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Resumen

El presente trabajo de investigación tiene como objetivo desarrollar una metodología para de-
terminar la viabilidad técnico-económica de parques eólicos de baja potencia en México. El
modelo económico desarrollado se encarga de examinar y contrastar el rendimiento de dis-
tintos tipos de contratos de interconexión, tales como medición neta, facturación neta y venta
total de energía. Los factores primordiales que influyen en el modelo económico son los val-
ores relacionados con los gastos, en particular los costos de capital, los costos de operación
y mantenimiento, así como los costos financieros. Además, la producción anual de energía
generada por el parque eólico se considera como otro elemento de entrada fundamental en el
modelo económico. Esta producción se deriva de la evaluación del recurso eólico en la región
del Istmo de Tehuantepec, tomando en cuenta tanto el número de aerogeneradores instalados
como la curva de potencia de dichos aerogeneradores. Los ingresos anuales del parque eólico
de baja potencia son estimados en función del tipo de contrato suscrito y el precio de venta
de la energía generada. El modelo económico propuesto también comprende la evaluación de
impuestos e incentivos conforme a las regulaciones legales en México. Además, de la obten-
ción de los resultados de la viabilidad económica, se realiza un análisis de sensibilidad para
identificar las condiciones económicas mínimas necesarias para llevar a cabo el desarrollo de
un proyecto eólico en el país.
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Capítulo 1.

Introducción

La energía es un factor fundamental para el crecimiento, desarrollo y progreso de una sociedad,
por lo que se ha vuelto imprescindible. Es uno de los insumos esenciales para el desarrollo
económico. Los recursos de energía renovable, como la eólica y solar, son las opciones más
eficientes para llevar electricidad a millones de personas que aún no tienen acceso a ella.

La energía eólica se utiliza para generar electricidad al aprovechar la energía cinética del
viento. En lugares con vientos de alta velocidad, la producción es económica y competitiva
en comparación con las tecnologías energéticas tradicionales, especialmente si se consideran
los impactos ambientales. Además, debido a la disminución de los costos de los aerogener-
adores y al aumento del calentamiento global causado por la quema de combustibles fósiles en
muchos países del mundo [1], la construcción y el crecimiento de parques eólicos se han con-
vertido en objetivos estratégicos clave para países en desarrollo como México. En este sentido,
México ha promovido el uso de energías renovables mediante leyes y programas oficiales. En
2015, se publicó la Ley de Transición Energética en el Diario Oficial de la Federación [17],
estableciendo metas de participación de energías renovables en la generación de electricidad
del país, como el 35% para 2024, 40% para 2025 y 50% para 2050. En este contexto, se han
desarrollado y se llevarán a cabo numerosos proyectos de energías renovables, incluyendo la
construcción de parques eólicos para generar electricidad.

Un parque eólico está compuesto por diferentes elementos, como los aerogeneradores, que
transforman la energía cinética del viento en energía eléctrica. Estos aerogeneradores pueden
ser de alta o baja potencia, y los de baja potencia abarcan rangos desde los 200 W hasta los
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10 kW [22]. También se incluye una red de recolección que conecta los aerogeneradores y
transporta la electricidad, así como una subestación de transformación que eleva la tensión
para conectarla a la red de distribución y llevar la energía generada a los puntos de consumo.

Para aprovechar de manera eficiente la energía eólica, es crucial contar con conocimiento
sobre las propiedades estadísticas y la previsión de la velocidad del viento, ya que esto es
fundamental para evaluar el recurso eólico. Esta información es necesaria para la selección
del sitio, el pronóstico del rendimiento y el diseño óptimo de los parques eólicos. Al combi-
nar el pronóstico de producción anual de energía con los parámetros económicos (como los
precios de la electricidad, los impuestos, la inflación, entre otros), es posible analizar la via-
bilidad económica de un parque eólico. Por tanto, es importante definir la viabilidad técnica y
económica al diseñar e instalar un parque eólico.

