 1998, que corresponde al caso ejemplo del
caṕıtulo 8.
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Figura 7.7: Relación entre precios horarios de compra para consumidores cualificados
y venta de excedentes en el año 2000.

que resulte de restar al total de pagos por garant́ıa de potencia los satisfechos por los
consumidores cualificados y comercializadores, dividiendo el monto resultante por
la demanda total del resto de consumidores.

Para determinar los precios buscados, se define vg
n(k) como el precio final medio

de adquisición de todos los agentes en el mercado en el periodo k para el escenario
g del año n, el cual corresponde a la parte estocástica del precio a percibir por los
cogeneradores. La determinación de los escenarios de precios de venta de excedentes
vg

n(k) se realiza a través del precio pg
n(k), dada la alta correlación lineal entre los

precios horarios medios de adquisición de consumidores cualificados y comerciali-
zadores por un lado, y el correspondiente a todos los agentes por otro (figuras 7.7
a 7.9, para los años de datos históricos 2000-2002).

Para generar vg
n(k) no se emplea el mismo método desarrollado para la determi-

nación de los precios pg
n(k) ya que, de hacerse aśı, no se mantendŕıa la relación existe

entre los precios vg
n(k) y pg

n(k) en cada periodo de cada escenario. En cambio, esta
relación śı se mantiene empleando las rectas de regresión para ligar ambos precios.

Las rectas de regresión entre estos precios son:

vg
n(k) = Anp

g
n(k) +Bn (7.13)

Los parámetros de estas rectas aśı como los coeficientes de correlación ρn se
muestran en la tabla 7.8. En la determinación de vg

n(k) se desprecia el término de
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Figura 7.8: Relación entre precios horarios de compra para consumidores cualificados
y venta de excedentes en el año 2001.
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Figura 7.9: Relación entre precios horarios de compra para consumidores cualificados
y venta de excedentes en el año 2002.
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Año An Bn ρn

2000 0.9461 0.6145 0.9929
2001 0.9630 0.4503 0.9952
2002 0.9714 0.4259 0.9967

Tabla 7.8: Parámetros de las regresiones entre pg
n(k) y vg

n(k).

error del ajuste de las rectas de regresión dada la alta correlación entre pg
n(k) y

vg
n(k).

7.6. Formulación secuencial del algoritmo

A continuación se expone una descripción secuencial del algoritmo que facilita
la comprensión del mismo:

1. Generación de escenarios de precios de compra de enerǵıa eléctrica pg
n(k).

a) Desde n = 1 a N y k = 1 a K:

b) Generación de G
N

muestras pg
n(k) a partir de la función de distribución

F [Pn(k)].

c) Comprobación de que las muestras obtenidas pg
n(k) se comportan según

F [Pn(k)]:

∑
z∈Z

φz

∣∣∣∣mn,z(k) −m′
n,z(k)

mn,z(k)

∣∣∣∣ ≤ ζ (7.14)

En caso de no cumplirse la desigualdad anterior, el algoritmo vuelve al
punto 1.b).

d) Desde k = 2 a K, para cada escenario g se relacionan aleatoriamente las
muestras de periodos consecutivos pg

n(k − 1) y pg
n(k).

2. Generación de escenarios de precios de venta de enerǵıa eléctrica vg
n(k).

a) Desde n = 1 a N , k = 1 a K y g = 1 a G:

b) Determinación de las muestras vg
n(k):

vg
n(k) = Anp

g
n(k) +Bn (7.15)
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7.7. Conclusiones

La predicción de precios de electricidad es uno de los temas más abiertos en la
investigación actual de mercados eléctricos. La juventud de estos mercados y las ca-
racteŕısticas de los sistemas eléctricos hacen que esta tarea sea de gran complejidad.

En el caso del mercado español, la reciente liberalización, el pago de los CTC,
los cambios regulatorios y el posible poder de mercado, son algunos de los factores
que hacen especialmente dif́ıcil la estimación de precios a medio plazo.

Los trabajos de predicción de precios de electricidad realizados por otros autores
indican que los modelos cuantitativos, basados fundamentalmente en la serie históri-
ca, no son suficientes para representar a medio o largo plazo las particularidades de
estos precios. Por tanto, se ha descartado su utilización en esta tesis.

La literatura en el campo de la predicción apunta a la necesidad de representar
los factores que influyen en la formación de los precios para permitir estimaciones sa-
tisfactorias. En este sentido, los modelos fundamentales se basan en la representación
del mercado y del sistema eléctrico para determinar el precio marginal del mercado
mediante técnicas de optimización y simulación. Son métodos muy sofisticados que
mejoran los resultados obtenidos con los modelos cuantitativos.

Sin embargo, los modelos fundamentales presentan el inconveniente de requerir
un gran número de parámetros no accesibles por consumidores industriales, por lo
que no se ha considerado esta alternativa para el propósito de este trabajo.

Con este panorama, se ha optado por desarrollar un método de muestreo de
precios de los últimos años, asumiendo que los precios futuros se comportan de
acuerdo a los años históricos considerados. Evidentemente, con este procedimiento
no se pretende mejorar el estado del arte de la predicción de precios de electricidad a
medio plazo, aunque representa un método sencillo y razonable de obtener los datos
necesarios para el modelo de optimización estocástica propuesto en esta tesis.
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7.8. Anexo I: Notación empleada

En el presente anexo se recopila la notación empleada en el algoritmo propuesto.

7.8.1. Indices

n: Indice de años cuyos precios se emplean como datos históricos, n =
{1, .., N}.

k: Indice de periodos de los escenarios, k = {1, .., K}.

g: Indice de escenarios, g = {1, .., G}.

z: Indice de momentos empleados para comprobar las desviaciones entre las
distribuciones de las v.a. Pn(k) obtenidas emṕıricamente y las determinadas
por el algoritmo, z = {1, 2, 3, 4}.

7.8.2. Datos de entrada

Pn(k): Variable aleatoria para cada año n y periodo k obtenida a partir de los
datos históricos de precios horarios finales medios de adquisición de enerǵıa
eléctrica por consumidores industriales.

Los siguientes datos son configurables por el usuario:

G: Número de escenarios a generar. Es un múltiplo de N , número de años
empleados como datos históricos.

ζ : Tolerancia de la medida de la desviación.

φz: Peso asignado a la diferencia entre momentos de orden z en la medida de
la desviación.

7.8.3. Salidas del algoritmo

pg
n(k): Precio de compra de enerǵıa eléctrica para el escenario g del periodo k

(ce/kWh).

vg
n(k): Precio de venta de enerǵıa eléctrica para el escenario g del periodo k

(ce/kWh).
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7.8.4. Parámetros de las rectas de regresión

An, Bn: Coeficientes de las n rectas de regresión que relacionan precios de
compra pg

n(k) y de venta vg
n(k) de enerǵıa eléctrica.

7.8.5. Momentos

mn,z(k): Momento z de cada v.a. Pn(k) obtenida mediante datos históricos.

m′
n,z(k): Momento z de cada v.a. formada por las muestras pg

n(k) obtenidas
por el algoritmo.
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el pool eléctrico español. Technical report, Universidad de Alicante,
Enero 2001. http://www.fcym.com/serdoc.htm.

[LS01] J. J. Lucia and E. S. Schwartz. Electricity prices and power derivati-
ves: Evidence from nordic power exchange. Technical report, Univer-
sidad de Valencia and The Anderson School at UCLA, March 2001.



Bibliograf́ıa 253

http://www.anderson.ucla.edu/acad unit/finance/wp/2000/16-
00.pdf.

[MGG01] B. Mo, A. Gjelsvik, and A. Grundt. Integrated risk management of
hydro power scheduling and contract management. IEEE Transac-
tions on Power Systems, 16(2):216–221, May 2001.

[NCCE02] F. J. Nogales, J. Contreras, A. J. Conejo, and R. Esṕınola. Forecasting
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Parte IV

Aplicación de los modelos
determinista y estocástico





Caṕıtulo 8

Aplicación numérica

En este caṕıtulo se muestra mediante ejemplos numéricos el funcionamiento y
aplicación de los modelos determinista y estocástico desarrollados en esta tesis. El
primero de ellos proporciona el coste total mı́nimo del abastecimiento energético
del consumidor industrial para un escenario futuro supuestamente conocido. Por
su parte, el modelo estocástico (en sus distintas versiones) obtiene un conjunto de
soluciones óptimas que vaŕıan entre las de mı́nimo coste esperado y máximo riesgo,
y las de máximo coste esperado y mı́nimo riesgo.

Ayudado por estas herramientas, el consumidor decidirá anualmente qué contra-
tos de compraventa de enerǵıa eléctrica y combustibles firmar de entre los propuestos
por comercializadores.

La aplicación de los modelos se realiza con datos reales de una fábrica, según
se expone en la sección 8.2. El método de optimización y el programa informático
utilizado para resolver los problemas se describen en el apartado 8.3. En la sección
8.4 se presentan los resultados obtenidos y el análisis de sensibilidad realizado con
el modelo determinista. Asimismo se analiza la posibilidad de emplear este modelo
para tomar decisiones bajo incertidumbre mediante resoluciones sistemáticas con
distintos escenarios.

La validación del problema estocástico se presenta en la sección 8.5, en donde se
analiza la gestión del riesgo mediante los modelos de nivel de seguridad y valor en
riesgo. Finalmente, las conclusiones del caṕıtulo se recogen en la sección 8.6.

8.1. Introducción

Para desarrollar los análisis numéricos se han empleado datos de una fábrica
de celulosa de algodón. Se trata de una celulosa de alta calidad empleada en la
fabricación de papel moneda y productos qúımicos.
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A partir de linters de celulosa se obtiene el producto en forma de hojas me-
diante procesos de extracción, blanqueo y refino en fase húmeda la cual precisa una
operación de secado.

La enerǵıa térmica en forma de vapor se emplea esencialmente para la cocción
del linter de algodón y el secado del producto. La cocción se realiza en lejiadoras,
donde se introduce el linter y NaOH y se procede a una extracción sólido-ĺıquido
de los componentes no celulósicos del linter. Por su parte, la operación de secado es
convencional y similar a la que se realiza en otras papeleras.

La fábrica está conectada a la red eléctrica de 20kV. Las demandas más impor-
tantes de electricidad se producen en bombas, agitadores y, especialmente, en los
procesos de refino.

Para satisfacer la demanda térmica tanto de vapor como de agua caliente la
fábrica cuenta con una caldera alimentada por fueloil. Con respecto a la cogenera-
ción, en la actualidad no existe una instalación de este tipo en la fábrica, si bien hay
redactado un anteproyecto para construir una de similares caracteŕısticas a la que
se propone en estos ejemplos.

La fábrica opera 24h a tres turnos, teniendo unos consumos de enerǵıa térmica
y eléctrica muy estables en un ciclo diario. En agosto se realiza la parada más larga
de la fábrica por periodo vacacional y mantenimiento. Por tanto, se considera que
en estos d́ıas la cogeneración está igualmente parada para realizar su mantenimiento
anual.

Esta configuración del sistema de abastecimiento de enerǵıa formado por una
caldera y una cogeneración supone una instalación compleja. Alternativamente, un
consumidor industrial puede carecer de una planta de cogeneración o no tener de-
manda térmica, lo que simplifica notablemente el problema.

Particularmente, el no disponer de cogeneración reduce el tamaño del modelo
y tiempo de resolución significativamente ya que implica: 1) eliminar los contratos
asociados al gas natural, especialmente aquéllos definidos por tramos modelados
mediante variables binarias, 2) desacoplar las demandas y producción de enerǵıa
térmica de la eléctrica, y 3) eliminar las restricciones acerca de las limitaciones
impuestas por la Ley al régimen especial, las cuales son las únicas ecuaciones del
sistema de producción que ligan varios periodos.

La gestión energética del fabricante de celulosa de algodón se realiza para el
año 2003. Por tanto, para este año se han generado escenarios de precios de com-
bustibles y electricidad según lo descrito en los caṕıtulos 6 y 7 respectivamente.
Concretamente, se han obtenido 3 escenarios de precios de electricidad y 5 de gas
natural y fueloil, de forma que el problema lo componen un total de 15 escenarios
al ser baja la correlación entre ambos tipos de precios.

Este número de escenarios es suficiente para extraer conclusiones acerca del fun-
cionamiento de los modelos. Al objeto de conocer como vaŕıa el tiempo de resolución
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con el número de escenarios, en la sección 8.5 se presenta una curva orientativa entre
estas dos variables.

8.2. Datos de entrada

Los datos de entrada para las aplicaciones numéricas de este caṕıtulo se describen
a continuación. En el anexo I se recogen los valores asignados a los parámetros que no
dependen del periodo del horizonte del problema, esto es, parámetros de operación
de la caldera y la cogeneración y de los contratos. Los precios y las demandas se
muestran gráficamente en esta sección.

8.2.1. Periodos

El número de periodos del problema viene dado por la frecuencia de cambio de los
parámetros de precios y demandas. Los precios de la electricidad son de frecuencia
horaria mientras que los de los combustibles tienen carácter mensual. Por su parte,
las demandas de la fábrica presentan varios ciclos a lo largo del año. Los valores en
cada ciclo se suponen constantes de acuerdo a los datos disponibles de la fábrica y
al funcionamiento de la misma.

Por tanto, para representar el cambio de todos los parámetros seŕıa necesario
modelar las 8760 h del año, periodos en los que los precios de la electricidad vaŕıan.
Manejar este número de periodos es inviable tanto por el tamaño del problema
resultante como por la imposibilidad de estimar precios horarios a un año. Para
reducir este número se propone la utilización de d́ıas tipo.

8.2.1.1. Dı́as tipo

Un d́ıa tipo es aquel que engloba varios d́ıas naturales que tienen un comporta-
miento similar de los parámetros del problema, precios y demandas en los modelos
de esta tesis.

Tomando como referencia el precio de la electricidad, al ser el parámetro de
mayor frecuencia de cambio, se consideran los d́ıas tipo laborable (La) y festivo (Fe).
Estos están ligados al calendario nacional y regional de fiestas y coinciden en el
tiempo con los diferentes niveles de precios del mercado y de las tarifas eléctricas.

Por otra parte y de acuerdo al régimen de funcionamiento de la fábrica, el cual
determina las demandas, se definen los d́ıas tipo fabricación (Fa) y parada (Pa).
Estos hacen referencia a los d́ıas en los que la fábrica se encuentra o no en producción.
Aunque durante la parada el consumo de enerǵıa eléctrica es reducido, este d́ıa tipo es
importante de cara a decidir el contrato de adquisición de electricidad. En la mayoŕıa
de los periodos de producción la demanda eléctrica es satisfecha por la cogeneración,
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DIAS Ene. Feb. Mar. Abr. May. Jun. Jul. Ago. Sep. Oct. Nov. Dic.

1 Fe/Pa Fe/Fa Fe/Fa La/Fa Fe/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa

2 Fe/Pa Fe/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa

3 La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa

4 Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa

5 Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa

6 Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa

7 La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa

8 La/Fa Fe/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa Fe/Fa

9 La/Fa Fe/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa

10 La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa

11 Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Pa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa

12 Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Pa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa

13 La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Pa Fe/Fa Fe/Fa La/Fa Fe/Fa

14 La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Pa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa

15 La/Fa Fe/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa

16 La/Fa Fe/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa

17 La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa

18 Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Pa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa

19 Fe/Fa La/Fa Fe/Fa Fe/Pa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Pa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa

20 La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Pa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa

21 La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Pa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa

22 La/Fa Fe/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Pa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa

23 La/Fa Fe/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa

24 La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa

25 Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Pa La/Fa Fe/Fa La/Fa Fe/Pa

26 Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Pa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa

27 La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Pa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa

28 La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Pa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa

29 La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Pa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa

30 La/Fa Fe/Fa La/Fa La/Fa La/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa

31 La/Fa La/Fa Fe/Fa La/Fa Fe/Pa La/Fa La/Fa

Tabla 8.1: Dı́as tipo para el año 2003.

por lo que la escasa demanda eléctrica en d́ıas de parada es significativa. También es
importante para evaluar si la cogeneración opera o no en esos d́ıas, lo que repercute
en el contrato de adquisición de gas natural y venta de excedentes.

