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RESUMEN

El presente articulo presenta los resultados de una investiga-
cién sobre la estimacion y andlisis de precios nodales para el
sistema de transmisién nacional de Colombia, como una al-
ternativa para analizar el efecto de las restricciones de trans-
misién en el mercado mayorista de Colombia. Esta alternati-
va se plantea conira el modelo actual del mercado mayoris-
ta, el cual consiste en un modelo uninodal del sistema, sin
darle un tratamiento adecuado a las restricciones de transmi-
sién. La investigacién describe el modelamiento del sistema
de transmisiéon nacional, el modelamiento de la operacién
del despacho econémico en el pais y una metodologia de
refinamiento que incluye tanto las restricciones eléctricas co-
mo operativas del sistema. Como resultados se presenta un
andlisis de los precios nodales obtenidos para cada drea
operativa del sistema de transmisién colombiano y un andli-
sis sobre las rentas de congestién del sistema.
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Introducciéon

Desde mediados de la década de los ochenta el sector eléctrico
mundial viene experimentando una serie de cambios motivados
principalmente por una necesidad de eficiencia en la produccién de
energfa eléctrica. El principal cambio en el sector consiste en un
paso gradual a las economias de mercado, lo que ha permitido la in-
troduccién de competencia en sectores como la generacién de
energfa, caracterizada por una creciente y activa participacién del
sector privado. Este proceso de desregulacion se ha dado con el
propésito de incrementar la eficiencia en los procesos de produc-
cién y distribucién de energfa, con la esperanza de una reduccion
en los precios, una mejor calidad y una mayor confiabilidad del sis-
tema (Joskow y Schmalensee, 1983).
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ABSTRACT

This paper gives the results of research assessing and analy-
sing local marginal prices in the national fransmission grid as
an alternative for analysing the effect of electric transmission
constraints in the Colombian power market. This study com-
pares the current one-bus model where a spot price is deter-
mined without considering transmission network constraints. It
describes the modelling of the national transmission grid, po-
wer system operation and economic dispatch and a metho-
dology for approaching the system'’s electrical constraints and
operational constraints. An analysis of local marginal prices
for each operational zone in the Colombian power system s
presented as a result of this modelling, as well as statistical
modelling of congestion income.
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Introduction

The worldwide electric sector has been affected by several chan-
ges since the middle of the 1980s, mainly motivated by an in-
crease in electric energy production efficiency. One of the main
changes has been the transition to market structures by introdu-
cing competitiveness and private investments in sectors such as
electric power generation. Such deregulation has been implemen-
ted for increasing efficiency and reducing energy prices, an impro-
vement in power quality and major reliability in power systems
(Joskow and Schmalensee, 1983).
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Bajo este nuevo esquema, los agentes “internalizan” todos sus as-
pectos de operacién en el precio de oferta, obteniendo el precio de
la energfa al cotejar las curvas agregadas tanto de la oferta como de
la demanda. Por lo general, el precio de la electricidad para cada
periodo es determinado por el costo variable de la Gltima unidad de
generacion requerida para cubrir la demanda. Sin embargo, es 16-
gico pensar que los agentes del mercado incluyen en su precio de
oferta la percepcién sobre las restricciones de las redes de trans-
misién en las que venden su energfa. De hecho, problemas tan
comunes como carga atrapada o generaciones obligadas para man-
tener la operacién del sistema de potencia dentro de rangos seguros,
son condiciones que pueden ser explotadas por los agentes para
influenciar los precios del mercado o para lograr margenes mas altos
en el mercado debido a su posicién estratégica en el sistema de
transmision.

A este respecto, la comunidad internacional ha intentado abordar
este problema desde distintas metodologias que incluyen teorfa de
juegos, problemas de optimizacién a gran escala, teoria microeco-
némica e incluso economias computacionales basadas en agentes.
Los enfoques mds populares trabajan en torno a los modelos de
equilibrio, en los cuales se busca una condicién o solucién que
posee la propiedad de que ningln participante quiere alterar sus
estrategias unilateralmente, lo que es conocido como equilibrio de
Nash (Hobbs, 2001).

Entre los modelos de equilibrio mas populares se encuentran los de
Cournot, cuyas versiones mas sofisticadas implementan la funcién
de las restricciones en transmisién en el desarrollo de poder de
mercado. Las formulaciones matematicas hechas en estos modelos
se basan en problemas complementarios mixtos (MCP), cuyos
algoritmos de optimizacién ya han sido implementados en progra-
mas comerciales de optimizacién de gran escala como el paquete
GAMS. Algunos de los trabajos mds importantes en esta area se
encuentran en Hobbs et al. (2000), Daxhelet y Smeers (2001),
Ventosa et al. (2000).

En los dGltimos afos los esfuerzos en los modelos de Cournot han
estado enfocados en mejoras a las soluciones numéricas para la
obtencién de estos equilibrios y a la mejor representacién de las
restricciones y de la demanda. Contreras y Klusch (2004) proponen
un algoritmo numérico para solucionar el modelo de Cournot con-
siderando restricciones acopladas entre los agentes, donde el es-
pacio de acciones de un agente esta restringido por las acciones de
sus competidores. Hobbs y Pang (2007) proponen un modelo que
incluye funciones lineales definidas a trozos para representar la
demanda y una representacién de las restricciones que incluye va-
riables de otros generadores en el problema de optimizacion de
cada agente.

En el caso colombiano, no se han realizados estudios de gran escala
en los que se determine el efecto de las restricciones del sistema que
incluyan un modelamiento explicito del sistema de transmisién. Por
el contrario, el tipo de estudios realizados analizan el efecto de las
restricciones de una manera mas descriptiva, tratando de estimar el
comportamiento de los agentes en cada area operativa del sistema
en cuanto a sus estrategias de oferta, pero sin representar el pro-
blema de optimizacién del flujo de potencia en ellas. En Jaramillo
(2002) y Jaramillo y Sanint (2002) se estudia, para el caso de la
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Given this new market structure, generation companies tend to
“internalise” most of the issues related to system operation in their
bidding prices and the market energy price is obtained by mat-
ching the aggregated bidding curve against power demand. The
market price for each hour is established by the variable cost of the
last generation unit which was required to supply national power
demand. However, it is expected that generation companies
(GENCO) include their perception about transmission network
constraints in their bidding prices. In fact, common problems such as
trapped load or required generations to keep power sys-tem ope-
ration within secure ranges are conditions that may be exploited by
GENCO:s to influence power market prices and obtain higher profits,
given their strategic location in the power transmission network.

In this regard, the international community has faced this problem
from different perspectives including game-theory, large-scale
optimisation tools, microeconomic theory and even agent’s compu-
tational economics. The most popular approaches deal with e-
quilibrium models in which the solution requires that none of the
agents have incentives for unilaterally deviating from their chosen
strategies, normally known as a Nash Equilibrium (Hobbs, 2001).

Cournot models are the most popular equilibrium models, whose
more sophisticated versions implement the effect of transmission
networks on agent’s market power. The mathematical back-ground
is mainly based on mixed complementary problems (MCP) in this
type of model, with some algorithms already implemented in soft-
ware such as GAMS. Some of the most interesting work in this area
may be found in (Hobbs et al., 2000; Daxhelet and Smeers, 2001;
Ventosa et al., 2000).

Cournot models have been focused on improving numerical so-
lutions for obtaining Nash equilibrium in recent years as well as a
more suitable representation of network constraints and power
demand. Contreras and Klusch (2004) have proposed a numerical
algorithm for solving Cournot models considering coupled cons-
traints among GENCOs, where the set of actions available to any
GENCO is limited by the action of the other competitors. Hobbs and
Pang (2007) have proposed a model using piece-wise linear
functions to model power demand and network constraints,
including some variables from competitors in the optimisation
problem.