En este trabajo, se desarrollará una metodología para evaluar la viabilidad técnica y económica
de un parque eólico de baja potencia conectado a la red en la región del Istmo de Tehuantepec.
Para ello, se llevará a cabo el diseño de un parque eólico de baja potencia de 200 kW en el
campus Juchitán de la Universidad del Istmo, ubicado en el estado de Oaxaca. Posteriormente,
se realizará un análisis económico detallado.

1.1. Antecedentes

A continuación, se presentan los estudios actuales sobre el análisis técnico-económico de un
parque eólico.

Souza de Oliveira et al. [2] presenta un estudio enfocado al análisis económico para proyectos
de energías renovables, especialmente, para proyectos eólicos. Se menciona en dicho estudio
que el modelo financiero propuesto requiere de la estimación precisa de los flujos de caja de
operación a través de parámetros como: a) La inversión inicial, b) los costos de operación, c)
los impuestos, d) los ingresos, e) las subvenciones y subsidios, f) las variables macroeconómi-
cas (tasas de inflación, tasas de interés, tasas de crecimiento económico, etc.), g) las variables
de mercado (demanda global desarrollo de precios de entrada y salida), y/o h) las variables
tecnológicas (evolución de los precios debido a los cambios tecnológicos).
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Omat Cem et al. [3] realizaron una investigación sobre aspectos económicos relacionados
con los efectos del número de palas y el ángulo de ataque en la producción anual de energía
(AEP, por sus siglas en inglés) de aerogeneradores con perfiles NACA 4415 y LS-1. Para el
cálculo del AEP, en dicho estudio se tomaron en cuenta los datos del recurso eólico de la ciudad
de Malatya, Turquía. Adicionalmente, se consideró que la eficiencia general de aerogenerador
es

ηg = η1η2η3η4 = (0.996)(0.972)(0.972)(0.94) = 0.9 (1.1.)

donde η1 es la eficiencia de rotor eólico, η2 es la eficiencia de la caja multiplicadora, η3 es la
eficiencia del generador y η4 es la eficiencia de los componentes electrónicos. La producción
anual de energía. En los resultados obtenidos en dicha investigación se menciona que el valor
máximo del AEP, en el emplazamiento de estudio, es de 184 MWh/año, con un rotor eólico
de 20 m de diámetro, con perfil aerodinámico de la pala tipo LS-1, con 4 palas, una altura
de instalación de 42 m sobre el nivel del suelo, con una velocidad específica de λ = 10 y un
ángulo de ataque de 10◦. El rotor eólico de 4 palas es más eficiente ya que alcanza un 2 %
más de energía cuando se compara con un rotor eólico de 3 palas. Sin embargo, los rotores
de 3 palas son preferidos sobre los de 4 palas dado que sus costos de inversión, operación y
mantenimiento son menores a lo largo de la vida útil.

Diaf et al. [4] realizaron un estudio de viabilidad económica de un parque eólico de 10 MW
en la provincia de Adrar localizada al sur de Argelia para diferentes tipos de aerogeneradores.
En el análisis del recurso eólico presentado en dicha investigación se obtuvo una velocidad
promedio anual del viento es de 6.0 m/s para una altura de 10 m. Adicionalmente, con base al
análisis de los datos del viento para este emplazamiento, los autores mencionan que el recurso
eólico puede ser adecuado para la producción de energía en el sitio del Adrar. Sin embargo,
en los resultados del análisis del recurso eólico no se presenta información importante como
la rosa de los vientos, el índice de turbulencia del viento y la clasificación del recurso eólico
de acuerdo a la norma IEC-61400-1 [5]. En el estudio de viabilidad económica presentado se
realiza un análisis comparativo del desempeño de 5 tipos de aerogeneradores. El desempeño
del aerogenerador es comparado en función de la producción anual de energía, el factor de
capacidad y el costo de la energía por kW. Se concluye que el mejor aerogenerador para el
emplazamiento es la tipo Vestas V90/2MW con una producción anual de energía de 40,902
MWh, un factor de capacidad de 0.4669 y un costo por unidad de 0.0408 $/kWh. Los datos
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de entrada del programa de análisis económico fueron los siguientes: a) El costo promedio del
aerogenerador se consideró como 1150 $/kW, b) Los costos de operación y mantenimiento se
consideraron como 15% del costo anual del aerogenerador, c) la tasa de interés e inflación se
consideró como 8% y 6%, respectivamente, d) el tiempo de vida útil de la turbina se consideró
como 20 años, e) Otros costos iniciales incluyendo la obra civil, instalación e interconexión de
cables a la red eléctrica se consideró como el 30% del costo del aerogenerador.