Combinando los conjuntos de datos para los precios de la electricidad y las de-
mandas se obtienen 4 d́ıas tipo: laborable/fabricación (La/Fa), festivo/fabricación
(Fe/Fa), laborable/parada (La/Pa) y festivo/parada (Fe/Pa). Dado que los precios
de los combustibles son mensuales, se tienen los d́ıas tipos propuestos para cada mes
del año.

En la tabla 8.1 se muestra a qué d́ıa tipo pertenece cada d́ıa del año 2003. En
blanco se indican los d́ıas La/Fa, en azul los Fe/Fa, en marrón los La/Pa y en verde
los Fe/Pa. Según se aprecia en la tabla, no todos los meses contienen todos los d́ıas
tipo ya que hay meses en los que no para la producción de la fábrica o, si lo hace,
no en d́ıas laborables.

8.2.1.2. Periodos en cada d́ıa tipo

Cada d́ıa tipo puede contener un máximo de 24 datos correspondientes a cada
hora del d́ıa. Aśı, si en todos los meses del año existiesen 4 d́ıas tipo, se tendŕıa un
total de 1152 periodos. Este tamaño es demasiado elevado, por lo que para reducirlo
se procede a formar grupos de datos horarios en cada d́ıa tipo.



8.2. Datos de entrada 261

Hora

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24

Ene. La 6 6 6 6 6 6 6 6 2 2 2 2 2 2 2 2 1 1 1 1 1 1 2 2

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

Feb. La 6 6 6 6 6 6 6 6 2 2 2 2 2 2 2 2 1 1 1 1 1 1 2 2

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

Mar. La 6 6 6 6 6 6 6 6 4 3 3 3 3 3 3 4 4 4 4 4 4 4 4 4

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

Abr. La 6 6 6 6 6 6 6 6 4 3 3 3 3 3 3 4 4 4 4 4 4 4 4 4

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

May. La 6 6 6 6 6 6 6 6 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

Jun. La 6 6 6 6 6 6 6 6 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

Jul. La 6 6 6 6 6 6 6 6 4 3 3 3 3 3 3 4 4 4 4 4 4 4 4 4

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

Ago. La 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

Sep. La 6 6 6 6 6 6 6 6 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5 5

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

Oct. La 6 6 6 6 6 6 6 6 4 3 3 3 3 3 3 4 4 4 4 4 4 4 4 4

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

Nov. La 6 6 6 6 6 6 6 6 2 2 2 2 2 2 2 2 1 1 1 1 1 1 2 2

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

Dic. La 6 6 6 6 6 6 6 6 2 2 2 2 2 2 2 2 1 1 1 1 1 1 2 2

Fe 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6 6

valle llano punta

Tabla 8.2: Periodos de la tarifa de acceso, garant́ıa de potencia, pérdidas y tarifa
integral según discriminación tipo 4.

Dado que algunos contratos de adquisición de electricidad están ligados a perio-
dos especificados por Ley que dependen del precio de este bien, se emplean éstos
periodos para agrupar los datos. En concreto, la fábrica de celulosa teńıa en mer-
cado regulado un contrato con precio por periodo punta, llano y valle de acuerdo
a la discriminación horaria tipo 4. En la actualidad esta fábrica tiene adaptada su
demanda a los periodos de esta tarifa, y por tanto son éstos los utilizados.

En la tabla 8.2 se muestran las horas correspondientes a los periodos punta (en
verde), llano (en azul) y valle (en blanco) para los d́ıas tipo laborables y festivos
de cada mes. Estos periodos, que corresponden a la antigua tarifa del consumidor
industrial, tienen su razón de ser en los distintos niveles de precios del mercado de la
electricidad. Igualmente, esta tabla contiene los periodos (1 a 6) para la facturación
de la tarifa de acceso, garant́ıa de potencia y pérdidas, todos ellos términos del coste
final de la electricidad para consumidores.

Por tanto, cada d́ıa tipo laborable lo componen periodos punta, llano y valle
de acuerdo a esta tabla mientras que los d́ıas festivos, con las 24 h valle, se han
dividido en tres periodos de ocho horas consecutivas. Si bien en los d́ıas laborables
las variaciones de precios son mayores que en los festivos, para estos últimos se han
formado igualmente tres periodos que sean representativos del comportamiento de
los precios.

Con esta definición de d́ıas tipos y periodos se tiene un máximo de 144 periodos
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Ene. Feb. Mar. Abr. May. Jun. Jul. Ago. Sep. Oct. Nov. Dic.
V 160 152 160 160 168 168 184 48 176 176 160 160

La/Fa L 200 190 200 200 210 210 230 60 220 220 200 200
P 120 114 120 120 126 126 138 36 132 132 120 120
V1 72 72 88 48 80 72 64 16 64 72 64 72

Fe/Fa V2 72 72 88 48 80 72 64 16 64 72 64 72
V3 72 72 88 48 80 72 64 16 64 72 64 72
V 112

La/Pa L 140
P 84
V1 16 32 72 16 16

Fe/Pa V2 16 32 72 16 16
V3 16 32 72 16 16

Tabla 8.3: Duración de los periodos.

(4 d́ıas tipo × 3 periodos × 12 meses). Por las caracteŕısticas de producción de la
fábrica del ejemplo, éstos periodos se reducen a 90.

El número de horas de cada periodo se indica en la tabla 8.3, en donde P, L y V
hacen referencia a los periodos punta, llano y valle de los d́ıas laborables, y V1, V2 y
V3 indican los tres periodos valle en los que se dividen los d́ıas festivos. Agosto es el
único mes en el que se para la fábrica en d́ıas laborables y por tanto contiene todos
los d́ıas tipo. En este mes se realiza la puesta a punto de la fábrica y la revisión de
las máquinas que no se pueden mantener en operación.

8.2.2. Caldera

La caldera modelada es la Vulcano-Sadeca modelo Omnical DDH, la cual emplea
fueloil como combustible. La curva de rendimiento y los parámetros de la misma se
muestran respectivamente en la figura 2.2 y en la tabla 8.11.

El agua entra en la caldera a 45oC desde un depósito de condensados y sale
a 170oC y 8 kg/cm2. Este vapor es enviado a proceso para satisfacer la demanda
térmica de estas caracteŕısticas. Las necesidades de agua caliente a 90oC se cubren
a través de un intercambiador de calor cuya enerǵıa primaria es la de salida de la
caldera.

La demanda total térmica máxima es 1.95 MW mientras que la caldera alcanza
una potencia de 2.14 MW, por lo que tiene capacidad suficiente para cubrir toda la
demanda.
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8.2.3. Cogeneración

La tecnoloǵıa seleccionada para la planta de cogeneración está basada en el motor
de combustión interna Finanzauto-Caterpillar G3612 alimentado por gas natural.
Las caracteŕısticas y parámetros del modelo del motor se recogen en las tablas 2.1
y 8.11 respectivamente.

El criterio escogido para optar por este sistema de cogeneración ha sido el de
cubrir la demanda térmica y tener excedentes de enerǵıa eléctrica para poder ser
vendidos. Con este propósito, un motor es lo idóneo para la relación de enerǵıa
térmica y eléctrica demandada por la fábrica. Frente a una turbina de gas, la otra
alternativa considerada, el motor produce más enerǵıa eléctrica para una misma
enerǵıa térmica generada. Para una demanda de vapor de la fábrica a mayor tem-
peratura y presión seŕıa necesario recurrir a una turbina, aunque éste no es el caso.

El motor propuesto tiene una potencia eléctrica máxima de 2.76 MW mientras
que la demanda punta de la fábrica es 1.22 MW. La diferencia entre ambas canti-
dades es la mı́nima enerǵıa eléctrica que se puede vender.

Los gases de escape del motor generan un máximo, una vez descontado el ren-
dimiento de la caldera de recuperación, de 1.51 MW a 170oC y 8 kg/cm2. Con esta
enerǵıa se puede cubrir la punta de vapor de 1.47 MW.

Con la cogeneración a plena carga el circuito de alta temperatura del motor
produce 0.89 MW a 90oC, suficiente para satisfacer los 0.48 MW de demanda térmica
máxima en forma de agua caliente.

Tal y como se muestra en los casos ejemplo del problema determinista (sec-
ción 8.4), el diseño de esta planta se ajusta a los criterios de rendimiento eléctrico
equivalente y cantidad máxima exportada establecidos por la Ley para este tipo de
cogeneración.

8.2.4. Contratos

Se han modelado un total de 23 contratos: 12 de adquisición de electricidad, 4 de
adquisición de fueloil, 4 de adquisición de gas natural y 3 de venta de electricidad.
Los parámetros de cada contrato se muestran en las tablas 8.12 a 8.16.

Con este número de contratos los modelos escogen uno de cada bien de entre las
576 posibilidades (12 × 4 × 4 × 3).

La parametrización se ha realizado tomando como referencia los precios de los
mercados de electricidad, fueloil y gas natural. Los tipos y número (entre paréntesis)
de contratos representados son:

Adquisición de enerǵıa eléctrica:
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• Tipo 1 (1): Precio fijo anual.

• Tipo 2 (2): Precio fijo por periodo punta, llano y valle.

• Tipo 3 (2): Precio fijo anual con bonificación/penalización por volumen
de consumo anual.

• Tipo 4 (2): Precio fijo anual indexado mensualmente a una variable de in-
terés. Esta variable pudiera ser, por ejemplo, linter o celulosa de algodón.

• Tipo 5 (1): Precio spot.

• Tipo 6 (2): Precio por diferencias del mercado spot.

• Tipo 7 (2): Precio spot con ĺımites de precio máximo y mı́nimo.

Adquisición de fueloil:

• Tipo 1 (2): Precio spot con bonificación/penalización por volumen de
consumo anual.

• Tipo 2 (2): Precio spot con ĺımites de precio máximo y mı́nimo.

Adquisición de gas natural:

• Tipo 1 (2): Precio spot con bonificación/penalización por volumen de
consumo anual.

• Tipo 2 (2): Precio spot con ĺımites de precio máximo y mı́nimo.

Venta de excedentes de enerǵıa eléctrica:

• Tipo 1 (1): Precio de mercado para excedentes de cogeneradores.

• Tipo 2 (2): Precio fijo por periodo punta, llano y valle.

El primer contrato de tipo 1 de los dos modelados de adquisición de fueloil y
gas natural se ha parametrizado para que sea equivalente a un contrato a precio de
mercado. Igualmente, mediante el primer contrato de tipo 2 de cada combustible se
representa uno a precio fijo. Por su parte, el segundo contrato de tipo 2 de venta de
excedentes se ha transformado en uno a precio fijo.

De esta forma se aprovecha la flexibilidad del modelado propuesto y se obtienen
contratos con diferente aversión al riesgo.

Para nombrar los contratos se emplea la etiqueta Bien.Tipo.Número, siendo:

Bien: Letra E, O, A o V para hacer referencia a la adquisición de electricidad,
gas natural para la cogeneración, fueloil para la caldera o venta de excedentes,
respectivamente.

Tipo: Tipo o formato del contrato.
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Figura 8.1: Curva tipo de demanda de vapor.

Número: Contrato de un determinado bien y tipo.

Aśı, el contrato V.2.2 corresponde al segundo contrato modelado de precio fijo
por periodo de venta de excedentes, el cual se ha parametrizado según un contrato
a precio fijo (tabla 8.16).

8.2.5. Demanda térmica

La demanda térmica de la fábrica de celulosa es empleada principalmente para
las lejiadoras y la secadora en el caso del vapor y para el calentamiento de NaOH
en el caso del agua caliente.

Ambas son bastantes estables en el ciclo diario de funcionamiento de la fábrica.
La demanda de vapor oscila entre 1.47 y 1.26 MW mientras que la de agua caliente
lo hace entre 0.48 y 0.34 MW.

Los datos disponibles corresponden a curvas tipo diarias de funcionamiento ho-
rario para cada mes (figuras 8.1 y 8.2). Las variaciones intermensuales obedecen
al cambio de temperatura estacional. Estas demandas llevan incluidas las pérdidas
del intercambiador de calor para el calentamiento del agua y las de los distintos
circuitos.
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Figura 8.2: Curva tipo de demanda de agua caliente.

8.2.6. Demanda eléctrica

Al igual que la demanda térmica, la eléctrica es muy similar para todos los d́ıas en
los que la fábrica está en producción. Esta oscila diariamente entre 1.22 y 0.82 MW,
estando la curva de carga adaptada para coincidir las horas de máximo consumo
con los precios valle.

En la figura 8.3 se muestra la curva horaria tipo para los d́ıas de producción. Los
d́ıas en los que la fábrica está parada la demanda se considera constante para todas
las horas con un valor de consumo de 10 kWh.

8.2.7. Precios de electricidad

Se han generado para el año 2003 tres escenarios de precios de adquisición y otros
tantos de venta de excedentes de enerǵıa eléctrica. De acuerdo a lo expuesto en el
caṕıtulo 7, se obtiene un escenario de cada año histórico considerado (2000, 2001 y
2002). Ya que únicamente se genera un precio por periodo de cada año histórico,
en vez de muestrear sobre las distribuciones de precios formadas con datos de estos
años, se ha escogido directamente el precio medio de cada una de estas distribuciones
para determinar los precios de adquisición.

Estos valores hallados corresponden a precios finales medios de adquisición de
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Figura 8.3: Curva tipo de demanda de electricidad.

enerǵıa en el mercado por parte de consumidores y comercializadores. En la figura 8.4
se muestran estos precios aśı como el escenario medio y los precios reales del año
2003.

Para determinar el coste final de adquisición, es necesario añadir a los precios
del mercado hallados los siguientes términos para el año 2003:

Tarifa de acceso.

Pérdidas.

Cuota moratoria nuclear.

Impuesto sobre la electricidad.

Margen comercial.

El valor de estos términos, a excepción del margen comercial que se aplica un
2 %, se encuentran en el RD 1436/2002.

Los precios de venta de electricidad se calculan a partir de las rectas de regresión
para cada año entre precios de adquisición y venta. Los parámetros de estas rectas
se encuentran en la tabla 7.8. Los escenarios obtenidos se muestran en la figura 8.5
junto con el escenario medio y los precios reales del año 2003.
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Figura 8.4: Escenarios de precios de adquisición de enerǵıa eléctrica.
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Figura 8.5: Escenarios de precios de venta de enerǵıa eléctrica.
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A estos precios de venta hay que añadirles una prima de 2.1276 ce/kWh que
establece el RD 1436/2002 para cogeneraciones de las caracteŕısticas del motor es-
cogido acogidas al régimen especial.

8.2.8. Precios de fueloil y gas natural

Los escenarios de fueloil y gas natural se han generado con el algoritmo propuesto
en el caṕıtulo 6. Los parámetros de ajuste son los mismos que los indicados para el
caso ejemplo de la sección 6.7.