In the case of Colombia, there is no evidence of large-scale studies
for determining the effect of network constraints on energy prices
including explicit modelling of the power transmission sys-tem. On
the contrary, studies to date have analysed the effect of network
constraints in a more descriptive way, trying to estimate GENCO
behaviour in each power system operating area regarding their
bidding strategies but without modelling the optimisation of power
flows in each area. The case of the Colombian spot market has been
studied by focusing on the commercial impact of some technical
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bolsa de energia de Colombia, el impacto comercial que tienen
algunos aspectos técnicos del sistema de interconexién nacional y en
particular las restricciones por tensién y por potencia que pueden
alejar el esquema del mercado colombiano de un esquema de libre
competencia. Dicho andlisis se hace mediante la teoria de juegos
clasica con una representacién tipica de matriz de pagos para de-
terminar el conjunto de estrategias 6ptimas de oferta. Se utiliza un
concepto llamado capacidad individual de restricciones del agente
—CIRA— que intenta medir la capacidad de oferta de un agente
generador en un area operativa del sistema interconectado cuando
se tienen restricciones en la red. Este indice se calcula comparando
la demanda total del 4rea con las importaciones de energia y la
capacidad del resto de los agentes generadores dentro del drea, de
tal forma que para un valor bajo de CIRA se en-tiende que un ge-
nerador no es necesario a efectos de cubrir la demanda del area
porque esto se puede hacer operando otros generadores y por lo
tanto no podria ejercer poder de mercado. Campuzano y Smith
(2002) realizaron una investigacion que analiza el poder de mercado
de los generadores colombianos con el fin de indagar sobre los
[imites de propiedad en recursos de generacién que propendan por
un mercado competitivo en Colombia. El problema es abordado
mediante las herramientas de la teorfa de juegos y la dindmica de
sistemas. La simulacién en dindmica de sistemas se realiza utilizando
un periodo de cuatro afos con resolucién mensual usando como
criterio de poder de mercado el porcentaje de veces que el agente
se hace necesario dentro del drea operativa, permitiéndole fijar el
precio. El modelamiento de la operaciéon del sistema eléctrico
colombiano incluye los médulos de hidrologia, demanda (escenarios
de crecimiento proyectados), un médulo de capacidad instalada
desagregada por tecnologia, y un médulo de precios de oferta cons-
truida de manera agregada y con resolucién mensual para cada tec-
nologfa de generacion.

En general estos trabajos han sido motivados por la estructura actual
del mercado colombiano, en la que los precios de éste son deter-
minados por un modelo uninodal del sistema, el cual asume que se
tiene la suficiente capacidad de transmisién en las redes de trans-
misién como para no considerar el efecto de las rentas de conges-
tién en la determinacién de los precios del mercado. Por el con-
trario, este articulo parte del modelamiento explicito del sistema de
transmisién nacional para representar el efecto de las restricciones
de transmisién en la determinacién de los precios del mercado, re-
presentados por precios nodales para cada drea operativa, cuan-
tificando el costo de suplir una unidad mas de demanda en cada
uno de los nodos de generacién del pais y considerando el flujo
6ptimo de potencia ante condiciones pico de demanda.

Los datos sobre los precios de oferta en los cuales se basan los algo-
ritmos de flujos 6ptimos de potencia que aqui se presentan fueron
suministrados por XM Expertos en Mercados, empresa responsable
de la administracién del mercado mayorista de electricidad en
Colombia. Esta informacién fue suministrada dentro del desarrollo
del proyecto de investigacién “Modelamiento del comportamiento
de la oferta de energia eléctrica”, financiado por la Divisién de
Investigacion de Bogotd —DIB— de la Universidad Nacional de
Colombia. Por otra parte, debido a la confidencialidad sobre los
precios de oferta de cada una de las centrales del pais, este analisis
se presenta con base en los precios suministrados por cada uno de
los agentes durante los afios 2001-2004, periodo para el cual se tuvo
acceso a la base de datos de precios, los cuales se encuentran
consignados en la base de datos del mercado mayorista llamada
Neon.

In English

aspects of the national power grid (NTG) (Jaramillo, 2002; Jaramillo
and Sanint, 2002), particularly regarding network constraints related
to voltage and power which may prevent the Colombian power
market becoming a competitive market. This analysis was based on
classic game theory using typical payoff matrix representation to
assess the set of optimal bidding strategies. A concept called in-
dividual agent restriction capacity (IARC) tried to measure the
bidding ability of any GENCO in any operation area when network
constraints are present. This parameter was calculated by comparing
power demand in any area to power inflow and the power capacity
of competitors in the same area. A low IARC value indicated that
none of the GENCOs in the area were strictly required to supply
local demand, given that it might have been covered by any other
GENCO and therefore, no market power could be exercised.
Campuzano and Smith (2002) analysed Colombian GENCOs’ mar-
ket power for establishing the limits on ownership of electrical
generation resources that provide a competitive power market. The
research used classic game theory and system dynamics. System
dynamics are simulated by using a four-year period with a monthly-
basis resolution and the market power criterion of the frequency in
which any GENCO s required to attend local power demand in the
area allowing market price to be fixed. The modelling of electric sys-
tem operation includes several modules such as hydrology, power
demand, installed capacity disaggregated by technology and a
bidding price module aggregated by generation technology on a
monthly-basis.

These works have been motivated by current Colombian market
structure in which market prices are calculated by assuming a one-
bus power system model having enough transmission capacity to
neglect the effect of transmission constraints on market prices.
Unlike previous work in this area, this paper considers the explicit
modelling of the NTG to represent the effect of network constraints
on calculating spot market prices. This effect is reflected in calcu-
lating local marginal prices (LMP) for each operation area of the
Colombian power system, quantifying the cost of supplying one
more unit of power demanded in each of the gene-ration buses and
considering optimal power flow (OPF) against peak demand con-
ditions.

The bidding prices data in this work, on which OPF algorithms are
based, were provided by XM Expertos en Mercados S.A, which is the
company responsible for administering the Colombian power
market. This information was provided as part of a research project
called, “Modelling electric energy supply pattern,” sponsored by the
Universidad Nacional de Colombia.

On the other hand, due to bidding price confidentiality, this analysis
is based on bidding information available for 2001 to 2004 which is
stored in the Colombian power market database (NEON).
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Modelamiento del sistema de transmisién
nacional

En esta seccion se detallan las caracteristicas principales del sistema
de transmisién implementado, asi como las metodologias de pro-
cesamiento de la informacién, la adaptacion de la herramienta de
software utilizada para las simulaciones, la identificacion de las areas
operativas sobre el sistema de transmisién y el tratamiento de la
demanda en el modelo. Adicionalmente, se detallan los modelos de
despacho por precios utilizados para simular el comportamiento
horario del sistema de transmisién nacional, al igual que una
metodologia de depuracién de las restricciones eléctricas conside-
radas, con el fin de aproximarse a las restricciones operativas del
sistema.

La informacién sobre la infraestructura del sistema de transmision
nacional —STN— fue provista por la Unidad de Planeacién Minero-
Energética —UPME— en desarrollo del proyecto de investigacion
"Modelamiento del comportamiento de la oferta de energia en el
mercado mayorista". El sistema finalmente imple-mentado es el
consignado en el Plan de Expansién de Referencia 2006-2020
(UPME, 2006). Esta informacién fue suministrada en forma de tablas
que describfan cada uno de los elementos del sistema, para lo cual
fue desarrollada una herramienta en mysq/ que construyera una
representacion matricial de la conectividad del sistema y que per-
mitiera la simulacién de los flujos éptimos de potencia.