Shata Ahmed [6] realizó un estudio de factibilidad económica para el desarrollo de un parque
eólico en tierra de una capacidad instalada de 200 MW en la región de Sidi Barrani, Egipto,
que se ubica en la zona costera del mar Mediterráneo. Para caracterizar los datos del viento en
dicho emplazamiento, se tomaron mediciones del viento por un periodo de 10 años a través de
una estación meteorológica, con una torre de 10 m de altura sobre el nivel del mar, y localizada
a pocos kilómetros al noroeste de la ciudad de Sidi Barrani. En el estudio del recurso eólico se
consideró una rugosidad para el emplazamiento menor a 0.01. En la metodología propuesta,
se mejora la precisión de la evaluación del análisis del recurso eólico a través de la estimación
del exponencial de Hellman, para evaluar la variación de la velocidad del viento con la altura,
y también, a través de la variación de la densidad del aire con respecto a la temperatura y la
presión atmosférica. Se estima el factor de capacidad (CF, por sus siglas en inglés) como un
índice para medir el desempeño de un aerogenerador. Los resultados del análisis del recurso
eólico indican una probabilidad del 54% para que la velocidad promedio del viento en el em-
plazamiento oscile entre 6 y 7.7 m/s con una dirección predominante del viento nornoroeste
(NNW, por sus siglas en inglés). En el estudio propuesto se analizó el desempeño de los
aerogeneradores FWT-2000, W2E-100/2.0 y Senvion MM100 de diferentes fabricantes y con
capacidad de 2 MW. Los resultados de este estudio indican que el mejor aerogenerador para el
emplazamiento es la Senvion MM100 con una producción anual de energía de 9,883 MWh por
año. El estudio de factibilidad económico incluye el uso de la metodología de costos presentes.
Los principales parámetros de entrada del análisis económico son a) Los costos de inversión
(I, por sus siglas en inglés) involucran un incremento del 20% para trabajos de obra civil y la
infraestructura eléctrica, b) los costos de reparaciones mayores (MH, por sus siglas en inglés)
se asumen como el 2% de los costos de inversión, c) el costo de la chatarra (S, por sus siglas
en inglés) se considera como el 10% de I, d) los costos de operación y mantenimiento (O&M)
se consideran como el 25% del costo anualizado de un aerogenerador (precio del aerogener-
ador/tiempo de vida útil del proyecto eólico), d) se considera una tasa de interés del 15% y
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una tasa de inflación del 12%, e) el tiempo de vida útil del proyecto eólico se considerado fue
de 20 años. Por lo tanto, en base a estos datos, el parque eólico propuesto puede producir 988
GWh por año con un costo nivelado de la energía de 0.017 USD/kW.