Se presentan dos salidas cualesquiera del algoritmo: alternativa I (figura 8.6) y
alternativa II (figura 8.7), ambas igualmente válidas. La diferencia más significativa
se debe a que en el primer caso no hay cruces de los precios en los escenarios de gas
natural. En los precios de fueloil el número de cruces es menor en la alternativa I.

El algoritmo de predicción controla los momentos de la distribución de precios y
la correlación entre meses consecutivos. Es por ello que parece lógico que con menos
escenarios el número de cruces sea menor al tener que distribuirse éstos de igual
forma que si el número de escenarios es mayor. En la alternativa II se producen
más cruces ya que hay un escenario con precios mucho menores que los del resto de
escenarios, lo que implica que éstos últimos son más próximos en valores y por tanto
existen más cruces que en la alternativa I.

Para la aplicación numérica se ha empleado la alternativa I ya que al tener menos
cruces de precios es más fácil analizar las decisiones de contratación en función de
los precios.

Los precios de fueloil obtenidos por el algoritmo son directamente los utilizados
como parámetros de los contratos. En el caso de los precios de gas natural, al precio
determinado hay que añadirle un término fijo denominado factor de utilización,
el cual hace referencia a los kWh/d́ıa (o th/d́ıa) consumidos de gas natural. Este
término se ha calculado en base a la tarifa industrial 2.4 para consumos de gas entre
4 y 60 bares y entre 30 y 100 GWh/año (Orden ECO/302/2002), que corresponde
al motor seleccionado.
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Figura 8.6: Escenarios de precios de fueloil y gas natural (alternativa I).
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Figura 8.7: Escenarios de precios de fueloil y gas natural (alternativa II).
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8.3. Método de resolución

Los modelos determinista y estocástico de optimización lineal entera mixta se
han resuelto en un solo bloque, sin descomponer los problemas. Se han implantado
en el lenguaje de programación algebraico GAMS [BKMR98]. Entre otros campos,
este entorno tiene gran difusión en optimización de sistemas eléctricos [Cha99].

El optimizador empleado es el CPLEX 9.0 [cpl03], el cual emplea el método
Branch & Bound para la resolución de problemas lineales con variables binarias.
Adicionalmente, CPLEX utiliza métodos heuŕısticos y planos de corte para reducir
la región factible.

El método iterativo Branch & Bound consiste en resolver problemas lineales
relajando el valor de unas variables binarias y fijando el de otras. De esta forma
se construye un árbol de problemas lineales donde la ráız es el problema inicial
con todas las variables binarias relajadas. La solución de este problema es una cota
inferior de la solución entera en el caso de minimizar la función objetivo. Los nodos
finales de cada rama del árbol corresponden a los problemas lineales con todas las
variables binarias fijadas al valor 0 ó 1. Estas soluciones son cotas superiores del
óptimo buscado.

El algoritmo para cuando encuentra la solución óptima o se satisface alguno de
los siguientes criterios: tiempo de ejecución, tamaño del árbol de problemas lineales,
o error relativo (CR) entre la mejor solución entera encontrada (BF) y la mejor
solución entera posible (BP). Esta última solución corresponde a un problema con
parte de las variables binarias fijadas a un valor 0/1 y el resto relajadas y, en caso
de minimizar la función objetivo, constituye una cota inferior de la solución óptima.
La expresión del criterio de error relativo en CPLEX es:

|BP − BF |
10−10 + |BF | ≤ CR (8.1)

Mediante este criterio de parada se consigue conocer el error máximo que se
puede cometer sin necesidad de explorar el árbol completo. En el caso del problema
determinista, dado que el tiempo de resolución es inferior a un minuto, se ha es-
tablecido este parámetro a un valor suficientemente pequeño para que el algoritmo
obtenga la solución óptima. Esto no es posible con el problema estocástico debido
a su tamaño, aśı que se ha fijado el error relativo a 0.5 %. Con este valor se pueden
obtener soluciones de problemas de gran tamaño cometiendo un error pequeño en
la función objetivo.

Para reducir el tiempo de resolución se establecen prioridades en las variables
binarias. Estas consisten en indicar al algoritmo qué variables tienen mayor peso e
importancia en la función objetivo, al objeto de ramificarlas primero y aśı reducir el
tamaño del árbol a explorar. Para el problema de esta tesis, el orden de ramificación
de las variables binarias que mejor resultado proporciona, comenzando por las que
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primero se ramifican, es:

1. Variables auxiliares para la determinación del valor en riesgo (VaR).

2. Variables de decisión de los contratos a firmar.

3. Variables auxiliares para la determinación de tramos de precios y consumo en
contratos.

4. Variables de estado (producción/parada) de la caldera y la cogeneración y
variables asociadas al balance de enerǵıa.

Este es un orden lógico ya que las variables de la primera etapa tienen mayor
importancia en la función objetivo que las de la segunda etapa. Por ejemplo, la
decisión de operar o no la cogeneración o la caldera en uno de los 90 periodos del
problema es poco significativa frente a la elección de un contrato u otro.

8.4. Problema determinista

El modelo determinista obtiene el contrato de cada bien y la operación de la cal-
dera y la cogeneración que hacen mı́nimo el coste total del abastecimiento energético.
Su formulación se expone en el caṕıtulo 3.

A continuación se analizan los resultados del ejemplo numérico para este proble-
ma. Para ello, en el apartado 8.4.1 se muestra el funcionamiento del modelo para un
escenario. En el 8.4.2 se analiza la toma de decisiones de contratación bajo incerti-
dumbre con esta formulación. Por último, en la sección 8.4.3 se realiza un análisis
de sensibilidad del valor de la función objetivo ante cambio de precios.

El problema está formado 5.883 restricciones, 8.677 variables, de las cuales 1.087
son binarias, y 32.887 coeficientes distintos de cero de la matriz de restricciones.
Con este tamaño, GAMS emplea alrededor de medio minuto en obtener la solución
óptima1. Este tiempo tan reducido permite resolver el modelo un número elevado
de veces para realizar el análisis determinista con diferentes escenarios de precios.

8.4.1. Análisis de un escenario

Los datos de los combustibles empleados corresponden al escenario de precios
mayores (alternativa I, sección 8.2.8), mientras que los de la electricidad son los
obtenidos a partir del año 2000. Estos precios se reflejan en la figura 8.8. Para
facilitar el análisis de resultados, en el caso de la electricidad se dibujan valores
medios mensuales en vez de los 90 periodos de las figuras 8.4 y 8.5.

1Los casos se han resuelto en un ordenador con microprocesador Pentium IV a 3 GHz.
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Figura 8.8: Precios para el análisis determinista de un escenario.

Con estos parámetros se obtienen los costes, contratos y cantidades consumidas
en cada mes que se muestran en la tabla 8.4. Los valores con mayor peso en la
función objetivo son los contratos relacionados con la operación de la cogeneración:
compra de gas natural y venta de excedentes.

La cogeneración opera 7032 h/año con un rendimiento medio del 55.1 % y una
cantidad de enerǵıa exportada del 65.1 % de lo generado. Por tanto, no se encuentran
activas las restricciones del régimen especial que establecen un rendimiento medio
mı́nimo del 55 % y un consumo mı́nimo del 30 % de la enerǵıa eléctrica cogenerada.

En los periodos en los cuales la fábrica está parada (792 h/año) también lo está la
cogeneración. Esto sucede al ser los precios de gas en este escenario altos y los precios
de venta de excedentes bajos en los periodos de parada de fábrica (periodos valle).
Con otros escenarios de precios la cogeneración śı exporta enerǵıa en periodos de
parada de fábrica. En estos últimos casos, al relajarse las restricciones de régimen
especial se obtienen consumos de gas natural muy similares, lo que implica que la
cogeneración considerada es la adecuada para la fábrica de celulosa.

Por su parte, la caldera se encuentra en funcionamiento 936 h/año, no dándose
ningún periodo en el que operen la cogeneración y la caldera simultáneamente. Esta
última entra en producción únicamente en los meses de mayo a agosto y en diciembre.
Estos periodos coinciden con los de precios menores de venta de enerǵıa eléctrica
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Término función objetivo Coste [ke] / Contrato

Adq. Ea eléctrica 30.4 / E3.2

Adq. fueloil 50.9 / A2.2

Adq. gas natural 903.3 / O2.2

Venta Ea eléctrica 754.0 / V1.1

Mantenimiento caldera 50.4
Mantenimiento cogeneración 369.5

Total 650.6

Cantidades consumidas/vendidas
Mes Fueloil Gas natural Ea eléctrica Ea eléctrica

[t] [km3] adquirida [MWh] vendida [MWh]

1 468.9 0.5 1196.9
2 458.3 1180.5
3 513.0 1331.5
4 418.9 1.0 1066.5
5 15.0 440.0 86.0 1120.5
6 44.4 320.2 258.1 843.1
7 46.0 332.8 266.7 879.7
8 11.9 86.1 74.4 228.0
9 481.3 1146.5
10 500.8 1277.6
11 450.6 0.5 1146.5
12 57.5 257.5 313.3 670.9

Total 174.8 4728.3 1000.5 12088.4

Tabla 8.4: Resultados del caso determinista para un escenario.

(ver figura 8.8).

En estos meses la caldera opera en periodos valle de 1 a 8 h donde los precios
de compra y venta de electricidad son menores. En diciembre, además de operar en
estas horas también lo hace entre las 9 y las 16 h de periodos valle. Esto se debe
a que coinciden precios mı́nimos de compraventa de electricidad y máximos de gas
natural, lo que hace que no sea rentable arrancar la cogeneración. Aunque en estos
periodos de diciembre también el precio del fueloil es máximo, éste tiene menos peso
que el precio de gas natural.

El consumo de enerǵıa eléctrica de la red se realiza en aquellos periodos en los que
la fábrica para o la caldera opera, por lo que en febrero, marzo, octubre y noviembre,
la enerǵıa importada de la red es nula.

El análisis de los contratos para este escenario se realiza conjuntamente con el
resto de los escenarios en el apartado siguiente.
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8.4.2. Análisis de varios escenarios

En esta sección se analiza el funcionamiento del modelo determinista empleando
15 escenarios de precios. Para ello, en una primera parte se comentan los resultados
obtenidos y en una segunda se propone una metodoloǵıa de análisis de decisión para
escoger una alternativa de contratación entre las obtenidas.

8.4.2.1. Análisis de resultados

Los contratos obtenidos con 15 escenarios y el coste total del abastecimiento
(f.o.) se muestran en la tabla 8.5. Se omiten de la tabla los otros dos términos de
la función objetivo, esto es, costes de operación y mantenimiento de la caldera y la
cogeneración. Estos valores vienen determinados principalmente por la operación de
la instalación y no por los contratos escogidos.

Por su parte, la cantidad de combustible consumido y enerǵıa eléctrica deman-
dada/generada que establecen el coste de los contratos se muestra en la tabla 8.6.

En estas tablas los escenarios se agrupan en 5 bloques, cada uno con iguales
precios de combustibles. Estos bloques están ordenados de forma decreciente de
precios, siendo el primero de ellos el de precios mayores. Los precios de cada bloque
son los escenarios representados en la figura 8.6.

Cada bloque está compuesto por 3 escenarios. El primero corresponde a precios
de compraventa de electricidad obtenidos del año 2001, el segundo del año 2000
y el tercero del año 2002 (figuras 8.4 y 8.5). Aśı, el escenario 2 de estas tablas
está formado por los precios más altos de combustibles (bloque 1) y aquéllos del año
2000 de compraventa de electricidad, escenario que corresponde al analizado en el
apartado anterior.

Según se muestra en la tabla 8.5, el escenario 2 es el único en el que la caldera
opera en algún periodo. El contrato firmado de fueloil es a precio de mercado con
ĺımites de precio máximo y mı́nimo (A.2.2). Con este contrato el consumidor se
cubre frente al riesgo de precios altos. En el resto de escenarios la caldera no opera
ya que aunque los precios de fueloil son menores, también lo son los precios de gas
natural que inciden en la operación de la cogeneración.

La escasa producción de la caldera se debe a dos motivos:

El RD 287/2001 establece que a partir del 1 de enero de 2003 el fueloil a
quemar en calderas industriales debe tener un contenido en azufre del 1 %.
Hasta esta fecha lo más habitual era emplear fueloil del 3.5 % al ser más barato.
La diferencia de precios de estos combustibles tiene un valor medio del 12 %
en los años 2000-2003.

Más importancia que el precio del fueloil tiene el de venta de excedentes de
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Contratos
Esc. E.3.2 E.4.1 E.6.2 A.2.2 O.1.1 O.1.2 O.2.2 V.1.1 V.2.2 F.O. Sol.

1 0.3 1024.5 827.3 658.0 A 1
2 30.4 50.9 903.3 754.0 650.6 B 2
3 0.3 1022.8 917.8 565.0 C 2

4 0.3 992.1 827.3 625.7 D 3
5 0.3 979.6 816.5 618.9 E 4
6 0.3 990.7 917.9 532.8 F 4

7 0.3 911.6 827.3 545.1 D 3
8 0.3 911.5 832.4 539.4 E 4
9 0.3 912.0 917.7 454.3 F 4

10 0.3 893.8 827.2 527.3 D 3
11 0.3 894.1 832.7 521.7 E 4
12 0.3 895.4 918.8 437.0 G 4

13 0.3 831.8 824.1 467.7 D 3
14 0.3 834.1 831.1 462.9 E 4
15 0.3 836.9 918.2 379.1 G 4

Tabla 8.5: Coste de los contratos y función objetivo en el caso determinista de 15
escenarios [ke].

Esce- Fueloil Gas natural Ea eléctrica Ea eléctrica
nario [t] [km3] adquirida [MWh] vendida [MWh]

1 5413.1 7.9 13903.5
2 174.8 4728.3 1000.5 12163.4
3 5403.3 7.6 13850.1

4 5413.1 7.9 13903.5
5 5337.3 7.9 13568.9
6 5403.3 7.6 13850.1

7 5413.1 7.9 13903.5
8 5406.7 7.8 13869.9
9 5403.3 7.6 13850.1

10 5413.1 7.9 13903.5
11 5408.2 7.8 13876.8
12 5408.2 7.8 13876.8

13 5403.3 7.6 13850.1
14 5403.3 7.6 13850.1
15 5408.2 7.8 13876.8

Tabla 8.6: Cantidades consumidas/vendidas en el caso determinista de 15 escenarios.
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enerǵıa eléctrica. La prima fijada por Ley para cogeneradores del tipo del ejem-
plo se ha incrementado en un 15 % desde el año 2000 al 2003. Este factor tiene
un peso importante en la función objetivo ya que se vende un gran volumen
de enerǵıa eléctrica (aproximadamente el 65 % de lo cogenerado anualmente).

A pesar de las pocas horas de operación de la caldera, un consumidor firmaŕıa
un contrato de adquisición de fueloil. De esta forma cubre el riesgo de precios del
escenario 2 y de un fallo intempestivo de la cogeneración que pare la fábrica si no
se tiene suministro de fueloil.

Para simular esta opción se ha impuesto al modelo escoger un contrato de compra
de fueloil en todos los escenarios. En este caso el incremento máximo de las funciones
objetivo de los 15 escenarios es del 0.1 %. Los contratos escogidos de compra de gas
natural y venta de electricidad, los de más peso en la función objetivo, son los
mismos que si no se firma el contrato de compra de fueloil. Con este contrato la
caldera opera pocas horas al año por lo que, aunque tiene una repercusión mı́nima
en el coste total, se consigue una cobertura frente a los riesgos mencionados en el
párrafo anterior.