Al respecto es importante mencionar que debido al nimero de
nodos del sistema de transmision colombiano su simulacién no es
posible realizarla en las versiones académicas de programas co-
merciales de simulacién. Adicionalmente, una simulacién sistema-
tica, iterativa y completamente modificable como la que se pretende
en esta investigacion, no es nada facil de implementar sobre una
plataforma comercial. Por las razones expuestas, se seleccioné como
herramienta de simulacién el paquete Matpower (Murillo y
Zimmermann, 2007), el cual es implementado en lenguaje Matlab
para resolver flujos de carga y flujos optimos de potencia. Este
paquete tiene la ventaja de que es posible adaptarlo a cualquier
entorno de simulacién realizado en el mismo lenguaje, ya que sus
pardmetros de entrada siguen siendo representaciones matriciales de
los sistemas de potencia. Esta caracteristica hace posible la modifi-
cacion de algunos valores sobre las matrices que se reciben como
argumentos y de esta forma simular en forma iterativa un gran nd-
mero de casos para distintas condiciones de demanda, ofertas,
configuracion del sistema, etcétera. En este sentido, fue necesario
realizar algunas modificaciones sobre los cédigos originales de esta
herramienta con el fin de variar secuencialmente las estrategias de
oferta de los agentes, las condiciones de demanda para cada uno de
los nodos del sistema de transmisién, y las condiciones de car-
gabilidad de las lineas de transmision que conectan cada una de las
areas operativas del sistema colombiano.

Por otra parte, es importante aclarar que los nodos del sistema im-
plementado representan los barrajes de las subestaciones, sin
considerar los nodos asociados a cada uno de los elementos de
interrupcién y de las bahias de linea. De la misma forma, la de-
manda nacional fue asociada a 259 barras para las cuales se conocia
el factor de potencia y el factor de distribucién de la de-manda
nacional, cuyos datos fueron suministrados por la UPME. Un
resumen del sistema finalmente implementado se presenta en la
tabla 1.
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Modelling the national transmission power grid

This section describes the main NTG characteristics and the metho-
dologies associated with data processing, adapting the soft-ware tool
used for simulations, identifying the operation areas in the
transmission system and treatment of power demand in the im-
plemented model. Dispatch-price related models used for simulating
Colombian power system pattern on an hourly-basis as well as
processing electric network constraints considered are al-so ex-
plained.

The explicit modelling of the NTG was implemented by following
the Transmission Expansion Reference Plan 2006-2020 (UPME,
2006) which considered all generation plants and trans-mission lines.
This information was provided in tables describing each element in
the power system; therefore, a database tool using MySQL server
was developed to obtain a matrix representtation of system connec-
tivity allowing OPF simulation.

On the other hand, given the number of buses associated with the
Colombian power system, simulation was not possible in an aca-
demic version of available power system simulators. Moreover,
systematic, iterative and completely modifiable simulation such as
that intended in this study is not easily implemented in any comer-
cial simulation platform. Based on the above, MAT-POWER (Murillo
and Zimmermann, 2007) was the simulation tool finally chosen
which is a MATLAB-based package for resolving OPFs. This package
has the advantage that it may be adapted to any other simulation
environment developed in the same programming language, given
that its input parameters are conceived as matrix representations of
power systems. This feature allows systematic modification of some
parameter values in input matrices and consequently, iterative
simulation of a great number of cases in different demand scenarios,
bidding, power sys-tem setup, etc. Some variations in the original
MATPOWER code were necessary for modifying bidding strategies,
power demand in each bus and loading capacity in transmission
lines sequentially connecting Colombian power system operation
areas.

The modelled buses represent bus-bar substations neglecting the
buses associated with interruption devices. National power demand
was associated with 259 buses with both a particular power factor
and a particular distribution factor. This information was provided by
UPME and is summarised in Table 1.
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Tabla 1. Resumen del sistema de transmisién implementado.

Elemento Cantidad
Nodos Totales 620
Lineas de Transmision 617
Unidades de Generacion 178
Transformadores 300
Nodos Demanda 259

Parque generador implementado e identificacion de
dreas operativas

El parque generador modelado fue seleccionado como resultado de
un andlisis sobre la participacién de los agentes tanto en la capa-
cidad instalada como en la generacién real de energia en el mer-
cado. De igual manera, el nimero de centrales de generacién re-
presentativas de cada agente generador fue seleccionado de acuer-
do a la participacién de éstas dentro de la generacion real de e-
nergfa del agente. En total se modelaron 35 plantas de generacion,
las cuales constituyen el 91% de la capacidad instalada total del pais,
aproximadamente. El 9 % restante son en su mayoria plantas me-
nores, las cuales no estdn obligadas a ofertar en el mercado ma-
yorista. Estas 35 plantas de generacién estan agrupadas en 10
agentes generadores, lo que constituye una muestra bastante sig-
nificativa del sistema nacional. Un resumen de los agentes genera-
dores implementados se presenta en la Tabla 2.

Tabla 2. Resumen del parque generador implementado

In English

Table 1. Summary of the implemented national power grid

Element Quantity
Buses 620
Transmission Lines 617
Generation Plants 178
Transformers 300
Demand Buses 259

Implementing generation plants and identifying operation
areas

The set of modelled generation plants was selected as a result of
an analysis of share of both installed capacity ownership and ener-
gy generation during hourly economic dispatch. The number of re-
presentative generation units per GENCO was chosen according to
these plants’ share of total GENCO energy generation. Thirty-five
generation plants were modelled, representing 91% of installed ca-
pacity. The remaining 9% were mostly minor plants which are not
obliged to bid in the Colombian power market. These 35 plants
are grouped into 10 GENCOs, which is a very representative sam-
ple of the Colombian power system.

A summary of the GENCOs modelled is shown in Table 2.

Table 2. Summary of modelled GENCOs

No. Capacidad Number of Installed

Agente Tipo Centrales Instalada  Participacion GENCO Type Plants Capacity Share
(MW) (%) (MW) (%)

EPM Hidro 6 2009 17.82 EPM Hydro 6 2009 17.82
Gas 1 460 4.08 Gas 1 460 4.08

ISAGEN Hidro 3 1806 16.02 ISAGEN Hydro 3 1806 16.02
Gas 1 285 2.53 Gas 1 285 2.53

EMGESA Hidro 2 1750 15.52 EMGESA Hydro 2 1750 15.52
Carbén 4 223 1.98 Coal 4 223 1.98

CORELCA Gas 6 1339 11.88 CORELCA Gas 6 1339 11.88
EPSA Hidro 3 856 7.59 EPSA Hydro 3 856 7.59
Gas 1 203 1.80 Gas 1 203 1.80
CHIVOR Hidro 1 1000 8.87 CHIVOR Hydro 1 1000 8.87
BETANIA Hidro 1 540 4.79 BETANIA Hydro 1 540 4.79
URRA Hidro 1 334 2.96 URRA Hydro 1 334 2.96
EBSA Carbon 4 314 2.79 EBSA Coal 4 314 2.79
T/TASAJERO  Carbon 1 155 1.37 T/TASAJERO Coal 1 155 1.37

Por otra parte, el sistema de transmisién nacional colombiano ope-
ra bajo un modelo de dreas operativas en las que se comparten [i-
mites de exportacién e importacién. En principio, un drea operati-
va estd definida como un conjunto de activos de uso y de cone-
xién, recursos de generacién o demanda que presentan alguna
restriccion (CREG 062, 2000). En esta investigacion las &reas ope-
rativas siguen la clasificacién utilizada por el agente operador del
mercado mayorista - XM S. A. ESP, en la cual el sistema de poten-
cia estd dividido en seis dreas operativas, asi: Caribe, Caribe 2,
Oriental, Suroccidental, Antioquia-San Carlos (ASC) y Nororiental.
Por consiguiente, cada barraje del sistema fue asignado a su drea
operativa respectiva.