Umit Cali et al. [7] presenta un estudio de factibilidad económica para el desarrollo de proyec-
tos eólicos marítimos (OWF, por sus siglas en inglés) en tres emplazamientos con alto poten-
cial eólico en Turquía. Los nombres de dichos emplazamientos son Bozcaada, Gokceada, y
Bandirma. La metodología propuesta estima la AEP) a través del software de código abierto
llamado Virtual Wind Farm (VWF, por sus siglas en inglés) y también, se analizan varios dis-
eños de esquemas de sistemas eléctricos para el desarrollo de los proyectos eólicos propuestos.
El análisis de factibilidad económica se lleva a cabo usando el modelo económico de flujo de
caja con descuento donde se incluyen indicadores económicos como el costo presente neto
(NPC, por sus siglas en inglés), el costo nivelado de la energía (LCOE, por siglas en inglés),
el periodo de recuperación con descuento (DPBP, por sus siglas en inglés) y la tasa interna
de retorno (IRR, por sus siglas en inglés). En el artículo se hace un desglose de los costos
de capital (CAPEX, por sus siglas en inglés) y los gastos de operación (OPEX, por sus siglas
en inglés) para parques eólicos marítimos. Los costos OPEX se estiman como el 1.9 del total
de los costos CAPEX por año y considerando un tiempo de vida útil del proyecto de 20 años.
Adicionalmente, se presenta funciones de costo por cada componente de los costos CAPEX y
OPEX. El modelo VWF estima el AEP sin considerar el arreglo de los aerogeneradores y/o las
pérdidas del sistema. El AEP neto se estima considerando un factor constante del 95% para la
eficiencia del parque donde el 5% de las pérdidas del WF se desglosa en 3% para las pérdidas
de cables y 2% para las pérdidas por el efecto estela. Las tasas de inflación e impuestos son
ignoradas en el estudio. Los principales parámetros del estudio de factibilidad económica para
cada uno de los 3 parques eólicos propuestos se describen en la Tabla 1.1..

Los resultados del estudio de viabilidad económica indican que el diseño de la red eléctrica
radial es la solución más rentable para los WFs de los tres emplazamientos. El proyecto eólico
marítimo más rentable corresponde al emplazamiento de Bozcaada cuyo costo nivelado de la
energía (LCOE) está entre $ 81.85-109.55 por MWh. En contraste, el proyecto eólico marí-
timo menos rentable corresponde a Bandirma cuyo LCOE está entre $100.73 y $135.97 por
MWh. El periodo de recuperación de la inversión para el OWF en Boscaada es de 11.3 años
para el mejor escenario. Adicionalmente, la tasa interna de retorno para el mejor escenario en
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Tabla 1.1. Parámetros del estudio de viabilidad económica de OWFs en Turquía.

Bozcaada Bandirma Gokceada
Factor de potencia (%) 43.14 37.45 43.33

Velocidad promedio del viento (m/s) 8.58 7.84 8.63
AEP neta (MWh/año) 3,034,293,061.00 1,145,635,314.00 1,010,655,585.00

Ingreso anual con base FiT (millón $) 221.50 83.50 73.80
Ingreso anual con base max FiT (millón $) 333.80 126 112.20

Mejor NPC ($) 970,948,612.00 122,040,296.00 286,727,729.00
Mejor LCOE ($/MWh) 81.85 100.73 85.28

Peor NPC ($) -943,386,797.00 -613,814,651.00 -336,073,965.00
Peor LCOE ($/MWh) 109.55 135.97 112.09

Fuente: Elaboración propia.

Bozcaada es del 10.77%.

Lozer dos Reis Cali et al. [8] realizaron un estudio de factibilidad económica para encon-
trar las regiones de mayor potencial eólico para el desarrollo de parques eólicos marítimos en
las costas de Brasil. Dicho estudio estuvo basado en los indicadores CAPEX y LCOE, los
cuales, fueron calculados con a través del software Octave Forge®. También, por medio del
software Quantum Gis® (QGIS) se seleccionaron los datos viento y se calculó la distancia en-
tre el parque eólico marítimo y la subestación más próxima. El estudio se realizó considerando
la curva de potencia de un aerogenerador de 10 MW presentado por el Laboratorio Nacional
de Energías Renovables de los Estados Unidos (NREL, por sus siglas en inglés) y los datos del
viento fueron tomados de un estudio dirigido por el Centro de Investigación en Energía Eléc-
trica de Brasil (CEPEL, por sus iniciales en portugués). Para el cálculo de los costos CAPEX,
se consideró un parque eólico marítimo de capacidad instalada de 300 MW, que consiste de
30 aerogeneradores de capacidad de 10 MW. La selección del tamaño del parque eólico fue
definida por dos razones que se tomaron en cuenta. La primera está relacionada a las limita-
ciones de las ecuaciones de costos, las cuales, se derivan de datos de los aerogeneradores con
capacidades de instalación de hasta 500 MW. La segunda razón se debe a que la legislación
brasileña se establece un incentivo de hasta el 50% de reducción de las tarifas de porteo para
generación renovable en instalaciones de hasta 300 MWh. Los resultados del estudio indican
que la región noreste de Brasil, especialmente Maranho y Río Grande de los estados del norte
tienen un LCOE de $69.9 USD/MWh y un CAPEX de aproximadamente $2.34 USD/MW.
Otras regiones menos prometedoras para el desarrollo de parques eólicos marítimos se ubican
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entre el norte del estado de Río de Janeiro y el sur del estado del Espírito Santo, así como
también como entre los estados de Santa Catarina y Río Grande do Soul.