Los consumos de fueloil y enerǵıa eléctrica de la red están muy ligados ya que
cuando la caldera opera es necesario importar enerǵıa eléctrica. De ah́ı que la canti-
dad de enerǵıa eléctrica consumida y el coste de los contratos sean pequeños (tablas
8.5 y 8.6).

En los escenarios con precios bajos de gas natural y altos de venta de excedentes
en los que la caldera no genera, la cogeneración śı lo hace en algunos periodos de
parada de fábrica. En estos casos la cogeneración opera de forma que su rendimiento
eléctrico equivalente no baje del 55 %. Tanto si la cogeneración genera en periodos de
parada de fábrica como si no, la diferencia de enerǵıa consumida de la red eléctrica
es mı́nima al serlo la demanda en periodos sin producción de fábrica.

La demanda eléctrica de la fábrica es 7.5GWh/año mientras que, a excepción
del escenario 2, lo consumido de red no excede de 8MWh/año. Esto hace que el
peso medio en los 15 escenarios del contrato de electricidad en el coste total del
abastecimiento sea inferior al 0.4 %.

Los contratos seleccionados por el modelo de compra de electricidad son del tipo:
precio fijo por tramos de consumo (E.3.2), precio fijo indexado a una variable de
interés (E.4.1) y precio por diferencias del mercado spot (E.6.2).

Para unos consumos más elevados, el contrato a precio de mercado es más barato.
Este último se ha parametrizado mediante un precio fijo de tarifa de acceso a redes
más el precio variable del mercado. Con consumos tan pequeños el coste del término
fijo es superior al coste de otros contratos con precios más elevados aunque sin este
término.

El RD 1164/2001 establece para los cogeneradores la posibilidad de contratar
enerǵıa únicamente en aquellos periodos en los que consuman enerǵıa de la red. En
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condiciones habituales el cogenerador del ejemplo firmará un contrato de acceso a
redes para los periodos 6 (ver tabla 8.2) en los que los precios de compraventa de
electricidad son bajos y puede no ser rentable poner en marcha la cogeneración. A
pesar de contratar el acceso a la red solamente en el periodo 6, la enerǵıa demandada
por la fábrica no satisfecha por la cogeneración es tan pequeña que este contrato de
acceso es muy caro.

En el caso del ejemplo, el no seleccionar en ningún escenario el contrato a precio
de mercado implica que el comercializador ha realizado una oferta ventajosa al
consumidor. Alternativamente se podŕıa proponer otra parametrización, aunque la
enerǵıa contratada seŕıa igualmente mı́nima al igual que su influencia en la poĺıtica
de contratación del consumidor. Si se obliga al modelo a escoger el contrato a precio
de mercado en los 15 escenarios, el incremento medio de la función objetivo es del
0.6 %.

Las siete posibles soluciones de contratación se muestran en la columna de la
derecha de la tabla 8.5, letras A a G. En el primer bloque (escenarios 1 a 3) de
precios altos de gas y fueloil, para cada alternativa de precios de compraventa de
electricidad la solución es distinta (A a C).

En el resto de bloques las soluciones para los 2 escenarios de precios más bajos
de venta de excedentes son las mismas (D y E). En estos casos el contrato de compra
de gas natural con precio de mercado a tramos (O.1.2) tiene el mismo precio que
el contrato a precio de mercado (O.1.1). Esto se debe a que el tramo activo del
contrato O.1.2 corresponde a un consumo entre 5250 y 5500 km3/año en el que no
tiene ningún incremento de precio respecto al del mercado. En ningún escenario el
consumo de gas del contrato O.1.2 entra en un tramo de descuento ni recargo de
precio, por lo que para simplificar el análisis se considera únicamente el contrato
O.1.1.

Las alternativas F y G únicamente vaŕıan respecto a la solución E en el contrato
de compra de electricidad, aunque ambos contratos escogidos son muy similares en
coste para el consumo de la red.

Para los precios más altos de gas natural (bloque 1) el modelo escoge el contrato
de gas que limita el precio de mercado a un máximo (O.2.2), mientras que para el
resto de escenarios es más económico un contrato a precio de mercado (O.1.1). En
el caso de los contratos de venta de electricidad, para los precios más bajos (primer
escenario de cada bloque) el modelo selecciona un contrato a precio fijo por periodo
(V.2.2). En los restantes escenarios con precios más altos de venta de electricidad
se obtiene un ingreso mayor con un contrato a precio de mercado (V.1.1).
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8.4.2.2. Metodoloǵıa de decisión

Continuando con el ejemplo anterior, es este apartado se propone un método
para escoger una alternativa de contratos.

En una primera etapa no se tienen en cuenta los contratos de adquisición de
electricidad y fueloil, cuyo coste es mucho menor que el de los otros. De esta forma
se conservan únicamente los términos de mayor peso de la función objetivo.

Para el caso ejemplo se tienen 4 soluciones diferentes, las cuales se han numerado
de la 1 a la 4 en la última columna de la tabla 8.5. Estas alternativas corresponden a
las combinaciones de los 2 contratos de adquisición de gas natural y los 2 contratos
de venta de excedentes de electricidad comentados en el último párrafo del apartado
anterior.

Para determinar cuál de las 4 alternativas elegir es necesario establecer medidas
de comparación entre ellas. Con este fin se escogen el coste medio y el coste máximo
de los 15 escenarios, este último como medida de riesgo. Alternativamente se puede
elegir otra medida de riesgo, aunque ésta no influye en la metodoloǵıa del análisis.

A continuación se resuelven los 15 escenarios con cada una de las 4 alternativas
de contratos de gas y venta de excedentes y sin fijar el resto de contratos. De cada
una de estas 4 opciones se calcula el coste medio y máximo de los 15 escenarios
asociados. Estos valores se representan en azul en la figura 8.9. El número indicado
de cada opción corresponde a las 4 alternativas de la tabla 8.5.

A la vista de estos resultados se puede descartar la solución 3 al tener mayor
coste medio y máximo que la 2. El consumidor tendrá que escoger entre las otras
tres opciones restantes en función de su aversión al riesgo.

Para proceder a la determinación de los contratos de compra de fueloil y electri-
cidad se supone la opción 2 como la elegida. La alternativa 4 implica un riesgo alto
mientras que la 1, respecto a la 2, tiene un decremento de riesgo mucho menor que
el incremento de coste medio.

Al resolver los 15 escenarios asociados a la solución 2 se han obtenido 6 alterna-
tivas de parejas de contratos de adquisición de electricidad y fueloil: {E.4.1, - 2},
{E.3.2, A.2.2}, {E.5.1, A.1.2}, {E.6.2, -}, {E.7.2, A.1.2} y {E.6.2, A.1.1}.
En este caso la caldera opera en algunos periodos en 7 de los 15 escenarios y única-
mente en uno de estos últimos con el contrato A.2.2 obtenido en la solución inicial
(tabla 8.5). En el caso de los contratos de compra de electricidad, además de los
determinados en la solución inicial, aparecen uno a precio de mercado (E.5.1) y
otro a precio de mercado con ĺımites máximo y mı́nimo (E.7.2).

Para escoger los contratos de fueloil y compra de electricidad es necesario evaluar
el coste medio y máximo de los escenarios con estos contratos. Para ello se resuelven
los 15 problemas fijando los contratos de gas y venta de electricidad de la alternativa

2No se escoge ningún contrato de compra de fueloil.
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Figura 8.9: Coste medio y máximo en el análisis de 15 escenarios [ke].

2 con cada una de las 6 soluciones de contratos de compra de fueloil y electricidad.
A pesar de resolver 90 problemas, el modelo es muy rápido al no tener que tomar
decisiones de contratación.

El coste medio y máximo de estas soluciones se representan en color verde en
la figura 8.9. Dos parejas de soluciones tienen valores muy cercanos, por lo que
aparentemente sólo aparecen reflejadas 4 alternativas.

Lógicamente estas soluciones son peores que la de la alternativa 2 (punto azul)
ya que se fijan los contratos de cada bien en todos los escenarios. Dado que los
contratos de fueloil y compra de electricidad tienen menor repercusión en la función
objetivo, todos los puntos verdes se encuentran próximos al azul de la alternativa 2.

Entre las soluciones obtenidas un consumidor escogeŕıa la indicada en la figura
8.9. Esta tiene un riesgo menor y un coste medio similar al resto. Esta opción
corresponde a la pareja de contratos {E.7.2, A.1.2}, y tiene un coste total medio
de 562.9 ke y máximo de 664.8 ke. El consumo medio de los 15 escenarios con
esta solución es de 32.5 t/año fuel y 22.4 MWh/año de electricidad, cantidades muy
superiores a las inicialmente determinadas (tabla 8.6).

Este procedimiento realizado para el caso ejemplo se sistematiza a continuación.
En una primera fase se escogen los contratos más caros (compra de gas y venta
de electricidad) y sobre esa solución se corrige el coste total de abastecimiento se-
leccionando el resto de contratos. Esta metodoloǵıa se compone de los siguientes
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pasos:

1. Determinación de los contratos de adquisición de gas natural y venta de exce-
dentes de electricidad:

a) Resolver el modelo para cada escenario.

b) Escoger las soluciones con diferente combinación de contratos de adquisi-
ción de gas natural y venta de excedentes (alternativas 1 a 4 en el ejemplo
descrito). Si las soluciones obtenidas son numerosas y se desea reducir este
número, un criterio podŕıa ser elegir las siguientes opciones:

La que se repita en un mayor número de escenarios: actitud neutral
al riesgo.

La obtenida para los precios mayores de gas natural y menores de
venta de excedentes: actitud muy aversa al riesgo.

La obtenida para los precios menores de gas natural y mayores de
venta de excedentes: actitud poco aversa al riesgo.

c) Resolver el modelo para cada escenario y para cada solución seleccionada,
esto es, fijando los contratos de adquisición de gas natural y venta de
excedentes elegidos en 1.b).

d) Escoger la opción de contratos de compra de gas y venta de electricidad
que mejor se adapte al consumidor en función del coste medio de los
escenarios, medida de riesgo y actitud ante el mismo.

2. Determinación de los contratos de adquisición de fueloil y electricidad:

a) De la alternativa seleccionada en 1.d), escoger las combinaciones de con-
tratos de compra de fueloil y electricidad según el criterio, por ejemplo,
indicado en 1.b).

b) Resolver el modelo para cada escenario y para cada solución seleccionada
fijando los contratos de cada bien: los de compra de gas y venta de exce-
dentes escogidos en 1.d) y los de compra de fueloil y electricidad elegidos
en 2.a).

c) Escoger los contratos de compra de fueloil y electricidad con los criterios
de 1.d).

Esta metodoloǵıa de análisis permite tomar decisiones de contratación bajo in-
certidumbre con el modelo determinista. Presenta la ventaja de poder aplicarse a
un número elevado de escenarios al ser el tiempo de ejecución del modelo reducido.
Por otra parte, el separar el análisis en dos etapas permite:

Reducir el número de opciones sobre las que elegir en una primera etapa.
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Obtener en la segunda etapa soluciones de los contratos más baratos que me-
joren coste medio y medida de riesgo frente a las opciones determinadas al
evaluar los escenarios por primera vez (punto 1.a) del método). En efecto,
nótese que la solución escogida de los contratos de compra de electricidad y
fueloil del caso ejemplo no corresponde a ninguna de las iniciales.

A pesar de lo dicho, el procedimiento propuesto tiene varios inconvenientes:

Puede ser complicado escoger entre las distintas alternativas de contratos si el
número de éstas es elevado.

En el caso de tener varias soluciones de contratos de gas y venta de excedentes
que den lugar a costes de la función objetivo similares, es posible que al escoger
una alternativa y fijar el resto de contratos se obtenga una solución peor que
si se hubiera elegido otra opción de contratos de gas y venta de excedentes.
En efecto, supóngase que en la figura 8.9 las soluciones 1 y 2 (puntos azules)
de contratos de compra de gas y venta de excedentes están próximas. En estas
circunstancias, al fijar los contratos de compra de fueloil y electricidad con la
opción 1 se podŕıa obtener una solución mejor que la elegida derivada de la
alternativa 2 (punto verde).

Si los costes de los contratos de los cuatro bienes son comparables no es posible
jerarquizar el análisis de los contratos. Esto pudiera pasar, por ejemplo, con
otras cogeneraciones con distinta prima de régimen especial o sin capacidad
de venta de tantos excedentes.

No se puede asegurar que la solución obtenida con este método pertenezca a
la frontera eficiente coste medio-riesgo.

Tal y como se muestra en el apartado 8.5, el modelo estocástico solventa estos
inconvenientes. Este obtiene soluciones óptimas comprometiendo coste esperado y
riesgo sin necesidad de analizar distintas alternativas.

Finalmente, cabe reseñar que una alternativa al método propuesto para escoger
una cartera de contratos es emplear criterios de teoŕıa de decisión, como el de Wald
[HL91]. Aśı, se evaluaŕıan carteras con un solo criterio en lugar de con dos (coste
medio y riesgo). No obstante, se ha optado por el procedimiento comentado ya
que permite tomar decisiones utilizando criterios análogos en los planteamientos
determinista y estocástico, lo que facilita la comparación de los resultados entre
ambos modelos. Además, es deseable para el decisor basar sus decisiones en criterios
análogos independientemente del modelo a utilizar.
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8.4.3. Análisis de sensibilidad

Un último análisis con el problema determinista consiste en comprobar la sensi-
bilidad de la función objetivo, para una solución de contratación determinada, ante
las variaciones de precios de cada tipo.

Para ello se consideran los contratos seleccionados en el apartado 8.4.2.2, esto
es: E.7.2, A.1.2, O.2.2 y V.1.1. Al escoger los contratos, las únicas variables de
decisión del problema son las de operación de la cogeneración y la caldera.

Mediante los algoritmos descritos en los caṕıtulos 6 y 7 se han generado 240
escenarios de precios, 60 de cada uno de los tipos: compra de electricidad, venta de
electricidad, gas natural y fueloil. Por tanto, se realiza un análisis de 60 problemas
con cada tipo de precios. En cada análisis los precios de los otros 3 bienes son
constantes e iguales al escenario medio.

Los resultados de los 4 estudios se muestran en la figura 8.10. En el eje de
ordenadas se representan los valores de la función objetivo y en el de abscisas los
precios medios de los escenarios ponderados por el número de horas de cada periodo.
Por su parte, en la tabla 8.7 se muestran los parámetros de las regresiones lineales
calculadas con los valores de la figura.

Confirmando lo obtenido en apartados anteriores, los precios de fueloil y electri-
cidad tienen un peso muy pequeño en el coste total del abastecimiento energético.
Nótese que la variación máxima de la función objetivo en ambos casos es aproxi-
madamente un 0.2 %, por lo que las pendientes de las rectas de regresión de estas
variables son muy pequeñas (tabla 8.7). En concreto, la pendiente de la recta for-
mada con los precios de compra de electricidad es superior a la determinada con
los precios de fueloil. Esto se debe fundamentalmente a que la demanda eléctrica,
frente a la térmica, es distinta de cero en los periodos de parada de fábrica. En estos
periodos la demanda eléctrica suele ser satisfecha por la red mientras que en el resto
de periodos la cogeneración está casi siempre operando, lo que en definitiva implica
que el consumo de electricidad es superior al de fueloil.