On the other hand, Colombian power system operation is based
on the concept of operating areas, determining limits on importing
and exporting energy between them. An operating area is defined
as a set of connection assets, generation resources and power de-
mand levels which present any electrical constraint (CREG 062,
2000). This research follows Colombian independent system ope-
rator (ISO) area classification (XM S.A.). Therefore, the Colombian
power system is divided into six areas: Caribbean, Caribbean 2,
Eastern, South-western, Antioquia-San Carlos (ASC) and North-
eastern area. Consequently, each power system bus was assigned
to the correspondent operation area.
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Ahora bien, un primer andlisis de cada drea operativa muestra que
la participacién por agentes generadores para la mayorfa de las a-
reas se comporta como un duopolio. Esta estructura puede sugerir
un posible planteamiento en teorfa de juegos para cada drea del
sistema.

El problema del despacho econémico

El problema de despacho econémico fue planteado como la solu-
cion de flujos 6ptimos de potencia sobre el sistema de transmisién
nacional. Esos flujos éptimos de potencia estan basados en las o-
fertas de precio realizadas por cada agente para cada una de las
centrales consideradas dentro del sistema de potencia modelado.
Ahora bien, en la teoria de sistemas de potencia existen los flujos
optimos AC y DC, los cuales fueron implementados y comparados
con respecto al desempeno de la herramienta de simulacion selec-
cionada.

En cuanto a los flujos éptimos AC se encontraron algunos proble-
mas de inestabilidad en la convergencia de los modelos dado el
gran nimero de variables que hacen parte de las restricciones en
un problema de gran escala (tensiones en los nodos, limites de po-
tencia activa y reactiva en las lineas, limites operativos de las plan-
tas de generacién, etcétera). Adicionalmente, dentro de las prue-
bas realizadas con este tipo de flujos se hallé una exigencia com-
putacional bastante alta, ya que los algoritmos de optimizacion po-
dian tomar tiempos de minutos para solucionar un caso particular
de despacho horario. Este inconveniente resulta muy poco atracti-
vo para los propésitos de este trabajo, donde se requieren miles de
simulaciones para lograr condiciones acertadas sobre el efecto de
las restricciones eléctricas.

Por otro lado, los flujos éptimos DC presentaron menos problemas
de convergencia y su solucién es mucho mds rapida y eficiente (se-
gundos), siempre y cuando se simule con una herramienta que
permita un manejo adecuado de matrices dispersas. Para tal efec-
to, se utilizaron unas librerfas adicionales basadas en métodos de
punto interior para solucién de problemas de programacién lineal
(Mészéros, 1996). Es importante aclarar que bajo este tipo de des-
pacho se desprecian tanto las pérdidas de potencia activa como
los flujos de potencia reactiva para el soporte de tensién; sin em-
bargo, tales flujos de reactivos no pueden ser transados sobre dreas
muy amplias debido a las altas pérdidas de este tipo de potencia
en las lineas de transmisién (Kirschen y Strbac, 2005). De hecho,
dentro de la estructura actual del mercado mayorista en Colombia
la potencia reactiva no es transable, aunque pueda, a futuro, ser
remunerable como un servicio complementario. Por las razones
expuestas, el proceso de despacho econémico sobre el STN se re-
presentd mediante la solucion de flujos 6ptimos DC, el cual es re-
presentado por el siguiente problema de optimizaci6n:

In English

A first analysis in each operation area showed that GENCO share
in most areas behaves as a duopoly. This structure may suggest a
possible game theory formulation for each operation area.

The economic dispatch problem

The economic dispatch problem was formulated as the solution to
an OPF on the NTG. Such OPFs were based on the bidding prices
submitted by each generation unit considered. DC-OPFs and AC-
OPFs were implemented and compared, regarding software simu-
lation tool performance.

Regarding AC-OPFs, some instability problems in algorithm con-
vergence were found, given the great number of variables involved
in optimisation problem constraints (bus voltage, active and reacti-
ve power limits in transmission lines, operation limits in generation
plants, etc.). Moreover, a high computational burden was deman-
ded during the testing of this type of power flow, resulting in sol-
ving times lasting minutes for just one particular power flow. Such
resolving times were not so appealing for this work in which thou-
sands of power flows had to be resolved for estimating the effect of
electric network constraints.

Unlike AC-OPFs, DC-OPFs presented less convergence-related
problems and their solutions were much faster and more efficient
(seconds), provided a software tool with suitable treatment of spar-
se matrices was available. Some additional libraries based on inte-
rior point methods for solving linear programming problems were
used (Mészaros, 1996). It should be remembered that this type of
dispatch neglects transmission lines’ active power losses and the
reactive power flows necessary to hold voltage buses in operating
ranges. However, such type of reactive power flows are not trada-
ble over wide operating areas due to transmission lines’ high reac-
tive power losses (Kirschen and Strbac, 2005). According to the cu-
rrent market structure in Colombia, this type of power is not trada-
ble, although in the short-term it might be compensable as an an-
cillary service. Based on the above mentioned, economic dispatch
in the NTG was represented by the solution of a DC-OPF stated as
the following optimisation problem:

n
min Z Ci(Pyi) Minimizacion del costo de operacion del sistema
=1
sujeto a
Priin < Pyi < Praz  Restricciones en Generacion

yij(0i — 0;) < F/*" Restricciones en Transmision

Z Fi= Z F, Balance de Potencia activa

76  INGENIERIA E INVESTIGACION VOL. 30 No. 3, DECEMBER 2010 (71-85)

n
TITL E Ci(Pg;)  System operation cost minimization
i=1

Frin < Pgi < Pz Generation Constraints
yij(B: — 85) < ﬁ’;ﬂm Transmission Constraints

Z Py = Z P, Active Power Balance
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Ahora bien, dado que el proceso de despacho en Colombia sigue
un esquema basado en la oferta de precios de cada uno de los a-
gentes, los costos Ci(Pgi) serdn representados por funciones linea-
les, cuya pendiente correspondera al precio de oferta de cada cen-
tral. De esta manera se simula el comportamiento real del proceso
de despacho econémico horario, basado en la informacién de los
[imites operativos para cada linea y cada unidad de generacion del
sistema de transmisién nacional. Este modelamiento solamente
considera las restricciones eléctricas (limites térmicos operativos) y
no necesariamente las operativas (estabilidad, regulacién de fre-
cuencia, compensacion reactiva, etcétera). No obstante, en la si-
guiente seccion se presenta una metodologia de aproximacién al
caso real que considera las restricciones operativas como una for-
ma de “suavizar” las suposiciones hechas por el modelo AC, a la
vez que se mantenga la eficiencia computacional en las simulacio-
nes.

Metodologia de aproximacién a las restricciones
operativas del sistema

Las restricciones operativas podrian implicar que no necesaria-
mente los limites térmicos de los elementos sean alcanzados para
satisfacer algln requerimiento de seguridad o de confiabilidad en
el sistema. Por ejemplo, no necesariamente una linea de transmi-
sién es utilizada a su capacidad méaxima durante la operacién ho-
raria del sistema. Siguiendo esta idea se propuso hacer una com-
paracion entre los resultados de los flujos éptimos DC simulados y
las condiciones reales (flujo AC) observadas en el sistema durante
el periodo de andlisis (2001-2004).