Coldiera [9] realizó un estudio de viabilidad técnico-económico del parque eólico Arauco
de 60 MW localizado en la región de Biobío para diferentes tipos de aerogeneradores, el cual,
se seleccionó a partir de lo mencionado en la Norma IEC 61400-1 [5]. En el estudio del recurso
eólico de dicha investigación se obtuvieron velocidades que oscilan entre 6 y 8 m/s, durante el
estudio se recopiló la información de los datos del viento por 2 años, se encontró que la veloci-
dad media es de 6.9 m/s y una densidad de potencia de 383 W/m2. De acuerdo, con el autor
denomina a este sitio con un alto potencial eólico, sin embargo, el potencial eólico del sitio es
moderado. Con base a la norma IEC 61400-1 [5] y la caracterización de los datos del viento
en el emplazamiento de estudio, se seleccionó un aerogenerador clase II, tipo Nordex-Acciona
modelo AW 132/3000, con un diámetro de rotor de 132 metros, una altura de buje 112.5 met-
ros. Dicho modelo permite la instalación de 20 aerogeneradores teniendo una producción total
neta de 229.676 GWh, con un factor de planta de 43.7%. En el estudio de viabilidad económica
del proyecto, se consideró que el costo total de los aerogeneradores corresponde al 70% de la
inversión total y el 30 por ciento restante corresponde a obras civiles y equipamiento eléctrico,
los gastos de operación del parque eólico se asumen como el 80% de los gastos O&M por año.
Por último, los ingresos que percibe el proyecto eólico son de tres tipos: a) los ingresos por
venta de energía, b) los ingresos por asegurar la oferta energética en el tiempo y así incentivar a
la confiabilidad de la matriz energética nacional y finalmente, c) el ingreso por venta de bonos
de carbón. A través de la herramienta de flujo de caja, se observa un NPC de $8,990 mUSD,
una tasa interna de retorno (IRR, por sus siglas en inglés) del 11.4 %, la tasa de descuento
utilizada del 10 % y un periodo de retorno de la inversión de 9 años de los 30 en que se evalúa
la vida útil del parque eólico.

Kumar et al. [10] realizaron una evaluación estocástica de la viabilidad financiera y la eficien-
cia económica de los parques eólicos. El análisis considera los costos de capital y operativos,
pagos de intereses, impuestos locales y federales, y producción de energía eólica e ingresos por
ventas e incertidumbres inherentes en parámetros clave. Considera dos incentivos financieros
que han estimulado el crecimiento de la energía renovable, incluidos los parques eólicos, son
los créditos fiscales a la producción (PTC, por sus siglas en inglés) y la reducción del impuesto
a la propiedad (PTA, por sus siglas en inglés). Sin embargo, dicho análisis considera los cos-
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tos constantes de operatividad, los ingresos por ventas y los impuestos, al largo del tiempo,
además que dicho estudio está aplicando los incentivos económicos de Estados Unidos.