Los coeficientes de correlación menores corresponden a estos casos al estar los
valores de la función objetivo próximos entre śı. Para los precios de fueloil este
coeficiente es especialmente bajo, lo cual se debe a que el coste del contrato firmado
(A.1.2) vaŕıa en función de la cantidad anual consumida. En efecto, en la figura
correspondiente a estos precios (arriba a la derecha) se aprecian dos grupos de
valores. En uno de ellos la función objetivo es prácticamente constante en torno a
597.4 ke, ya que que el consumo de fueloil es casi nulo. En el otro grupo, alrededor
de 24 ce/kg, el consumo es mucho mayor. Este demanda de fueloil más elevada no
se justifica únicamente por los precios inferiores del mercado, sino por el tramo de
menor coste en el que entra el contrato en este último caso. En este conjunto de
valores, frente al anterior, el decisor encuentra un incentivo en consumir más fueloil
para reducir el precio del contrato.
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Figura 8.10: Sensibilidad del coste total ante variaciones de precios.

No sucede lo mismo en el caso de la electricidad comprada. El contrato escogido
(E.7.2) es a precio de mercado con ĺımites de precio máximo y mı́nimo, y no existe
bonificación por consumir más. En esta figura (arriba a la izquierda) no se observa
la influencia en la función objetivo de los precios máximo y mı́nimo del contrato, ya
que el consumo de electricidad a estos precios se produce en un número de periodos
reducido.

Frente a los precios de compra de fueloil y electricidad, los de venta de excedentes
y compra de gas natural śı tienen una repercusión notable en la función objetivo.
En estos casos tanto el coeficiente de correlación como la pendiente de la recta de

Compra
electricidad

Fueloil Gas
natural

Venta
electricidad

Coeficiente 0.71 0.55 0.96 0.99
correlación
Pendiente 0.326 0.051 330.42 -144.42

Ordenada en 595.75 595.92 36.36 1466.01
el origen

Tabla 8.7: Parámetros de las regresiones lineales entre coste total y precios.
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regresión son altos.

El contrato de venta de excedentes elegido (V.1.1) es a precio de mercado, por lo
que la correlación lineal con el coste total es la más elevada. Este contrato es el que
más riesgo representa para el consumidor, lo que se traduce en una gran dispersión
de los valores de la función objetivo y la posibilidad de incurrir en costes altos con
precios de venta de electricidad bajos. Un incremento de 0.5 ce/kWh en el precio de
venta de excedentes de electricidad supone un ahorro de 72 ke para el consumidor
industrial.

Por su parte el contrato de compra de gas es a precio de mercado con ĺımites de
precio máximo y mı́nimo (O.2.2) y, por tanto, reduce el riesgo de precios altos y
bajos. Esto se aprecia en la figura 8.10 (abajo a la izquierda). En ésta se distinguen
tres tramos que corresponden a:

Valores en torno a 640 ke, donde el precio máximo parametrizado en el con-
trato impide que la función objetivo crezca significativamente al aumentar los
precios del gas por encima de 1.8 ce/th.

Valores entre 540 y 630 ke, donde la función objetivo crece linealmente con
el precio del gas. Por cada incremento de 0.1 ce/th del precio del gas el coste
total aumenta 33 ke.

Valores inferiores a 540 ke, donde el precio mı́nimo parametrizado en el con-
trato no permite obtener valores de la función objetivo inferiores al disminuir
el precio del gas por debajo de 1.6 ce/th.

La existencia de estos tres tramos es la causa por la que el coeficiente de corre-
lación es menor con precios de gas que con los de venta de excedentes.

8.5. Problema estocástico

En este apartado se muestra el funcionamiento del problema estocástico con 15
escenarios, 90 periodos y 1350 nodos del árbol, de acuerdo a los datos mencionados en
este caṕıtulo. Este problema trata conjuntamente todos los escenarios para obtener
un compromiso entre el coste esperado del abastecimiento energético y el riesgo a
asumir. La formulación del mismo se presenta en el caṕıtulo 5.

En la primera parte de la sección se analizan los resultados obtenidos con el
problema que emplea el nivel de seguridad como medida de riesgo (ecuaciones (5.4)).
Este modelo minimiza el coste total esperado limitando el coste máximo de los
escenarios a un nivel de seguridad, el cual realiza las funciones de parámetro de
aversión al riesgo. El problema neutral al riesgo (ecuaciones (5.3)) se incluye en
esta sección. Este modelo es un caso particular del de nivel de seguridad cuando el
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parámetro de aversión al riesgo es superior al coste máximo de cualquier escenario
determinado con el problema neutral al riesgo.

En una segunda parte se comentan los resultados obtenidos con el modelo valor
en riesgo (VaR) (ecuaciones (5.5)). Este minimiza el percentil deseado de la función
de probabilidad del coste total de abastecimiento. En esta formulación el coste total
esperado se limita a un valor, el cual es empleado como parámetro de aversión al
riesgo.

Para concluir la sección se realizan unas consideraciones sobre el tamaño y tiempo
de resolución de los distintos modelos.

8.5.1. Nivel de seguridad

Este apartado comienza con unos comentarios acerca del procedimiento para
hallar la frontera eficiente. A continuación se analizan los resultados obtenidos. Por
último, éstos se comparan con los del problema determinista.

8.5.1.1. Determinación de la frontera eficiente

Para determinar la frontera eficiente con este modelo de riesgo, en primer lugar
se resuelve el problema neutral al riesgo. La solución obtenida corresponde a la de
mayor riesgo de la curva, siendo el nivel de seguridad igual al coste máximo hallado.

En las siguientes iteraciones se establece el nivel de seguridad a un valor de una
unidad menor que el coste del escenario máximo obtenido en la iteración anterior. El
tomar esta diferencia tan pequeña entre coste máximo y nivel de seguridad permite
no perder soluciones de la frontera eficiente. Los costes de los contratos de fueloil
y compra de electricidad tienen poco peso en la función objetivo, de forma que
variaciones pequeñas del nivel de seguridad pueden conducir a soluciones distintas
de estos contratos. Esto no sucede con los contratos de gas natural y venta de
electricidad cuyo coste es elevado.

Las soluciones obtenidas por este procedimiento son óptimas tanto en las varia-
bles de la primera etapa (contratos) como en las de la segunda etapa (operación de
la instalación). Aśı, cada vez que se disminuye el nivel de seguridad se obtiene una
nueva solución de contratos y operación.

En la práctica esto no sucede en todas las iteraciones ya que el error relativo de
parada en la resolución de cada problema es del 0.5 %, valor superior al decremento
del nivel de seguridad. De esta forma, si en dos iteraciones consecutivas se obtiene
la misma cartera de contratos, únicamente la última solución es considerada al ser
la más próxima a la operación óptima de la instalación.

El procedimiento finaliza cuando el problema es infactible, lo que indica que no
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Figura 8.11: Frontera eficiente con nivel de seguridad como medida de riesgo [ke].

hay soluciones que mejoren alguno de los dos objetivos, coste esperado y riesgo,
respecto a las carteras de contratos determinadas.

8.5.1.2. Análisis de resultados

Mediante el procedimiento comentado se obtienen 5 valores de la frontera efi-
ciente. Cada una de estas soluciones, representada en la figura 8.11, corresponde a
una cartera de contratos distinta. Esta función es discreta al serlo las variables de
decisión de los contratos. No obstante, unir estas soluciones en una curva es útil
para compararlas con otras carteras de contratos. Aquéllas que se sitúen por encima
de la curva tienen un valor superior en coste esperado y/o riesgo que las obtenidas,
mientras que por debajo no existen soluciones factibles.

El coste de los contratos de cada alternativa se muestra en la tabla 8.8, aśı como
los valores de coste esperado, coste máximo y VaR con nivel de confianza 0.9 para
estas soluciones.

La frontera eficiente hallada la componen 3 grupos de soluciones: 1) A y B, 2)
C y D, y 3) E. Cada uno de estos conjuntos corresponde a distintas alternativas
de contratos de compra de gas y venta de electricidad. El riesgo mayor con estos
contratos se produce al escoger aquéllos a precio de mercado (O.1.1 y V.1.1),
opciones A y B. En el lado opuesto, los de menor riesgo corresponden al contrato a
precio de mercado con ĺımites máximo y mı́nimo para el gas (O.2.2), y al contrato



8.5. Problema estocástico 289

Alternativa
Contrato A B C D E

E.3.2 16.7 11.6 0.4
E.5.1 19.9
E.7.2 21.9

A.1.2 26.8 29.0 17.3 31.3

O.1.1 872.6 868.0
O.2.2 914.1 881.3 958.0

V.1.1 812.5 809.4 825.2 804.8
V.2.2 827.3

Coste esperado 541.5 543.1 562.0 563.0 591.6
Coste máximo 702.2 700.1 667.6 664.8 658.0

VaR0.9 678.8 681.0 651.0 652.8 658.0

Tabla 8.8: Costes de las soluciones de la frontera eficiente empleando el nivel de
seguridad como medida de riesgo [ke].

a precio por periodos (V.2.2) para la compra de electricidad, opción E.

La diferencia entre las soluciones extremas son significativas. La opción A reduce
el coste esperado respecto a la E en un 9.25 %, aunque aumenta el coste máximo en
un 6.29 %. El consumidor debe elegir entre las alternativas en función del compromiso
entre riesgo y coste esperado.

Las soluciones A-B por una lado, y C-D por otro, vaŕıan únicamente en el con-
trato de compra de electricidad. Las opciones A y C escogen un contrato a precio
fijo por volumen de consumo (E.3.2). Respecto a las anteriores, las alternativas B
y D eligen los contratos a precio de mercado (E.5.1) y a precio de mercado con
ĺımites de precio máximo y mı́nimo (E.7.2), respectivamente.

Para la adquisición de fueloil, el óptimo en las opciones A a D corresponde al
contrato a precio de mercado con bonificación/penalización por volumen de consumo
(A.1.2). Por su parte, en la opción E, de menor riesgo, no se elige ningún contrato
de fuel. Firmar un contrato de este tipo no vaŕıa sustancialmente el coste esperado
y el riesgo según se ha comentado en el análisis del modelo determinista.

Las funciones de distribución del coste total de las cinco alternativas se represen-
tan en la figura 8.12. En esta se distinguen los tres grupos de soluciones, los cuales
tienen una mayor dispersión para riesgo mayor y coste esperado menor. La diferencia
de precio de las distintas opciones es mayor en los escenarios de coste bajo que en
los de coste alto. Este modelo no considera los costes bajos en la medida de riesgo,
aunque śı los tiene presentes al minimizar el coste total esperado. Lo normal es que
un consumidor contemple el riesgo como el potencial de costes altos, no bajos.

Tanto en esta figura como en la tabla 8.8 se aprecia que la diferencia entre coste
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Figura 8.12: Funciones de distribución con nivel de seguridad como medida de riesgo
[ke].

máximo y VaR para un nivel de confianza 0.9 es menor para soluciones con mayor
coste esperado y menor riesgo. Esto es lógico, puesto que en cada disminución del
ĺımite de riesgo se logra una reducción la varianza de la distribución resultante. En
concreto, en la alternativa E el coste es constante cada tres escenarios, escalones que
coinciden con los diferentes precios de gas natural. En las otras soluciones, de mayor
riesgo, el coste es distinto para cada escenario.

Finalmente, cabe reseñar que los únicos contratos escogidos a precio fijo de las 5
alternativas son los de compraventa de electricidad. Esto implica que para el resto
de bienes los contratos a precio fijo no son eficientes. La dispersión de la función
de probabilidad del coste total con estos contratos es nula y, por tanto, tienen un
coste esperado igual al máximo. Sin embargo, los costes esperado y máximo que se
obtendŕıan considerando únicamente los contratos a precio fijo son superiores a los
de la alternativa E, por lo que la prima que se paga al comercializador por no asumir
riesgo es demasiado elevada.

Estos resultados hay que analizarlos con prudencia ya que, aunque los contratos
han sido parametrizados de forma realista, no han sido proporcionados por comer-
cializadores. No obstante, muestran la utilidad de este modelo para analizar la con-
veniencia de formalizar unos u otros contratos.
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8.5.1.3. Comparación con el problema determinista

El modelo determinista proporciona al decisor el coste esperado con información
perfecta, esto es, el coste mı́nimo al tomar las decisiones de contratación sin incer-
tidumbre. Para varios escenarios, este valor corresponde a la mejor opción de cada
uno de ellos.

De manera análoga, mediante el modelo estocástico se obtiene para cada posible
realización de precios el coste esperado sin información perfecta. Este es el coste
mı́nimo de cada escenario para las decisiones tomadas con anterioridad a desvelar
la incertidumbre.

La diferencia de estos valores se denomina valor esperado de la información per-
fecta (VEIP), y representa una medida de cuánto más caro resulta el abastecimiento
energético al tomar las decisiones con futuro incierto.

En la tabla 8.9 se presenta el VEIP para los 15 escenarios analizados con los
modelos determinista y neutral al riesgo. Este último es la versión estocástica del
modelo determinista y corresponde a la alternativa A de la frontera eficiente.

Los resultados del cálculo del VEIP muestran 4 grupos de valores correspon-
dientes a los escenarios {1}, {2,3}, {4,7,10,13} y {5,6,8,9,11,12,14,15}. Cada uno de
estos grupos escoge los mismos contratos de compra de gas y venta de excedentes en
el problema determinista. En los escenarios con VEIP nulo los contratos elegidos de
compra de gas y venta de excedentes con el modelo determinista y estocástico son los
mismos. La diferencia más significativa se produce en los tres primeros escenarios.
Los resultados indican que si alguno de éstos se produce (20 % de probabilidad), el
tomar las decisiones de contratación bajo incertidumbre es al menos 28.2 ke más
caro que tomarlas conociendo los precios futuros.

Comparando las soluciones de la frontera eficiente con las del modelo determi-
nista se observa que la solución D de la frontera eficiente corresponde a la elegida
mediante el análisis de decisión determinista (sección 8.4.2). Sin embargo la opción
C, con los mismos contratos de compra de gas y venta de electricidad que la D, no
se ha obtenido como posible solución en los casos deterministas. Al igual que ocurre
con la opción C, la D podŕıa no haber resultado como una de las soluciones del caso
determinista.

El obtener un número reducido de combinaciones óptimas de contratos de gas y
venta de excedentes facilita determinar una solución parecida o igual con los modelos
determinista y estocástico. Si los costes de los contratos de los cuatro bienes son
del mismo orden de magnitud, resulta muy complicado hallar una solución de la
frontera eficiente con el modelo determinista. Además, no es posible determinar
si una solución del modelo determinista es eficiente sin antes resolver el modelo
estocástico y comprobar si coinciden las carteras de contratos halladas.
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Escenario Estocástico Determinista VEIP

1 702.2 658.0 44.2
2 678.8 650.6 28.2
3 593.7 565.0 28.8

4 634.7 625.7 9.1
5 618.9 618.9 0.0
6 532.8 532.8 0.0

7 553.5 545.1 8.4
8 539.5 539.4 0.0
9 454.3 454.3 0.0

10 535.9 527.3 8.6
11 521.8 521.7 0.0
12 437.0 437.0 0.0

13 476.7 467.7 9.0
14 463.0 462.9 0.0
15 379.1 379.1 0.0

Tabla 8.9: Valor esperado de la información perfecta [ke].

8.5.2. Valor en riesgo

En una primera parte de esta sección se comenta el procedimiento para hallar la
frontera eficiente. Posteriormente se analizan los resultados y se comparan con los
del modelo de nivel de seguridad.

El nivel confianza es un parámetro configurable en función de la aversión al
riesgo del consumidor. Para el caso ejemplo de este apartado se establece a 0.9, que
corresponde al escenario décimo cuarto de mayor coste.

8.5.2.1. Determinación de la frontera eficiente

Obtener la frontera eficiente con el modelo VaR es más complejo que hacerlo
utilizando el nivel de seguridad como medida de riesgo.