La primera parte del andlisis consiste en reproducir los despachos
econémicos para la hora pico del sistema (flujos 6ptimos DC para
las horas de mayor congestion en el sistema de transmision) con
base en la informacién de precios de oferta para cada central
(Base de datos Neén UN) y los datos de demanda nacional agrega-
da. Este andlisis se centra alrededor de los flujos de potencia activa
en las lineas de transmisién que unen las seis dreas operativas (li-
neas interdreas), definiendo los limites de exportacién e importa-
cién de ellas. Para el caso del sistema colombiano se analizaron un
total de 40 lineas de transmisién consideradas como interdreas por
el operador del sistema de transmisién nacional colombiano. Bajo
este criterio se hizo un andlisis estadistico de los percentiles 50%,
90% y 95% para los valores de los flujos de potencia activa en esas
lineas.

La segunda parte del analisis consistié en simular y analizar los flu-
jos por las lineas interareas en las condiciones reales de operacion.
Hay que hacer claridad en que estos datos no estan disponibles en
ninguna base de datos y son informacién confidencial de la ope-
racion del sistema. Este problema se solucioné realizando flujos de
carga AC basados en las generaciones reales de las plantas sobre
las cuales si se tenfa informacion en la base de datos Neén UN. Es
decir, se aprovecharon los datos de generacion real durante la ho-
ra pico del sistema como condicién inicial para simular flujos de
carga AC con el fin de observar los flujos de potencia en las lineas
de interés (interdreas). Como resultado de este anélisis se obtuvo
una caracterizacion estadistica de los percentiles 50%, 90% y 95%
para los valores de los flujos sobre esas lineas con el fin de ser
comparados contra los resultados de la simulacién del despacho
econémico.

In English

Now, given that Colombian economic dispatch follows a scheme
based on bidding prices submitted by GENCOs, costs C(Pgi) were
represented by linear functions whose slopes matched the sub-
mitted bidding price of each generation unit. The real economic
dispatch pattern was simulated based on operating limits for each
transmission line and each NTG generation unit. This modelling
only considered electrical constraints (thermal limits) and not ne-
cessarily operating constraints (stability, frequency regulation, reac-
tive compensation, etc). Nevertheless, the following section pre-
sents a methodology for adjusting DCOPF results, considering ope-
rating constraints, as an attempt to relax the assumptions conside-
red by the complete ACOPF problem and also keep the computa-
tional burden of simulations within reasonable ranges.

Operation constraint approach methodology

Operating constraints may imply that thermal limits are not ne-
cessarily reached for satisfying some power system safety or reliabi-
lity requirement. For instance, a transmission line is not necessarily
used to its maximum capacity during hourly power system opera-
tion. A comparison between simulated DCOPFs and real energy
dispatch observed in the Colombian power system 2001-2004 was
thus carried out.

The first part of the analysis consisted of reproducing NTG peak
hour economic dispatch (DC optimal flows during high congestion
hours in the transmission system) based on both bidding prices
submitted by each generation unit and national power demand
(NEON database). This analysis was focused on the active power
flows of the transmission lines joining the six Colombian operating
areas (Colombian interties lines), defining exportation and importa-
tion limits amongst them. For the case of the Colombian power
system, a total of 40 transmission lines were considered as interties
li-nes. Given this criterion, a statistical analysis was made of the
50%, 90% and 95% percentiles for active power flows in these li-
nes.

The second part of the analysis consisted of simulating and analy-
sing power flows in the interties lines during real power system o-
peration. It should be clarified that this data is not available in any
database and this information is considered as confidential. This
problem was solved by simulating AC power flows based on real
generation plant generation available in the NEON database. In o-
ther words, real energy generation during peak power system
hours were taken as an initial condition to run AC power flows
aimed at estimating power flows in interties lines. As a result of this
analysis, a statistical characterisation of the 50%, 90% and 95%
percenttiles for t power flow values in these lines was compared to
the results of the first part (DCOPFs).
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Como se menciond, la estrategia de analisis gira en torno a compa-
rar los percentiles 90% de los valores de flujos de potencia obteni-
dos en ambas simulaciones, lo que implica comparar una situacion
donde se minimiza el costo de operacién tomando en cuenta sola-
mente las restricciones eléctricas, con otra donde se toman los re-
sultados de generacién real éptima considerando tanto las restric-
ciones eléctricas como las operativas. Esta comparacion indicard el
comportamiento de los flujos maximos necesarios entre las lineas
in-terdreas, pudiéndose encontrar que los valores maximos, te-
niendo en cuenta ambos tipos de restricciones, pueden ser meno-
res que los obtenidos considerando solamente las restricciones
eléctricas. En estos casos especificos una redefinicion de las restric-
ciones eléctricas de esas lineas puede representar una apro-
ximacién de ambos tipos de restricciones (eléctricas y operativas),
sin sacrificar tiempo de calculo al considerar igualmente una apro-
ximacion DC.

Los resultados para cada una de las 40 lineas de transmision anali-
zadas estan consignadas en Gallego (2008). Vale la pena destacar
que la redefinicion de limites operativos fue efectiva para casi la
mitad de las lineas de transmisién consideradas (19 lineas). Tal re-
definicién trajo como resultado que el error en la estimacién de
potencia y energia generada por area operativa respecto de la o-
peracion real del mercado se redujera del 12% con el modelo de
despacho econdémico inicial, al 3-4% con el de despacho econé-
mico modificado (restricciones eléctricas ajustadas). Adicionalmen-
te, esta mejor estimacion en las cantidades despachadas se efectu
sin sacrificar la exigencia computacional, ya que en principio es un
flujo 6ptimo DC que se aproxima de manera mas precisa a la res-
puesta del modelo completo del flujo 6ptimo AC.

Precios nodales y rentas de congestion en el
STN

En esta seccién se presentan algunos andlisis relacionados con los
costos de las restricciones de transmision, entendidos como el so-
brecosto total obtenido cuando se tienen limites de transporte de
energfa entre las areas operativas y se realiza una caracterizacién
por precios nodales promedio para cada area operativa del siste-
ma.

Metodologia por precios nodales

Dado que el flujo éptimo de potencia consiste en un problema de
op-timizacién es posible realizar un andlisis de sensibilidad, enten-
dido como la determinacién del cambio en la funcién objetivo
cuando dichas restricciones son “relajadas”. Como producto de es-
ta “relajacion” aparece el concepto de costo reducido, el cual indi-
ca cuanto cambia la funcién objetivo cuando se aumenta o reduce
el limite de una restriccién (Rau, 2003). Para el caso del flujo 6pti-
mo DC este costo reducido indica el cambio en el costo de opera-
ci6n del sistema cuando una planta de generacién aumenta o dis-
minuye su capacidad mdxima en una unidad (1 MW). Este con-
cepto es basico para entender el significado de una variable cono-
cida como precio nodal.

El objetivo de la determinacién de los precios nodales es encontrar
el costo marginal de suplir una unidad mas de demanda en un no-
do especifico del sistema. Esta situaciéon (una unidad mas de-
manda) puede implicar que menos generacién esté disponible pa-
ra atender el resto del sistema (en una unidad menos), lo que pue-
de verse como una reduccién en el limite de generacién para el
generador que atiende este nodo especifico y por consiguiente,
producir un cambio en la funcién objetivo (costo reducido). Adi-
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In English

As mentioned before, the strategy was focused on comparing 90%
percentiles, comparing a situation where only electrical constraints
were considered to one where electrical and operative constraints
were considered. This comparison showed the pattern of maxi-
mum required power flows in interties lines, allowing maximum
values to be found (considering electrical and operating cons-
traints) which might have been less than those considered in the
DCOPF (thermal limits). In such specific cases, a redefinition of
electrical constraints may represent an approach to both electrical
and operational constraints, with no effect on the algorithms’ com-
putational burden.