Adrian et al. [11] realizan un análisis técnico-económico para la generación de electrici-
dad a través del viento en los distritos de Umerkot y Sujawal pertenecientes a la provincia de
Sindth, Pakistán. En estos dos distritos se han realizado mediciones precisas del recurso eólico
por más de 2 años. Las mediciones del recurso eólico en la provincia de Sujawal muestran que
la densidad de potencia máxima es de 414.18 W/m2 y la densidad de energía máxima es de
3628.22 kWh/m2/año. Para la provincia de Umerkot, la densidad de potencia máxima es de
303.86 W/m2 y la densidad de energía máxima es de 2661.81 kWh/m2/año. De acuerdo a la
clasificación de la potencia viento, la clase del viento para Sujawal, es clase 4 con velocidades
promedio del viento entre 6.9 a 7.4 m/s para una altura de 50 m, y para Umerkot, la clase del
viento es 3 y corresponde a velocidades del viento entre 6.2 y 6.9 m/s para una altura de 50 m.
En el estudio realizado se compara el desempeño energético de los aerogeneradores Dewind
para los modelos D4/600-kW, D6/1250-kW y D8/2000-kW, Nordex N90/2500 y Enercon para
los modelos E-40/600, E53/800, E-58/1000, E-66/1570 y E-70/2300. Los parámetros de en-
trada del estudio económico considerados en el estudio fueron los siguientes: a) Los costos de
inversión del aerogenerador se asumieron de $1740 USD/kW, b) los costos O&M fueron del
25 por ciento del costo anualizado del aerogenerador, c) la tasa de interés del 13.25 por ciento,
d) la tasa de inflación del 11.68 por ciento y e) el tiempo de vida útil del proyecto eólico se con-
sideró como de 20 años. Los parámetros de salida en el estudio económico fueron a) el costo
presente neto (NPC, por sus siglas en inglés), b) el costo nivelado de la energía (LCOE, por
sus siglas en inglés), c) los beneficios del costo presente neto (PVB, por sus siglas en inglés),
d) el beneficio anual uniforme (UAB, por sus siglas en inglés) y la e) la tasa de descuento (DR,
por sus siglas en inglés). Finalmente, los resultados del estudio técnico-económico muestran
que con la turbina Nordex N90/2500 se obtiene el mayor AEP para los dos emplazamientos de
estudio, 102.23 GWh para Sujawal y 114.90 GWh para Umerkot. Adicionalmente, con esta
turbina se obtiene un periodo de retorno de la inversión de 7 años. Con dicha velocidad se
estimó usar el aerogenerador Nordex N90 de 2500 kW. En la parte del estudio económico no
muestran suficiente información relevante de dicho análisis.

Cruz-García et al. [12] realizaron un estudio de factibilidad económica del parque eólico “BII
CUBI”, como parte de la etapa final de diseño y planeación, propuesto para su construcción en
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el municipio de Asunción Ixtaltepec, Oaxaca. El diseño del parque eólico consta de 25 aero-
generadores modelo Gamesa G114 de 2.5 MW cada uno y se estima que podría alcanzar una
AEP equivalente a 409 GWh. Para el estudio de factibilidad económica del proyecto se con-
sideró un período de vida útil del proyecto de 25 años. Los principales parámetros económicos
de entrada del estudio de viabilidad económica considerados fueron los costos de inversión ini-
cial, los costos de operación y mantenimiento (O&M), las tarifas de electricidad en USD/kW
y el AEP. Los costos de inversión se estimaron como $1,100 USD/kW, los costos O&M se
consideraron como constantes en el rango de 2 al 3 % de los costos de capital, y finalmente,
para el cálculo del AEP se consideró la velocidad promedio de viento en el emplazamiento y
extrapolada a la altura del buje del aerogenerador, así como también la curva de potencia del
aerogenerador. Como variables financieras del proyecto se consideró una tasa de interés con-
stante y dentro del rango de 6 al 12 % anual. Los parámetros económicos de salida fueron el
flujo de caja nominal y con descuento, el costo presente neto (NPC, por sus siglas en inglés), el
costo nivelado del proyecto (LCOE, por sus siglas en inglés) y el retorno de la inversión (ROI,
por sus siglas en inglés). Los resultados del estudio de viabilidad económica muestran que el
periodo de retorno de la inversión del parque eólico es de 3.32 años considerando una tasa de
interés de 6 % y con costos de O&M del 2 %.