El modelo tratado en este apartado determina y hace mı́nimo el escenario que
corresponde al VaR para el nivel de confianza deseado. Para este escenario las solu-
ciones de las variables de la primera y de la segunda etapa son óptimas.

Para el resto de escenarios no ocurre lo mismo. Una vez hallado el VaR, el modelo
no tiene en cuenta el coste de los otros escenarios al no estar penalizados en la función
objetivo. Unicamente considera sus posiciones relativas respecto al VaR. Por tanto,
la solución de las variables de la primera etapa son óptimas e iguales para todos
los escenarios aunque en ningún escenario, a excepción del VaR, las variables de la
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segunda etapa son óptimas.

En el modelo de nivel de seguridad, cada vez que se reduce el parámetro de
aversión al riesgo las soluciones de la primera etapa cambian, ya que las variables
de la segunda etapa tienen un valor óptimo. Esto no es aśı en el modelo VaR. Al
reducir el coste esperado (parámetro de aversión al riesgo) únicamente cambian las
variables de la primera etapa si el coste esperado no puede disminuir sin cambiar las
decisiones de contratación. Aśı, con cada reducción del coste esperado sin cambio
de los contratos se obtiene una operación de la instalación más cercana a la óptima.

Para hallar la frontera eficiente es necesario obtener soluciones óptimas tanto
de la medida de riesgo como del coste esperado, algo que no es posible únicamente
con el modelo VaR. Para solventar este problema se propone hallar cada valor de
la frontera eficiente en dos fases. En una primera se resuelve el modelo VaR, el cual
obtiene la contratación y operación óptima para el escenario que corresponde al nivel
de confianza especificado. En una segunda fase se resuelve el modelo neutral al riesgo
fijando los contratos determinados en la primera fase. Este segundo problema obtiene
el mismo VaR que el primero además de las soluciones óptimas de la operación de
la instalación en los escenarios distintos al del VaR.

En definitiva, en la primera fase se determinan las variables de la primera etapa
del problema estocástico (decisiones de los contratos), mientras que en una segunda
fase se hallan las variables de la segunda etapa (decisiones de operación de la caldera
y la cogeneración).

El coste esperado obtenido con el modelo neutral al riesgo es el umbral del
parámetro de aversión al riesgo del modelo VaR por debajo del cual las decisiones
de contratación cambian. Aśı, cada vez que se ejecutan estas dos fases se obtiene un
punto de la frontera eficiente.

Véase como ejemplo las funciones de distribución de la figura 8.13. En azul se
representa la solución del problema VaR con ĺımite de coste esperado de 646 ke.
Fijando los contratos de esta solución y resolviendo el modelo neutral al riesgo se
obtiene un coste esperado de 564 ke (curva en verde). En ambos casos el VaR y los
contratos son los mismos aunque no lo es la operación de la instalación. Aunque la
varianza de la distribución resultante con el modelo neutral riesgo es mayor, el coste
máximo y el esperado son menores con este modelo.

Esta figura pone de manifiesto que la operación de la caldera y la cogeneración
son fundamentales para realizar una gestión del riesgo adecuada. Mientras que con
los contratos se realiza una cobertura del riesgo frente a la incertidumbre de precios,
mediante la operación de la instalación se gestiona el riesgo del volumen de enerǵıa
eléctrica y combustibles contratado.

El procedimiento propuesto para determinar la frontera eficiente se sintetiza a
continuación. Para ello se emplea la siguiente nomenclatura:

Modelo 1: Minimización del VaR sin ĺımite de coste esperado.
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Figura 8.13: Funciones de distribución para la determinación de la frontera eficiente
con VaR como medida de riesgo [ke].

Modelo 2: Minimización del coste esperado, modelo neutral al riesgo.

Modelo 3: Minimización del VaR sujeto a un ĺımite de coste esperado.

Estos modelos únicamente cambian en la función objetivo y/o en las restricciones
asociadas al riesgo. Con esta notación, los pasos del procedimiento son:

1. Determinación del primer valor de la frontera eficiente:

a) Resolver el modelo 1.

b) Resolver el modelo 2 fijando los contratos obtenidos en 1.a).

2. Determinación del resto de valores de la frontera eficiente. Mientras sea factible
el problema:

a) Resolver el modelo 3 fijando el coste esperado a un valor inferior al obte-
nido en el último problema determinado con el modelo 2.

b) Resolver el modelo 2 fijando los contratos obtenidos en 2.a).

El decremento en el parámetro de aversión al riesgo se establece en una unidad
de coste al igual que en el caso del modelo de nivel de seguridad.
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Alternativa
Contrato 1 2 3 4

E.3.2 16.7 17.4 11.6 12.5

A.1.2 26.8 17.3
A.2.2 30.0 21.5

O.1.1 872.6 867.9
O.2.2 914.1 910.8

V.1.1 812.5 809.4 825.2 823.8

Coste esperado 541.5 542.8 562.0 564.3
VaR0.9 678.8 674.1 651.0 650.6

Coste máximo 702.2 702.3 667.6 670.7

Tabla 8.10: Costes de las soluciones de la frontera eficiente empleando el VaR como
medida de riesgo [ke].

Este método obtiene la frontera eficiente comenzando por la solución de riesgo
menor y finalizando por la de mayor riesgo. Nótese que al emplear el modelo de nivel
de seguridad el procedimiento es inverso, ya que la primera solución que se obtiene
corresponde a la del modelo neutral al riesgo.

8.5.2.2. Análisis de resultados

La frontera eficiente determinada tiene 4 soluciones de carteras de contratos. En
la tabla 8.10 se muestran los costes de los contratos seleccionados aśı como el coste
esperado, VaR y coste máximo de cada alternativa.

En la figura 8.14 se representan las fronteras eficientes calculadas con los modelos
VaR y nivel de seguridad. En rojo/azul se muestra la frontera eficiente del modelo
VaR/nivel de seguridad y los costes máximos/VaR para cada solución.

En todas las alternativas halladas con ambos modelos, el VaR y el coste máximo
corresponden a los escenarios del bloque 1, esto es, los formados por los precios más
altos de gas natural.

Con el modelo VaR aparecen 2 de las 3 combinaciones de contratos de gas y venta
de electricidad determinadas con el modelo nivel de seguridad. Estas combinaciones
dan lugar a las soluciones 1 y 2 por un lado, y 3 y 4 por otro.

Las alternativas 1 y 3 son, respectivamente, las mismas que las A y C del modelo
de nivel de seguridad, lo que indica que en estos casos el VaR es óptimo cuando
también lo es el coste máximo.

Las otras dos opciones, 2 y 4, seleccionan contratos distintos de compra de fueloil
y electricidad que las soluciones B y D. El modelo VaR escoge un contrato de compra
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Figura 8.14: Fronteras eficientes con nivel de seguridad y VaR como medidas de
riesgo [ke].

de electricidad a precio fijo por volumen de consumo (E.3.2), en lugar de contratos
indexados al precio del mercado (alternativas B y D). Para la compra de fueloil, el
modelo VaR elige un contrato a precio de mercado con ĺımites de precio máximo
y mı́nimo (A.2.2), el cual no aparece entre las soluciones del modelo de nivel de
seguridad.

A pesar de elegir contratos distintos, cada pareja de opciones, 2-B y 4-D, son
similares al tener poco peso en la función objetivo los contratos de adquisición de
fueloil y electricidad. Por tanto, las soluciones 2 y 4 no son eficientes tomando como
medida de riesgo el coste máximo, aunque sus valores son próximos a la frontera
eficiente del modelo de nivel de seguridad. El mismo razonamiento es aplicable para
las alternativas B y D.

La diferencia más significativa en los resultados entre los modelos VaR y nivel
de seguridad es la opción E de esta última formulación. Para el modelo VaR no son
eficientes los contratos de compra de gas y venta de electricidad de la alternativa
E al tener un valor de coste esperado y VaR superior a la solución 4 de la frontera
eficiente.

Para comprobar valores de la distribución de costes por debajo del VaR al 90 %,
en la figura 8.12 se muestran las funciones de distribución de las soluciones 1 y 3,
A y C respectivamente en el modelo de nivel de seguridad. Las soluciones 2 y 4 son
similares a la 1 y 3 según lo comentado, por lo que se omite su representación.
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8.5.3. Consideraciones sobre el tiempo de resolución

Una caracteŕıstica del método branch & bound a la hora de resolver problemas de
programación lineal entera mixta es el elevado tiempo que puede emplear en hallar
soluciones con errores pequeños. Este tiempo depende del número de escenarios del
árbol (para unos periodos dados) y del valor asignado a los parámetros del modelo.

Para unos parámetros que den lugar a valores próximos de la función objetivo con
diferentes soluciones de las variables, el árbol a recorrer es elevado. Por contra, si los
parámetros toman unos valores tales que al explorar el árbol se obtienen soluciones
de la función objetivo muy diferentes en coste, el algoritmo poda ramas con más
frecuencia y, en consecuencia, recorre un árbol de menor tamaño.

Los casos ejecutados muestran que este factor es la causa de la poca robustez
en el tiempo de resolución de los problemas para un número de escenarios dado.
Este inconveniente no depende de la naturaleza del problema, sino del método de
resolución.

A continuación se ofrecen unos tiempos de ejecución orientativos3. Comenzando
con el modelo neutral al riesgo, éste tiene el siguiente tamaño: 88.035 restricciones,
129.879 variables, de las cuales 16.043 son binarias, y 492.818 coeficientes de la
matriz de restricciones distintos de cero. El tamaño de los otros modelos es muy
parecido ya que el número de restricciones asociadas al riesgo es reducido frente al
resto del problema.

En la figura 8.15 se muestra el tiempo que emplea el modelo neutral al riesgo en
resolver problemas de 5 a 30 escenarios. Son tiempo orientativos debido a que, por
ejemplo, con otros parámetros del modelo el algoritmo emplea 4h en vez de 21h en
resolver el problema de 30 escenarios.

Al introducir las restricciones de nivel de seguridad en el modelo anterior el
tiempo aumenta. El número de éstas es reducido, aunque son restricciones que ligan
todos los escenarios. Un valor medio de tiempo de resolución de este problema con
15 escenarios es de 6h.

El modelo VaR es el más complicado de resolver, empleando el algoritmo unas
22h en obtener la solución para 15 escenarios. Al igual que el problema de nivel
de seguridad, las restricciones de riesgo ligan todos los escenarios. Sin embargo la
principal causa del tiempo que emplea son las variables binarias para determinar el
escenario que corresponde al VaR.

Para modelar el VaR solamente se utiliza una variable binaria por escenario. No
obstante, éstas acoplan todos los escenarios. Además, para hallar el escenario que
corresponde al VaR, el algoritmo tiene que determinar las opciones de contratación
para cada valor de este conjunto de variables binarias, por lo que tarda mucho más

3Estos tiempos se han obtenido resolviendo los problemas en un ordenador con microprocesador
Pentium IV a 3 GHz.
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Figura 8.15: Tiempo-número de escenarios para modelo neutral al riesgo.

tiempo en obtener la solución que en el caso de los otros modelos.

Una alternativa al modelado del VaR planteado pasa por utilizar métodos
heuŕısticos para determinar qué variables binarias asociadas al VaR fijar, según
lo comentado en el apartado 4.5.1.6.2. Sin embargo, esta no es una buena solución
en la práctica ya que, a pesar de eliminar estas variables, el problema lineal entero
mixto es de gran tamaño.

Junto con las restricciones relacionadas con el riesgo, las de régimen especial y las
de contratos a tramos que ligan varios periodos son las que más influyen en el tiempo
de resolución del problema. Estas últimas además contienen un número elevado de
variables binarias necesarias para determinar los tramos de precios y consumos.

Finalmente, una solución para disminuir el tiempo de ejecución del algoritmo
sin reducir el tamaño del problema pasa por descomponer el modelo completo en
varios equivalentes de menor tamaño. En esta ĺınea, Sen [Sen] y Cerisola [Cer04]
recogen el estado del arte de los métodos de descomposición de problemas de pro-
gramación estocástica entera mixta bietapa en función de la estructura de la matriz
de restricciones.
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8.6. Conclusiones

Los resultados de los casos ejecutados muestran la utilidad de los modelos de-
terminista y estocástico desarrollados en esta tesis para el apoyo en la decisión de
consumidores industriales acerca de su contratación.

Realizar una gestión energética a medio plazo implica considerar un gran núme-
ro de cambios en el valor de los parámetros aleatorios de los modelos. Al objeto de
reducir el número de periodos del problema se emplean d́ıas tipo, los cuales represen-
tan conjuntos de d́ıas naturales. De esta forma se consigue disminuir el tamaño del
problema (de 8760 a 90 periodos en el ejemplo expuesto) sin perder las principales
caracteŕısticas de las distribuciones de valores de los parámetros.

A pesar del número de periodos considerado los modelos resultantes son de gran
tamaño. Sin embargo, para el caso determinista el tiempo de resolución del algoritmo
es muy rápido, lo que permite realizar análisis con un número elevado de escenarios.

Los resultados obtenidos con varios escenarios muestran la factibilidad de tomar
decisiones bajo incertidumbre con el modelo determinista. En concreto, en el caso de
la fábrica analizada, los contratos de compra de fuel y electricidad tienen un valor
mucho menor que el del resto de contratos, lo que permite dividir el problema en
dos etapas. En la primera se eligen los contratos más caros, compra de gas y venta
de enerǵıa eléctrica, y en la segunda se determinan los contratos de los otros bienes.

Este procedimiento permite simplificar el problema y obtener buenas soluciones
bajo incertidumbre. No obstante, este método no asegura la obtención de soluciones
de la frontera eficiente. Además, en el caso de instalaciones que formalicen contratos
comparables en coste de los cuatro bienes contemplados, no es posible separar el
análisis en dos etapas y, por tanto, es dif́ıcil obtener soluciones cercanas a las de la
frontera eficiente.

Por otra parte, los modelos estocásticos con aversión al riesgo obtienen direc-
tamente la frontera eficiente, de manera que el consumidor puede centrarse en un
número limitado de soluciones para tomar una decisión. Con esta curva el decisor
puede evaluar si los contratos de bajo riesgo son eficientes. En el caso de que éstos
no tengan valores próximos a los de la frontera eficiente, significaŕıa que la prima
económica que paga el consumidor al comercializador por asumir un riesgo escaso es
muy alta. Este es un factor relevante ya que, por ejemplo, se pudiera pensar que al
ser la varianza de un contrato a precio fijo nula también debiera serlo la medida de
riesgo. Esto no es cierto puesto que, aunque la incertidumbre es nula, tanto el coste
esperado como el riesgo (medido como nivel de seguridad o VaR), pueden ser altos.

Desde el punto de vista de los resultados, emplear como medida de riesgo VaR
o nivel de seguridad depende de la percepción del riesgo del consumidor. El modelo
VaR es más flexible al ser equivalente al modelo de nivel de seguridad para un nivel
de confianza 1. A pesar de ello, si se considera un número limitado de escenarios
se reduce esta flexibilidad al tener que utilizar incrementos del nivel de confianza
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elevados para cambiar el escenario a minimizar.

Desde la perspectiva del planteamiento de los problemas, el modelo VaR pre-
senta el inconveniente de emplear variables binarias para determinar el escenario
que corresponde al VaR. Como consecuencia, el tiempo de resolución es mucho más
elevado que el empleado al resolver el modelo nivel de seguridad.