The results for each of the 40 interties lines have already been pu-
blished (Gallego, 2008). However, it is important to highlight that
this proposed redefinition was effective in almost half of the inter-
ties lines (19 lines). Such redefinition resulted in less error in esti-
mating power and energy generated by each operation area when
compared to the real power market data, reducing 12% error using
DCOPF to 3-4% using modified DCOPF (adjusted electrical cons-
traints). This improvement was achieved without increasing algo-
rithm solving time.

Local marginal prices and congestion income
in the national transmission grid

This section presents analysis related to the costs associated with
NTG constraints, understood as being total overcost obtained
when limits in energy transmission amongst operation areas are
present. A characterisation of the average local marginal price for
each operation area is presented.

Local marginal price methodology

Given that the OPF consists of an optimisation problem, sensitivity
analysis was possible, understood as assessment of variation in ob-
jective function given that some constraints were “relaxed.” The
concept of reduced cost emerged as a result of such relaxation, in-
dicating how much variation occurs in objective function when li-
mit on any constraint is increased or decreased (Rau, 2003). In the
case of a DCOPF, this reduced cost indicates the variation in sys-
tem operation cost when a generation plant increases or decreases
its maximum generation capacity in T MW. This concept is funda-
mental for understanding the meaning of LMP.

The objective of LMP assessment is to find the marginal cost of su-
pplying one more unit of demand (1 more MW or MWh) in a spe-
cific power system bus. This situation (1 more unit of demand) im-
plies that less generation is now available to supply the rest of the
power demand (by 1 less unit of demand), which can be interpret-
ted as a reduction in power generation capacity of the generation
plant attending this particular bus and consequently, produces va-
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cionalmente, esta unidad adicional de demanda sera suplida por
tal generador al precio de oferta de él. Por lo tanto, el costo margi-
nal de suplir dicha unidad adicional de demanda seré el costo de
haber reducido la generacién en una unidad (costo reducido) mas
el costo al que se suple esta nueva unidad (precio de oferta). Al
respecto, es importante notar que el costo reducido tendrd un va-
lor distinto de cero solamente cuando dicha restriccién sea “exigi-
da”, lo que indica, para el caso de una central, que su generacién
es necesaria para el sistema dado que es igualmente “exigida”. Por
el contrario, una planta que no es necesaria para abastecer la de-
manda (p. e., por su alto costo), no sera “exigida” y por consi-
guiente su valor de costo reducido sera igual a cero.

Por otro lado, es importante distinguir el efecto que tienen las res-
tricciones sobre la relacién entre los precios de oferta y los costos
reducidos. Para un escenario sin restricciones de transmision existe
una relacién inversa y totalmente lineal entre los costos reducidos
y los precios de oferta, implicando que entre menor sea su precio
de oferta, mayor sera su costo reducido, es decir, mayor serd el
impacto sobre el costo del sistema. Esta relacion es necesariamen-
te similar al proceso de despacho ideal mediante el cual se esta-
blece el precio de bolsa en el esquema colombiano.

Para ilustrar esta idea se ilustra en la Figura 1 la relacién entre los
precios de oferta y el costo reducido para un caso particular de
despacho horario. Este despacho corresponde a un caso simulado
considerando capacidad infinita de transporte en las lineas del sis-
tema colombiano. Por otra parte, para el caso en el que se consi-
deran las restricciones de transmision, la relacién inversa lineal es
completamente deformada por el efecto de las restricciones, lo
que puede implicar que una planta con un precio de oferta menor
no necesariamente tenga un costo reducido mayor, es decir, que
no impacte en el costo de operacion del sistema en mayor grado.
Este efecto se ilustra para el mismo caso de despacho horario en el
STN en la Figura 1, considerando las restricciones de transmision.
Son precisamente estas no linealidades lo que sugiere el analisis
con un modelo multinodal del sistema, es decir, considerando los
precios nodales en cada barra del sistema antes que un modelo
uninodal como el que se presenta bajo el esquema de mercado
actual.
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Figura 1. Relacién precio de oferta contra costos reducidos en escenarios con y
sin restricciones de transmisién

In English

riation in objective function (reduced cost). Moreover, this additio-
nal unit of demand will be supplied by this generation plant at its
bidding price. Therefore, the marginal cost of supplying such addi-
tional unit of demand will be the cost of reducing generation capa-
city limit in the same unit (reduced cost) plus the cost at which this
additionnal unit is supplied by this specific generation plant
(bidding price). It should be noted that the reduced cost will have
a value different to zero only when the associated constraint is
bound, indicating that this generation unit is strictly necessary to
supply the demand. On the contrary, a generation plant which is
not necessary for supplying demand will not be bound and, there-
fore, its reduced cost is equal to zero.

On the other hand, the effect of constraints on the relationship be-
tween bidding prices and reduced costs should be distinguished.
There is an inverse and totally linear relation between reduced
costs and bidding prices in a scenario with no transmission cons-
traints, implying that the lower the bidding price, the higher the re-
duced costs and, consequently, the bigger the impact on power
system cost. This relationship is similar to so-called ideal dispatch
in which the spot price is calculated in the Colombian power mar-
ket

To illustrate this idea, Figure 1 shows the relationship between
bidding prices and reduced costs for a particular case of hourly
economic dispatch. This dispatch was obtained by simulating a
DCOPF considering infinite transmission capacity (no constraints)
in Colombian power system transmission lines. Otherwise, in the
case of the presence of transmission constraints, such inverse, li-
near relationship is no longer valid and is now completely defor-
med, implying that a generation plant having a lower bidding price
does not necessarily have higher reduced cost (i.e. a plant with a
lower bidding price does not necessarily have an impact on system
operation cost in a greater manner than that having a higher
bidding price). This effect is shown for the same case of hourly dis-
patch in Figure 1, considering transmission network constraints.
These non-linearities are the ones suggesting analysis using a multi-
bus model, which means that LMPs are more suitable, given that
some constraints are binding in the Colombian power system, ins-
tead of a one-bus model like the one used in current Colombian
power market structure.
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Figure 1. Relationship between bidding prices and reduced costs in constrained
and non-constrained scenarios
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Caracterizacion por precios nodales para el STN

Con el objeto de caracterizar cada una de las areas operativas del
sistema de transmisién colombiano se realizaron, para el periodo
analizado (febrero de 2001-diciembre de 2004), los despachos
econdmicos para la hora pico de cada dia con base en las deman-
das reales ocurridas y los precios de oferta reales de cada central.
Como resultado se obtienen para cada simulacion y cada uno de
los 178 nodos de generacién un precio nodal, los cuales son pro-
mediados por drea operativa con el fin de caracterizar el costo
marginal de abastecer una unidad de demanda en las distintas
dreas operativas. Este promedio refleja globalmente el compor-
tamiento de cada drea operativa y no pretende ser, para efectos li-
quidatorios, el valor que deberfa despejar el mercado en ellas.

Desde esta dptica se presenta en la Figura 2 el comportamiento
del precio promedio nodal por drea operativa para la hora pico
del sistema. Es importante aclarar que los datos mostrados en la Fi-
gura 2 representan el comportamiento de los precios nodales du-
rante el ano 2004; sin embargo, los precios nodales finalmente
calculados incluyen el comportamiento de éstos durante el perio-
do 2001 a 2004.

In English
Characterising LMPs in the national transmission grid

Economic dispatch for peak hour based on both peak demand and
real bidding prices submitted by each generation plant was carried
out for each day (2001-2004) for characterising each NTG opera-
tion area. A different LMP was obtained as a result of this analysis
for each dispatch and for each of the 178 generation buses, which
were averaged among the buses belonging to a specific operation
area. The marginal cost of supplying an additional unit of demand
in each operation area was obtained. This average reflected the
pattern of each operation area and was not intended to be the
clearance price in each area for compensable purposes.