1.1.1. Política Energética

1.1.1.1. Política energética global

En el Acuerdo de París [13] con el objetivo de abordar el cambio climático y sus efectos neg-
ativos, 197 países adoptaron dicho acuerdo en la Conferencia de las Naciones Unidas sobre
el cambio climático (COP21, por sus siglas en inglés) en París, el 12 de diciembre de 2015 y
entró en vigor de manera oficial el 4 de noviembre de 2016, tiene por objetivo reducir de forma
sustancial las emisiones mundiales de gases de efecto invernadero y limitar el aumento global
de la temperatura del planeta. Para la aplicación del Acuerdo de París, los países presentaron
sus planes de acción climática conocidos como Contribuciones Determinadas a Nivel Nacional
(NDC, por sus siglas en inglés), en estos planes los países comunican las medidas que tomarán
para reducir las emisiones de gases de efecto invernadero con el fin de alcanzar los objetivos
de este acuerdo. A continuación, se presentan las estrategias legislativas de algunos países
para el fomento de las energías renovables como medida de reducción de los gases de efecto
invernadero [14].
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CHINA: En reconocimiento del fortalecimiento del consenso global y nacional detrás de la
acción climática. China ha hecho una serie de compromisos climáticos durante los últimos
meses del año 2020. En la Asamblea General de la ONU en septiembre de 2020, el presidente
Xi Jinping anunció que inicio el XIV Plan Quinquenal de China (2021-2025) en 2021 para
cumplir con los objetivos de reducir la intensidad de carbono en más del 65% para 2030 con
respecto a los niveles de 2005 y aumentar la capacidad instalada de energía eólica y solar a más
de 1200 GW para 2030. Para lograr dichos objetivos, se hace la diferenciación de tarifas de las
energías, según su origen renovable. Al mismo tiempo, China está reduciendo los subsidios a
la energía eólica terrestre y marina. Por lo tanto, los fabricantes de aerogeneradores seguirán
centrándose en la reducción del Costo Nivelado de Energía (LCOE, por sus siglas en inglés).

JAPÓN: Como la tercera economía más grande del mundo por PIB nominal y quinto mayor
emisor de carbono, Japón debe implementar un conjunto estricto de reformas para corregir el
rumbo de sus emisiones. Desde su declaración de cero neto, Japón ha iniciado una estrategia
de crecimiento verde que pide inversiones en 14 campos clave. La estrategia también aumenta
la participación renovable del objetivo de generación de energía para triplicarlo al 50% para
2050, basándose en su objetivo actual de 22-24% para 2030. Japón tiene distintas medidas con
el objetivo de impulsar las energías renovables, entre ellas, destaca el programa Feed-in Tariff,
que obliga a las compañias eléctricas que compren energía producida mediante fuentes renov-
ables a pagar un precio fijo determinado por el gobierno. Más alla de esto, los factores que
pueden acelerar la transición de energías renovables en el país incluyen: disminuir la comple-
jidad para obtener los permisos para instalaciones eólicas terrestres, disponibilidad de terrenos
para proyectos renovables, preparación de la red eléctrica, cambio de reglas de reducción,
la capacidad de fomentar un mercado bilateral competitivo para la contratación empresarial,
aumentar el impulso de las grandes empresas comerciales para vender activos e inversiones
en combustibles fósiles y adopción de soluciones de almacenamiento y energía renovable por
parte de las industrias.

COREA DEL SUR: La promesa de Corea del Sur, en octubre de 2020, de llegar a cero
neto para 2050 fue un pronunciamiento importante de una potencia industrial asiática. El ob-
jetivo es una tarea difícil para el octavo mayor emisor de carbono del mundo y el cuarto mayor
importador de carbón. En su Tercer Plan Maestro de Energía lanzado en 2019, el gobierno
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apunta a aumentar la proporción de electricidad renovable del 6.5% actual al 20% para 2030
y luego del 30-35% para 2040. Se espera que la implementación del Noveno Plan Básico de
electricidad hasta 2030 fortalezca los lineamientos regulatorios de energía en línea con el com-
promiso neto cero. Se propusieron leyes para el cumplimiento como son la Ley Marco para la
Implementación de una Sociedad Libre de Carbono, la Ley de Gestión de Crisis Climática, la
Ley de Apoyo a la Conversión de Energía y la Ley de Promoción de Financiamiento Verde. El
plan establece medidas especificas para acelerar el desarrollo de proyectos eólicos marinos a
gran escala y aclarar los beneficios para las partes interesadas locales, mejorar la competitivi-
dad industrial reforzando la viabilidad económica con préstamos a bajo interés y agilización
de las construcciones.