Además, mientras que con el modelo de nivel de seguridad se obtiene un punto
de la frontera eficiente para cada variación del parámetro de aversión al riesgo, con
el modelo VaR no ocurre lo mismo. Este obtiene soluciones óptimas de los contratos
aunque no de la operación de la instalación en escenarios que no correspondan al
del VaR. Esto sucede en los modelos bietapa donde en la función objetivo no están
penalizadas todas las variables de las dos etapas. Con otras medidas de riesgo, como
CVaR o coste de referencia (sección 4.6), se tendŕıa el mismo inconveniente. Por
contra, en los modelos financieros analizados en el caṕıtulo 4 este inconveniente no
se presenta al tener variables de una sola etapa.

Para solventar esta dificultad se propone un procedimiento para determinar fron-
teras eficientes con el modelo VaR, procedimiento general aplicable a otros problemas
bietapa. Este consiste, en una primera fase, en resolver el modelo VaR y obtener los
contratos óptimos. En una segunda fase, estos contratos se fijan en el modelo neutral
al riesgo para determinar la operación óptima de los escenarios que no sean el del
VaR. La diferencia entre los resultados de estas dos etapas, debida a la operación de
la cogeneración y la caldera, muestra la importancia de realizar una gestión óptima
de la instalación para limitar el riesgo de volumen.
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8.7. Anexo I: Parámetros del modelo

Este anexo recoge los parámetros empleados en las aplicaciones numéricas del
caṕıtulo para la cogeneración, caldera y balance de enerǵıa (tabla 8.11), contratos de
adquisición de enerǵıa eléctrica (tablas 8.12 y 8.13), fueloil (tabla 8.14), gas natural
(tabla 8.15) y venta de enerǵıa electricidad (tabla 8.16).

Para una descripción de cada parámetro se remite al lector al anexo IV del
caṕıtulo 3.

COGENERACION
Operación Costes de Régimen Ĺımites de

mantenimiento especial operación

Ao [km3(N)/h] Co [ke] Re eoe [MWh/h]
0.070 88.649 0.55 2.760

Bo [km3(N)/MWh] Do [ke/MWh] Qo go [km3(N)/h]
0.226 0.015 0.70 0.696

Eo [km3(N)/h] Io [MWh/km3(N)] go [km3(N)/h]
-0.152 9.886 0.348

Fo [km3(N)/MWh]
0.521 Otros

Go [km3(N)/h] Jo [th/km3(N)]
0.124 10000

Ho [km3(N)/MWh] Rc

0.644 0.930

CALDERA BALANCE ENERGIA
Operación Costes de Ĺımites de Enerǵıa de

mantenimiento operación red eléctrica

Aa [t/h] Ca [ke] fa [t/h] er [MWh/h]
0.0002 49.884 0.219 1.076

Ba [t/MWh] Da [ke/t] fa [t/h]
0.101 0.003 0.066

Tabla 8.11: Parámetros de la cogeneración, la caldera y el balance de enerǵıa.



302 Caṕıtulo 8. Aplicación numérica

Contratos tipo 1
n Pea1,n

[ke] Pe1,n [ce/kWh]
1 0 4.868

Contratos tipo 2
n Pea2,n

[ke] Pe2,n,1 [ce/kWh] Pe2,n,2 [ce/kWh] Pe2,n,3 [ce/kWh]
1 0 5.967 5.586 4.129
2 0 6.010 5.409 4.267

Contratos tipo 3
n Pea3,n

[ke] Qe3,n [MWh] Pe3,n [ce/kWh]
1 0 400 4.844
2 0 800 4.050
n ∆Qe3,n,1 ∆Qe3,n,2 ∆Qe3,n,3 ∆Qe3,n,4 ∆Qe3,n,5

1 -0.500 -0.250 0.250 1.250 0
2 -0.375 -0.125 0.125 0.250 0
n ∆Pe3,n,1 ∆Pe3,n,2 ∆Pe3,n,3 ∆Pe3,n,4 ∆Pe3,n,5

1 0.100 0.050 0 -0.050 -0.100
2 0.100 0.050 0 0 -0.250

Contratos tipo 4
n Pea4,n

[ke] Pe4,n [ce/kWh]
1 0 4.808
2 0 5.109
n Se4,n,1 Se4,n,2 Se4,n,3 Se4,n,4 Se4,n,5 Se4,n,6

1 1.1 1.2 1.3 1.4 1.5 0.6
2 1.1 1.2 1.3 1.4 1.5 1.6
n Se4,n,7 Se4,n,8 Se4,n,9 Se4,n,10 Se4,n,11 Se4,n,12

1 0.7 0.8 0.9 1.0 1.1 1.2
2 0.9 0.8 0.7 1.2 1.0 1.0

Contratos tipo 5
n Pea5,n

[ke]
1 4.538

Tabla 8.12: Parámetros de contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica de tipos 1 a
5.
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Contratos tipo 6
n Pea6,n

[ke] Se6,n Pe6,n [ce/kWh]
1 0 0.400 5.788
2 0 0.700 5.427

Contratos tipo 7
n Pea7,n

[ke] Se7,n [ke] Pec7,n [ce/kWh] Pef7,n [ce/kWh]
1 0 7.046 10.000 3.005
2 0 4.538 6.510 2.100

Tabla 8.13: Parámetros de contratos de adquisición de enerǵıa eléctrica de tipos 6 y
7.

Contratos tipo 1
n Qa1,n [t]
1 0
2 75
n ∆Qa1,n,1 ∆Qa1,n,2 ∆Qa1,n,3 ∆Qa1,n,4 ∆Qa1,n,5

1 0 0 0 0 0
2 -0.670 -0.330 1.000 1.670 0
n ∆Pf1,n,1 ∆Pf1,n,2 ∆Pf1,n,3 ∆Pf1,n,4 ∆Pf1,n,5

1 0 0 0 0 0
2 0.500 0.030 0 0 -0.030

Contratos tipo 2
n Sa2,n [ke] Pfc2,n [ce/kg] Pff2,n [ce/kg]
1 0 30.000 30.000
2 2.000 28.000 25.500

Tabla 8.14: Parámetros de contratos de adquisición de fueloil.
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Contratos tipo 1
n Pgo1,n

[ke] Qo1,n [km3(N)]
1 75.626 0
2 75.626 5250
n ∆Qo1,n,1 ∆Qo1,n,2 ∆Qo1,n,3 ∆Qo1,n,4 ∆Qo1,n,5

1 0 0 0 0 0
2 -0.143 -0.048 0.048 0.143 0
n ∆Pg1,n,1 ∆Pg1,n,2 ∆Pg1,n,3 ∆Pg1,n,4 ∆Pg1,n,5

1 0 0 0 0 0
2 0.500 0 0 -0.030 -0.080

Contratos tipo 2
n Pgo2,n

[ke] So2,n [ke] Pgc2,n [ce/th] Pgf2,n [ce/th]
1 75.626 5.000 1.750 1.750
2 75.626 6.000 1.800 1.500

Tabla 8.15: Parámetros de contratos de adquisición de gas natural.

Contratos tipo 2
n Ve2,n,1 [ce/kWh] Ve2,n,2 [ce/kWh] Ve2,n,3 [ce/kWh]
1 8.009 6.908 4.207
2 5.950 5.950 5.950

Tabla 8.16: Parámetros de contratos de venta de enerǵıa eléctrica.
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Caṕıtulo 9

Conclusiones

En este último caṕıtulo se recoge de forma resumida el trabajo presentado en
esta tesis.

Para ello, en la sección 9.1 se realiza un recorrido por los temas abordados en
el documento, destacando las conclusiones más significativas. Las contribuciones
originales de esta tesis se enumeran en la sección 9.2. Finalmente, en la sección 9.3
se proponen futuras investigaciones derivadas de este trabajo.

9.1. Resumen y conclusiones

La apertura de los mercados energéticos ha supuesto un cambio en la forma en la
que los agentes gestionan sus recursos. La incertidumbre de precios y la competencia
han requerido el desarrollo de nuevos modelos de optimización que se adapten a las
necesidades actuales de los participantes en los mercados.

En este sentido, en los últimos años se ha generado una intensa actividad inves-
tigadora en el sector eléctrico. Concretamente, se han realizado diversas propuestas
orientadas a la gestión conjunta de la operación de instalaciones y contratación para
empresas de generación. Sin embargo, los avances en este campo para consumidores
industriales han sido escasos. Aunque algunos conceptos empleados en los trabajos
para empresas generadoras son aplicables a los consumidores industriales, existen
diferencias sustanciales entre ambos agentes. Algunas de éstas son:

Los generadores se ven influenciados en su gestión por otros generadores de la
competencia, lo cual no le ocurre a los consumidores en relación a su gestión
energética.

La poĺıtica de una empresa con varias centrales puede tener influencia en los
precios del mercado, algo que no sucede con un consumidor industrial.

309
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La postura frente al riesgo derivada de la incertidumbre de precios es distin-
ta para ambos agentes. Entre otros factores, el producto de un consumidor
industrial no es la electricidad como le ocurre a los generadores.

Los consumidores industriales realizan fundamentalmente contratos bilaterales
f́ısicos con comercializadores, mientras que la contratación de los generadores
es tanto bilateral f́ısica como financiera.

Tanto el sistema de abastecimiento energético de fábricas como su operación
son distintos a los de las centrales eléctricas.

Estas diferencias ponen de manifiesto la necesidad de herramientas matemáti-
cas espećıficamente concebidas para la gestión de la contratación y la operación
de instalaciones de consumidores industriales. Estas herramientas animaŕıan a más
consumidores a participar en el mercado y permitiŕıan una actuación más activa a
aquéllos que ya participan. Con esta motivación, los modelos presentados en esta
tesis efectúan la planificación energética a medio plazo de consumidores industriales.

Estos modelos obtienen la operación de la instalación y la contratación anual
que hacen mı́nimo el coste total del abastecimiento energético. La instalación tipo
considerada en la tesis está compuesta por una caldera de fueloil y una cogeneración
cuyo principal equipo es un motor de gas natural. Aśı, en cada periodo del alcance del
problema, la enerǵıa térmica demandada por la fábrica es satisfecha por la caldera
y/o la cogeneración y la demanda eléctrica por la red o la cogeneración.

Con esta instalación los modelos escogen un contrato de cada uno de los siguien-
tes tipos: 1) compra de electricidad, 2) compra de fueloil, 3) compra de gas natural
y 4) venta de excedentes de electricidad de la cogeneración. De cada bien a negociar
se ha modelado un conjunto de contratos representativos de la situación actual de
los mercados. A pesar de que este número es amplio, el problema se ha planteado
de forma que añadir nuevos contratos sea sencillo. Anualmente el consumidor solici-
tará a los comercializadores ofertas, las cuales son empleadas para parametrizar los
contratos.

Los problemas de optimización resultantes son de programación lineal entera
mixta. El estudio realizado de la operación de la caldera y la cogeneración muestra
que éstas pueden representarse por modelos lineales cometiéndose errores asumibles
en el medio plazo. También concluye que para abordar análisis realistas es necesario
tener en cuenta los márgenes de operación de la instalación, lo que obliga a emplear
variables binarias.

Las variables binarias se utilizan igualmente en el modelado de los contratos.
Estas ofrecen gran flexibilidad para formular una extensa variedad de contratos.
Por contra, elevan sustancialmente la complejidad de los problemas y el tiempo de
resolución de los mismos.

A pesar de lo comentado, el modelo determinista se resuelve en un tiempo redu-
cido. Esta caracteŕıstica permite utilizarlo para realizar análisis con incertidumbre
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en los parámetros mediante ejecuciones sistemáticas. Aunque para el caso ejemplo
estudiado se obtienen buenos resultados al analizar el riesgo con este modelo, las
soluciones que se determinan no tienen por qué pertenecer a la frontera eficiente.

El modelo determinista no considera la incertidumbre de manera expĺıcita y
por tanto tiene una capacidad limitada de gestionar el riesgo. Esta restricción se
solventa con el planteamiento estocástico, el cual contempla la aleatoriedad de los
precios mediante un árbol de escenarios.

Para determinar el árbol de probabilidad se han estimado por un lado los precios
de electricidad y por otro los de gas y fueloil, ya que en el mercado español no se ha
encontrado una correlación elevada entre estos dos tipos de precios.

El algoritmo empleado en la previsión de precios de los combustibles se basa en
la alta correlación existente entre estos precios y los spot del crudo Brent. De esta
forma, el problema de estimar los precios de gas y fueloil se transforma en el de
estimar los de Brent. Para generar escenarios futuros de precios spot de Brent, se
ha optado por una nueva metodoloǵıa que se apoya en aprovechar la información
que proporcionan las cotizaciones de futuros de Brent. El algoritmo considera la alta
correlación lineal entre precios de periodos consecutivos y el conocimiento del precio
spot en el mes anterior al primero de planificación.

El método se ha validado mediante la previsión de precios para el año 2003. Los
resultados muestran que la diferencia entre la tendencia de los precios reales del 2003
y la del escenario medio estimado es reducida, lo cual se debe a la consideración en
el algoritmo de las cotizaciones de futuros y del precio spot de Brent en el pasado
reciente.

Respecto a los precios de electricidad, en la actualidad se cuenta básicamente
con dos tipos de modelos de previsión. El primer tipo lo componen los denominados
modelos cuantitativos. Estos se apoyan fundamentalmente en la serie histórica para
determinar los precios futuros. El otro tipo lo forman los modelos fundamentales,
los cuales consideran el conocimiento acerca del funcionamiento del mercado para
representar los factores que influyen en la formación de los precios de electricidad.

El trabajo realizado por otros autores revela la necesidad de utilizar estos últi-
mos modelos para representar la complejidad de los precios. En concreto, las par-
ticularidades del mercado español hacen que los precios tengan un comportamiento
dif́ıcilmente predecible. Por tanto, y dado que los modelos fundamentales requieren
una gran cantidad de datos no disponibles para consumidores, se ha optado por
generar precios futuros mediante muestreos de distribuciones históricas.

Los precios de los combustibles y la electricidad estimados mediante los métodos
comentados constituyen las fuentes de incertidumbre de los modelos estocásticos. El
primero de ellos, modelo neutral al riesgo, es una extensión del problema determi-
nista que considera de forma expĺıcita la aleatoriedad de los precios. No obstante,
obtiene el coste esperado mı́nimo sin realizar ninguna gestión del riesgo, ya que no
penaliza los valores altos o la dispersión de la distribución de costes.
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Al objeto de tomar decisiones en donde se tenga presente la gestión del riesgo es
necesario acudir a la programación estocástica multiobjetivo. Mediante esta técnica
se han planteado modelos con el doble objetivo de minimizar coste esperado y riesgo,
obteniéndose un compromiso entre ambos mediante un parámetro de aversión al
riesgo.

Dentro de las posibles medidas de riesgo analizadas se ha optado por implantar
el valor en riesgo (VaR) y el nivel de seguridad. La primera obtiene el valor del coste
de abastecimiento correspondiente a un nivel de confianza prefijado. La segunda
medida, más conservadora y menos flexible, limita el coste máximo de los escenarios
a un parámetro.

Se han escogido estas medidas al ser sencillas de interpretar y reflejar la aversión
al riesgo por parte de consumidores. Se entiende que éstos perciben el riesgo como el
potencial de pérdidas altas, por lo que se han descartado otras medidas que penalicen
valores que no sean de costes altos. También se ha tenido en cuenta para elegir las
medidas de riesgo su modelado. El problema de programación lineal entera mixta
no admite modelos no lineales, por lo que no se han considerado medidas como la
varianza.