From this point of view, Figure 2 and Figure 3 show average LMP
pattern in each operation area for power system peak hour. It
should be stressed that data shown in Figure 2 represents LMP
pattern during 2004; however, the final calculated LMPs includes
the pattern during the complete period: 2001-2004.
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Figure 3. LMP per operation area 2004. (South-western, Caribbean and North-
eastern areas).
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En principio, las dreas operativas ilustradas en la figura 2 presentan
un promedio de precios nodales mas bajo que las ilustradas en la
figura 3. Estos resultados son ilustrados en la tabla 3, en donde las
zonas operativas Oriental y ASC muestran que el costo de abaste-
cer una unidad de demanda adicional es mas bajo que en las zo-
nas Caribe, Caribe 2 y Suroccidental, explicado necesariamente
por la gran participacion de portafolios hidraulicos en las primeras
y por un mayor “enmallamiento” en las redes de transmisién en
estas dreas.

Tabla 3. Precios nodales por drea operativa para precios de oferta reales
durante el periodo 2001-2004

Areas Precio nodal Desviacion
promedio ($/KWh) Estandar

Oriental 69.22 17.47
ASC 75.79 17.20
Caribe2 109.02 20.60
Suroccidental 99.48 22.34
Caribe 74,72 33.13
Noreste 61.87 14.82

Como conclusién, se observa la existencia de precios nodales dife-
renciados entre las areas operativas, lo que sugiere un efecto de las
restricciones de transmisién que hacen que los costos operativos
sean mayores. La pregunta natural que puede surgir es: ¢a cuanto
asciende este sobrecosto? Algunas respuestas ante este cuestiona-
miento son abordadas en la seccién siguiente.

Metodologia de calculo para costos de restricciones

La metodologia para el célculo del costo de las restricciones con-
siste en establecer diferencias entre los costos operativos obtenidos
bajo un escenario con restricciones, respecto de un escenario con
capacidad infinita de transporte. En particular se realizaron los des-
pachos horarios para la hora pico del sistema basado en las condi-
ciones de demanda y precios de oferta reales ocurridos en el pe-
riodo de analisis. Como resultado se obtienen los sobrecostos cal-
culados en ($/KWh), los cuales pueden ser representados por una
distribucion estadistica empirica para la hora pico del sistema.
Nuevamente se selecciona la hora pico del sistema, ya que es pre-
cisamente en ésta cuando la red de transmisién se encuentra més
“exigida”.

Los resultados de los costos de restricciones, para el caso colom-
biano, son presentados en forma de distribuciones empiricas de
probabilidad. No obstante, lo més destacable de este resultado es
su comportamiento unimodal y asimétrico, el cual pudo ser ajusta-
do a una distribucién paramétrica de probabilidad. El resultado del
ajuste es el de una distribucion t de student con pardmetros de es-
calizacién o, localizacién u y v grados de libertad.’ En otras pala-
bras, los costos de restriccién por si solos no siguen ninguna distri-
bucién paramétrica; sin embargo, si estos datos son debidamente
transformados siguen una distribucién t de student con v grados de
libertad. La transformacién sobre los datos originales de costos de
restriccion (Cr) tiene la siguiente forma:

C,—p _ C,—6,05
s 1.04

Ctr' ans —

Donde Ctrans sigue una distribucién t de student con 2,35 grados
de libertad. Este ajuste es ilustrado en la Figura 4.

5 Ajuste Location-scale para una distribucién t.

In English

The operation areas illustrated in Figure 2 present average LMP lo-
wer than that shown in Figure 3. These results are illustrated in Ta-
ble 3, where Eastern and ASC operation areas show that the margi-
nal cost of supplying an additional unit of demand was lower than
that obtained in Caribbean, Caribbean 2 and South-western ope-
ration areas. This result may be explained by both the great share
of hydro portfolios in the first operation area and the greater
“meshing” in power transmission system in this area of the power
system.

Table 3. LMP per operation area 2004 considering bidding prices during 2001-
2004

Areas Average Standard

LMP ($/KWh) Deviation
Oriental 69.22 17.47
ASC 75.79 17.20
(Claribe2 10G9.02 20.60
Suroccidental 99.48 22.34
Claribe T4.72 33.13
Noreste G1.87 14.82

As an important conclusion, differentiated LMPs amongst opera-
tion areas suggests that transmission constraints have the effect of
increasing system operation costs. The natural question that may
arise from such statement is how much are these overcosts? The
following section deals with this particular issue.

Methodology for calculating network constraint costs

The cost of calculating network constraints was based on the differ-
rence between operation costs in a transmission-constrained sce-
nario and an infinite transmission capacity scenario. In particular,
hourly dispatches for the peak hour considering real demand and
real bidding prices were considered. As a result overcosts in
($/KWh) were obtained which were represented by empirical
statistical distribution for system peak hour. Again, peak hour was
selected because transmission network is more required and de-
manded during this period.

The results of constraint costs are presented in the form of empiri-
cal probability distributions. However, the most interesting result
was its unimodal and asymmetrical pattern which could be fitted
to a parametrical probability distribution. The result was a location-
scale Student-t distribution with scale parameter [J, location para-
meter u and v degrees of freedom. In other words, constraints
costs were transformed to empirical probability distribution by ta-
king original network constraints (Cr) and appling the following e-
quation:

C, — . — 6,05
Ctr'ans == ~ ==

o 1.04

Where Ctrans follows Student-t probability distribution with 2.35
degrees of freedom. This fitting is shown in Figure 4.
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Validacién del modelo implementado

Se efectu6 una comparaciéon de los precios de bolsa simulados
frente a los precios de bolsa real para la hora pico del sistema, con
el propésito de verificar la validez del modelo de simulacién, a la
vez que se graficaron los costos de operacién por KWh (Figura 5).
En términos generales, se encuentra una muy buena correlacién
entre los precios reales y los precios simulados, ya que siguen la
misma tendencia. Sin embargo, dadas algunas limitaciones del
modelo, existen algunas diferencias para el precio de bolsa real.

In English
Validating the implemented model

Simulated spot prices and real spot prices for system peak hour
were compared for verifying the model’s validation. Likewise, sys-
tem cost operations were also calculated. Figure 5 shows a compa-
rison between real spot prices, simulated spot prices and system
operation costs. Very good correlation was found between real
spot prices and simulated spot prices, given that they followed the
same trend. However, several of the model’s limitations explain
some differences with real spot prices.

—_ T —— Costo restricciones hora pico|
& === Ajuste a distribucion t

0

I~
N
=
o=
=
=
=

Figura 4. Ajuste de los costos de congestion del STN en la hora pico del sistema
para el periodo 2001-2004.

En primera instancia, dentro del proceso de despacho ideal se re-
visan algunas caracteristicas técnicas de las plantas de generacién
tales como las rampas de arranque y parada de las plantas térmi-
cas, los limites de potencia minima y maxima de las maquinas o
los tiempos minimos requeridos de generacién estable, lo que
puede ocasionar que se presenten generaciones forzadas debido a
las caracteristicas técnicas de las unidades de generacién. Este tipo
de restricciones técnicas de las plantas de generacion son las que
constituyen las inflexibilidades de ellas.