Los modelos VaR y nivel de seguridad proporcionan al consumidor un conjunto
de soluciones óptimas entre las cuales éste escogerá una de acuerdo a su aversión al
riesgo. Para el caso ejemplo analizado con 15 escenarios, las carteras de contratos
de la frontera eficiente no vaŕıan sustancialmente entre emplear el VaR al 90 % o
el nivel de seguridad como medida de riesgo. No obstante, cada fábrica es un caso
particular, por lo que no se puede generalizar esta conclusión.

La diferencia más significativa entre ambos modelos es el tiempo de resolución. El
modelo VaR introduce nuevas variables binarias respecto al planteamiento neutral
al riesgo para determinar el escenario que corresponde al coste del VaR. Aunque
este número no es elevado, una por escenario, complica enormemente la resolución
del problema.

Tanto el modelo determinista como los estocásticos cumplen con los objetivos
planteados en esta tesis. Los casos analizados muestran que son herramientas eficaces
capaces de ayudar a los consumidores a disminuir el coste de sus facturas energéticas
manteniendo un control sobre el riesgo que asumen. Igualmente se ha mostrado la
importancia y utilidad de la operación de la instalación y de los contratos para
realizar una gestión del riesgo eficiente.

9.2. Aportaciones originales

Las aportaciones de la tesis se han divido en tres grupos dependiendo de si
están relacionadas con el modelo determinista, el modelo estocástico en sus distintas
versiones, o la predicción de precios de gas natural y fueloil.
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Modelo determinista [GVR03]

Para formular este problema se ha realizado una revisión bibliográfica exhaustiva
de los modelos de abastecimiento energético. Estos se han clasificado atendiendo al
objetivo que persiguen y al tipo de formulación matemática. Este trabajo original
supone una referencia y un punto de partida para futuras investigaciones en este
campo.

El planteamiento del modelo determinista es en śı mismo una aportación. No
se han encontrado en la literatura modelos de optimización a medio plazo que con-
templen conjuntamente decisiones de contratación y operación para consumidores
industriales.

Respecto al modelado de la operación de la instalación, se han realizado las
siguientes contribuciones originales:

Modelado del balance de enerǵıa eléctrico considerando las imposiciones de la
Ley española en cuanto al régimen especial.

Representación de las limitaciones de la cogeneración, de acuerdo al régimen
especial, respecto al rendimiento eléctrico equivalente mı́nimo y a la enerǵıa
excedentaria máxima vendida.

Modelado del circuito de alta temperatura del motor de gas de la cogeneración.
Este circuito constituye una aportación térmica a la demanda que, aunque de
menor importancia que la de los gases de escape, es utilizada habitualmente por
los consumidores. Además, en la instalación propuesta es necesario aprovechar
esta enerǵıa para cumplir con el requerimiento de rendimiento mı́nimo de la
cogeneración impuesto por la Ley española.

Respecto a los contratos considerados, se ha mejorado frente a otros trabajos de
optimización precedentes en los siguientes aspectos:

Modelado de 4 carteras diferentes de contratos: compra de electricidad, compra
de fueloil, compra de gas natural y venta de electricidad.

Cada cartera contiene una diversidad de contratos que recorre la posible aver-
sión al riesgo de los consumidores industriales.

Cantidad y complejidad de los contratos representados. Concretamente, se han
modelado los siguientes tipos para las distintas carteras de contratos:

• Precio fijo anual.

• Precio fijo por periodo.

• Precio fijo anual con bonificación o penalización por volumen de consumo.

• Precio fijo anual indexado mensualmente a una variable de interés.
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• Precio spot de mercado.

• Precio spot de mercado con ĺımites de precio máximo y mı́nimo.

• Precio spot de mercado con bonificación o penalización por volumen de
consumo.

• Precio por diferencias del mercado spot.

Esta variedad de contratos recoge las principales opciones de contratación de las
que dispone un consumidor industrial en los mercados energéticos, tanto en España,
como a nivel internacional.

A pesar de la complejidad de la formulación de los contratos, principalmente la
de los definidos con tramos, el problema se puede resolver en poco tiempo empleando
métodos estándar de programación lineal entera mixta.

La principal aplicación del modelo determinista es dar soporte a los consumidores
en la toma de decisiones de contratación. No obstante, puede ser igualmente útil para
comercializadores de cara a realizar a sus clientes ofertas competitivas. El modelo
también puede ser empleado para la comparación de sistemas de cogeneración a
instalar en una fábrica. Para ello bastaŕıa ejecutarlo para varios años con los distintos
sistemas propuestos.

Finalmente, se ha propuesto una metodoloǵıa que combina el análisis de es-
cenarios con el análisis multiatributo para tomar decisiones de contratación bajo
incertidumbre con el modelo determinista. La metodoloǵıa se apoya en el caso en
el que los contratos de fueloil y electricidad tienen un peso en la función objeti-
vo poco significativo frente al resto de contratos a formalizar. A pesar de ser un
caso particular, esta circunstancia es muy frecuente en instalaciones del tipo de la
propuesta.

Modelo estocástico

Dado que el modelo determinista es original, las versiones estocásticas con y sin
tratamiento del riesgo también lo son. Estos modelos son bietapa. En una primera
etapa se toman las decisiones de contratación mientras que en una segunda, una vez
desvelada la incertidumbre, se decide la operación de la caldera y la cogeneración.

Se ha realizado una revisión profunda, una clasificación y una comparación del
modelado del riesgo en problemas de optimización estocástica en mercados financie-
ros y eléctricos. De este estudio ha derivado el planteamiento original y la discusión
de ocho modelos de programación estocástica para consumidores industriales. Estos
son los siguientes:

Media varianza: Emplea la varianza como medida de riesgo, cuya formulación
es incompatible con el modelo lineal propuesto.
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Aproximación lineal del modelo media varianza: Dentro de las linealizacio-
nes del modelo anterior, se ha formulado un modelo de desviaciones positivas
respecto a la media. Esta medida de riesgo es equivalente a considerar la des-
viación absoluta de la distribución respecto a su media.

Coste de referencia: Utiliza como medida de riesgo la penalización lineal de los
costes superiores a un valor de referencia.

Función de utilidad: Esta función hace corresponder a cada valor de coste una
utilidad en función de la aversión al riesgo del consumidor.

Nivel de seguridad: Emplea como medida de riesgo un parámetro que limita
el coste de todos los escenarios.

Arrepentimiento: La función de costes se evalúa respecto a una de referencia.

Valor en riesgo (VaR): Esta medida de riesgo corresponde a un percentil de la
distribución de costes.

Valor en riesgo condicional (CVaR): Constituye una variación del modelo VaR
en la cual la medida de riesgo es el coste esperado de los valores superiores al
VaR.

Los modelos función de utilidad y arrepentimiento formulan la aversión al riesgo
mediante un solo objetivo. El resto de planteamientos consideran dos objetivos: coste
esperado y medida de riesgo.

En concreto, el modelo de coste de referencia es una aportación propia. Repre-
senta una adaptación del modelo de desviaciones positivas respecto a la media a la
percepción del riesgo de los consumidores industriales. Según el criterio adoptado,
éstos consideran el riesgo como la posibilidad de incurrir en costes altos y, por tanto,
los valores cercanos a la media no deben penalizarse en la medida de riesgo.

Los modelos finalmente implantados son los de VaR y nivel de seguridad. De
acuerdo a la bibliograf́ıa revisada, hasta la fecha ninguna de estas alternativas ha sido
optimizada anteriormente mediante programación estocástica en mercados eléctri-
cos.

Una última aportación en este campo la constituye la metodoloǵıa desarrollada
para determinar fronteras eficientes con problemas estocásticos bietapa donde no
estén penalizadas todas las variables de las dos etapas en la función objetivo. El
problema encontrado al determinar la frontera eficiente con el modelo VaR es que
obtiene soluciones óptimas de la primera etapa aunque no de la segunda.

Para solventar este inconveniente el método iterativo propuesto obtiene cada
punto de la frontera eficiente mediante dos fases. En una primera se determinan
las variables de la primera etapa (contratación) mediante la resolución del modelo
VaR. En una segunda fase se hallan las variables de la segunda etapa (operación)
resolviendo el modelo neutral al riesgo con las variables de la primera etapa fijadas
a los valores obtenidos en la primera fase.
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Generación de escenarios de precios de gas natural y fueloil [GVR04]

La predicción de precios de gas natural y fueloil para consumidores industriales
se ha llevado a cabo mediante un método totalmente original.

Al estudiar la formación de estos precios y sus series históricas se ha advertido
que ambos precios mantienen una correlación lineal elevada con las cotizaciones spot
del crudo Brent. Para estimar los precios futuros spot de Brent se ha optado por
emplear conjuntamente las series de cotizaciones históricas de futuros y spot de
este crudo. Relacionando estos precios en el pasado se pueden obtener los precios
buscados mediante las cotizaciones disponibles de precios futuros para el año de
planificación.

Básicamente, el algoritmo se compone de las siguientes partes:

Formación de las distribuciones de diferencias relativas entre cotizaciones
históricas de futuros y spot de Brent. De acuerdo a las hipótesis realizadas,
estas distribuciones se reproducen en el año de planificación. Para validar las
muestras obtenidas, se comparan los momentos de las distribuciones formadas
con datos históricos con los de las distribuciones generadas.

Relación entre precios de periodos consecutivos mediante rectas de regresión.

Consideración del último precio spot de Brent conocido. Este precio se emplea
como ráız del árbol de escenarios.

Obtención de los precios futuros spot de Brent a partir de las muestras gene-
radas y de las cotizaciones de futuros para el año de planificación.

Obtención de los precios de fueloil y gas natural a partir de las regresiones
entre estos precios y los spot de Brent.

Esta técnica novedosa presenta varias ventajas. Por una parte, permite utilizar la
información subyacente en los precios de futuros acerca de los spot. Por otra parte,
no impone restricciones acerca de las propiedades estad́ısticas de la serie histórica
de precios spot de Brent. Finalmente, al generar los precios de fueloil y gas natural
conjuntamente a través de los precios de Brent, se obtienen automáticamente las
correlaciones entre los precios de los combustibles a estimar.

9.3. Futuras ĺıneas de investigación

Las principales ĺıneas de investigación en las que continuar el trabajo realizado
se dividen en tres grupos: 1) extensión de los modelos propuestos, 2) métodos de
resolución de modelos enteros mixtos estocásticos, y 3) métodos de predicción de
precios de electricidad.
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El primer grupo corresponde a una extensión natural de esta tesis. Los otros dos
constituyen en śı mismo dos ĺıneas de investigación actuales e independientes del
trabajo aqúı presentado. No obstante, tanto la adaptación de los modelos propuestos
a métodos de resolución mediante descomposición, como la mejora en la previsión
de precios de electricidad, son de enorme interés para avanzar en el campo de los
modelos de decisión para consumidores industriales.

A continuación se discute cada una de estas tres ĺıneas mencionadas.

Extensión de los modelos propuestos

La configuración tanto en operación como en contratación de los modelos desa-
rrollados da cabida a un gran número de consumidores. No obstante, para aquéllos
que no se adapte la configuración planteada es necesario realizar modificaciones al
modelado.

Desde la perspectiva de la operación, existen infinidad de tipos de fábricas. Las
más complejas cuentan con varias calderas y/o varias cogeneraciones, de forma que
habŕıa que considerarlas en la operación de la fábrica. Igualmente seŕıa de gran
utilidad abarcar cogeneraciones de turbinas de gas y vapor, frente al motor de gas
de esta tesis.

Dentro de la contratación, un caso particular que no se ha considerado en este
trabajo es la posibilidad de venta de excedentes de vapor. En determinados casos
donde la cogeneración se encuentre cerca de otras fábricas con demanda de vapor,
pudiera ser factible y rentable la venta del calor sobrante.

Los modelos presentados pueden ser empleados por consumidores y comercializa-
dores como punto de partida para la investigación de nuevas formas de contratación.
En este campo, puede ser interesante analizar contratos que permitan el deslastre de
carga. En general los consumidores priman la fiabilidad en el suministro. Sin embar-
go, si éstos cuentan con una cogeneración y además la parada de fábrica no implica
una gran pérdida económica, les puede resultar de interés formalizar un contrato de
este tipo.

Por último, un salto cualitativo en la complejidad del modelo seŕıa adaptarlo
para realizar una gestión energética conjunta de varias fábricas. Es frecuente que las
empresas cuenten con varias instalaciones, de forma que negocian conjuntamente
todos los contratos de enerǵıa. De la misma manera, varios consumidores pueden
unirse para abaratar costes de suministro, en cuyo caso todos ellos tendŕıan que
considerarse en un mismo modelo.

En estas circunstancias, si el número de consumidores es elevado habŕıa que
evaluar la conveniencia de modelar las demandas como parámetros aleatorios. Por
otra parte, si el volumen de enerǵıa contratado es considerable, puede ser rentable
acudir directamente al mercado en vez de firmar contratos con comercializadores.
Si este fuera el caso, seŕıa necesario extender el modelo estocástico bietapa a uno
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multietapa que permitiese tomar decisiones de contratación interanuales.

Métodos de resolución para problemas enteros mixtos estocásticos

Dado que el tiempo de ejecución del problema determinista es reducido, éste
admite extensiones sin tener que acudir a otros procedimientos de resolución. Esto
no sucede con el problema estocástico. Para ampliar su formulación o el número de
escenarios a analizar es necesario recurrir a métodos de resolución alternativos.

En el caso del modelo VaR, con el tamaño del problema actual, las variables
binarias introducidas para determinar el escenario que corresponde al VaR elevan
notablemente el tiempo de resolución del problema. Para hallar el VaR es necesario
ordenar los valores de la función de costes resultantes. Para ello, el algoritmo tiene
que determinar para cada escenario (posible VaR óptimo) los contratos óptimos, lo
que justifica este tiempo elevado.

Por tanto, para resolver este problema en un tiempo razonable hay que acudir
a técnicas de descomposición. Entre éstas, las más comunes son la relajación la-
grangiana y la descomposición de Benders. La primera está especialmente indicada
cuando hay restricciones que complican la estructura de la matriz de restricciones,
mientras que la segunda se emplea fundamentalmente cuando la complicación la
ocasiona un grupo de variables.

Originalmente estas técnicas están ideadas para problemas lineales, ya que exigen
convexidad en los subproblemas resultantes. En la actualidad se han desarrollado
métodos para solventar esta dificultad [Sen, Cer04], no obstante, habŕıa que anali-
zar si la estructura de la matriz de los problemas estocásticos planteados se puede
adaptar a los requerimientos de estos métodos.

Predicción de precios de electricidad

La predicción de precios de electricidad es uno de los temas de más actualidad
en investigación de mercados energéticos. El objetivo de esta tesis está fuera de este
ámbito de trabajo, sin embargo, de cara a realizar la planificación energética de
consumidores es necesario tener una estimación futura de estos precios.

De acuerdo a lo concluido por otros autores, para realizar una predicción ade-
cuada hay que recurrir a modelos fundamentales que tengan en cuenta el comporta-
miento del mercado y no únicamente la serie histórica de precios. Este es el motivo
por el cual se han descartado para este trabajo los modelos cuantitativos.

Los modelos fundamentales tampoco son una buena alternativa ya que no son
sencillos de parametrizar y requieren un gran número de datos. No hay que olvidar
que los usuarios finales de la herramienta desarrollada en esta tesis son consumidores
industriales.

Por tanto, una ĺınea de trabajo es determinar un modelo que obtenga una pre-
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visión razonable a medio plazo para el mercado español sin tener que acudir a los
métodos fundamentales. Una alternativa pasa por explorar la posibilidad de emplear
junto con la serie histórica de precios otras variables explicativas como la demanda
o la temperatura.
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