Un andlisis de los valores de generacion inflexibles fue llevado a
cabo sobre los datos consignados en la base de datos Ne6n UN
con el fin de determinar la magnitud de éstas a nivel horario. Co-
mo resultado se obtuvo una curva de las inflexibilidades horarias
en el pais cuya metodologia de obtencion permite obtener para
cada hora un valor por unidad de las inflexibilidades respecto de
la demanda pico diaria y una distribucién empirica de tales valores
para cada hora del sistema. A manera de ilustracién, se muestran
los valores promedio de inflexibilidades obtenidas para el sistema
a nivel horario en la Figura 5. Por lo tanto, la generacién de estos
valores de inflexibilidades en el modelo sigue una generacion alea-
toria que reproduce las distribuciones empiricas encontradas para
cada hora del sistema. El proceso de generacion aleatoria consiste
en el proceso “ruleta”, ampliamente utilizado en los procesos de
seleccion de algunas heuristicas tales como los algoritmos genéti-
cos (Holland, 1986).

En realidad la simulacién exacta de estas inflexibilidades para cada
una de las maquinas es extremadamente dificil ya que se deberia
tener informacion completa de todas las condiciones de operacién
de cada una de las plantas. No obstante, la representacion proba-
bilistica de éstas permite obtener muy buenas correlaciones entre
los precios reales y los precios simulados, como se puede observar
en la Figura 6. Por lo tanto, esa representacion es aceptable y sufi-
ciente para los propésitos de este trabajo. Los pardmetros que fue-
ron tenidos en cuenta para cada planta como inflexibilidad son los
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Figure 4. Fitting of constraint costs in the NTG during the peak hour for 2001-
2004

First, some technical characteristics of the generating plants were
revisited throughout the process known as ideal dispatch such as
starting and stop ramps, minimum and maximum power limits and
times required to reach stability in the power generated, which
may cause the presence of forced generations due to generation
plant technical inflexibility.

These inflexible or forced generations were analysed on the data
stored in the NEON database for determining the magnitude for
each hour. The curve obtained in Figure 5 shows the average mag-
nitude of inflexibilities per unit of daily peak power demand for
each hour. An empirical probability distribution for this variable at
each hour was obtained for the Colombian power system. There-
fore, generating these inflexibility values followed a random
pattern based on the empirical probability distributions obtained.
The random generation was based on a process called “roulette
wheel,” extensively used in some heuristics such as genetic algo-
rithms (Holland, 1986).

The exact simulation of these inflexibilities for each generating
plant in the Colombian power system is a very complex task given
that it requires complete information about these plants’ technical
operation details. This information is extremely difficult to find be-
cause it is commonly treated as being confidential. However, the
probabilistic representation of inflexibilities led to very good corre-
lations between real and simulated spot prices (Figure 6). Therefo-
re, this representation was considered acceptable and sui-table for
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rangos de potencia minima y maxima por cada planta, los cuales
constituyen una de las restricciones en la formulacién de los flujos
6ptimos de potencia implementados.
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In English

the purposes of this work. Minimum and maximum power ranges
were considered inflexibility parameters for each generating plant,
which are also one of the constraints involved in formulating the
implemented DCOPFs models.

0.14

u
o o
S 4
Now

o
=

Ininflexibilities (p.u.)
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Figura 5. Caracterizacién de las inflexibilidades promedio de generacién
colombiana expresadas como valores por unidad (p. u.) de la demanda pico
diaria

Figure 5. Characterising average inflexibilities expressed per unit of peak daily
demand
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Figura 6. Comparacién entre costos KWh hora pico y precios de bolsa hora
pico.

Conclusiones

La implementacién explicita del sistema de transmisién colombia-
no en una herramienta de simulacién totalmente flexible y confi-
gurable es un aporte muy significativo en la simulacién del merca-
do mayorista. Con esta implementacién se abre una posibilidad in-
mensa de utilizar esta herramienta como un laboratorio experi-
mental, permitiendo simulaciones sistematicas de despachos eco-
némicos horarios con un control absoluto de los perfiles de de-
manda, las estrategias de oferta e incluso la configuracién del siste-
ma. Esta tarea no es posible realizarla con un paquete comercial
de manera tan sistematica.

Por otra parte, tal implementacién permite un modelamiento més
preciso de las condiciones operativas del sistema y en especial de
las restricciones de transmision que generalmente son obviadas en
la mayoria de analisis que sobre este tipo de mercados se realizan,
debido a la complejidad del sistema.

La metodologia desarrollada para la depuracién de los flujos 6pti-
mos DC permite una aproximacion a las restricciones no sélo eléc-
tricas sino operativas del sistema, conservando las exigencias com-
putacionales y los tiempos de simulacién en 6rdenes manejables.
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Figure 6. Comparing simulated spot prices, real spot prices and system operation
costs during peak hour for 2001-2004

Conclusions

The explicit implementation of the national power grid in a totally
flexible and configurable tool is a very meaningful contribution to
simulating the Colombian power market. This implementation led
to using this tool as an experimental lab, systematically simulating
economic dispatches with total control of demand profiles, bidding
strategies and even power system set up. This task is not easily
achieved with a commercial software package.

On the other hand, such implementation led to more accurate
modelling of operating conditions in the Colombian power system,
particularly of transmission network constraints which are tradi-
tionally neglected in most studies about the Colombian power
market due to the complexity involved in a large-scale power sys-
tem.

The methodology developed for adjusting DCOPFs led to more
accurate assessment of electrical constraints and operational cons-
traints, keeping the computational burden within reasonable ran-
ges which is a critical issue in the work developed in this paper.
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Sobre las particularidades encontradas para el caso colombiano
existen algunas cuestiones globales que vale la pena destacar a
manera de conclusiones sobre el mercado. De las simulaciones
realizadas para la caracterizacion de los costos de las restricciones
en el sistema colombiano se encontré que su comportamiento en
las horas de mayor congestién (hora pico) puede ser ajustado a
una distribucién paramétrica de probabili-dad. Esta distribucién
consiste en una distribucién t-student ajusta-da, cuya regularidad
puede ser Gtil en el planteamiento de nuevos esquemas de
compensacion para las restricciones.

Por otra parte, se debe hacer énfasis en el caracter multinodal del
sistema de transmisién nacional. Como resultado de las simulacio-
nes realizadas sobre el sistema se encuentran grandes diferencias
en los precios nodales promedio en las distintas dreas operativas
del sistema de potencia, lo que reafirma su caracter multinodal.
De hecho, si los precios nodales promedio hubieran sido similares
esto querria decir que no hay grandes diferencias en el costo mar-
ginal de suplir una unidad adicional de demanda en cada area y
por lo tanto un modelo uninodal serfa adecuado.

Desafortunadamente éste no es el caso del mercado colombiano,
siendo innegable que existe un problema estructural de él al consi-
derar un modelo uninodal y no representar adecuadamente el
efecto de las restricciones en la forma como se compensan las res-
tricciones (reconciliacién positiva y negativa), cuyas férmulas de
precio no reflejan el caracter multinodal del sistema (precios noda-
les). Es decir, las férmulas actuales de compensacion que compa-
ran el precio de oferta contra el precio de bolsa estableciendo co-
mo precio de reconciliacién un valor que gravita entre ambos pre-
cios (semisuma en algunos casos) no refleja adecuadamente las
restricciones en cada drea operativa, ya que no tienen un sustento
técnico para ser establecidos de esa forma. El hecho de encontrar
diferencias apreciables entre los precios nodales para cada érea o-
perativa del pais sugeriria que se podria pensar en nuevas alterna-
tivas de mercado donde los precios de despeje se obtengan a tra-
vés de los precios en cada area del sistema. Esta propuesta refleja-
rfa de manera mds exacta las rentas de congestién del sistema
comparado con el esquema actual de reconciliaciones positivas y
negativas del sistema, cuyas formas liquidatorias expresan prome-
dios entre los valores de precios de oferta y precios de bolsa y no
necesariamente el costo marginal de producir una unidad mas de
energfa en un determinado punto de la red.
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