INDIA: India es el cuarto mayor consumidor de energía del mundo y un vector importante
en la trayectoria global para limitar el calentamiento global. India ha seguido una gama ambi-
ciosa de programas de bajas emisiones de carbono, que incluyen reformas de liberalización del
sector eléctrico, energías renovables 24 horas al día, 7 días de la semana y eficiencia energética.
La expansión de las energías renovables pueden apoyar la descarbonización de industrias in-
tensivas en energía como el acero, el hierro, el cemento, el transporte y la agricultura. A través
del Plan Nacional de la Misión de Movilidad Eléctrica 2020.

1.1.1.2. Política energética en México

Para el cumplimiento de los acuerdos que México firmó en el tema del cambio climático, se
publicó el 6 de junio de 2012 en el Diario Oficial de la Federación la Ley General de Cambio
Climático [15]. Tiene por objeto fomentar la difusión en materia de adaptación y mitigación
al cambio climático. En dicho documento se establece el objetivo de promover las energías
renovables y México se compromete a generar el 35% de la electricidad a través de energías
renovables para 2024. Sin embargo, el sector energético no veía avances en este sentido y, en
2014 se publicó la Ley de la Industria Eléctrica.

La Ley de la Industria Eléctrica [16] define en su artículo 3, fracción VIII, los Certificados
de Energías Limpias (CEL) como aquel título emitido por la Comisión Reguladora de Energía
(CRE) que acredita la producción de una cantidad determinada de energía eléctrica a partir de
energías renovables y que sirven para cumplir con los requisitos asociados al consumo de los
centros de carga.
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Ley de Transición Energética [17] aborda integralmente el desarrollo de las energías ren-
ovables y propone metas e instrumentos concretos para garantizas su efectiva penetración en
la matriz energética. Establece una participación mínima de 35% de energías renovables en
la generación de energía eléctrica para el 2024 (con metas intermedias para el período 2018
y 2021). Con dicha ley promueve el uso de las energías renovables en el país mediante los
incentivos como lo es el Certificado de Energía Limpia (CEL).

Actualmente, en el sexenio del presidente en función se presentó el 31 de septiembre de 2021
al Congreso la iniciativa de reforma constitucional relacionada con el sector energético del
país. En esencia, la Reforma se centra en consolidar el control de todas las actividades del
sector eléctrico. La Comisión Federal de Electricidad (CFE) y Petróleos Mexicanos (PEMEX)
pasarían a ser consideradas entidades gubernamentales, en lugar de empresas productivas del
estado. Además, la CFE tendría el derecho constitucional de generar al menos el 54 % de la
energía de México, dejando el 46 % restante abierto a la iniciativa privada, teniendo en cuenta,
que se priorizarán las plantas con menor costo de energía para la inyección al Sistema Eléctrico
Nacional (SEN). La Reforma también otorga a la CFE la autoridad para determinar las tarifas
de Transmisión y Distribución, así como anular efectivamente el programa de Certificados de
Energías Limpias (CEL).

1.1.2. Herramientas de análisis económico

Laura et al. [18] desarrollarón un software para calcular los aspectos económicos de un par-
que eólico marino, a fin de determinar la viabilidad de un parque eólico marino en alta mar en
una ubicación seleccionada. El software puede calcular los parámetros económicos de varios
tipos de energías renovables marinas. Para correr el programar se pueden seleccionar varias
entradas, como la ubicación, la configuración del parque, el tipo de plataforma marina flotante,
el tipo de energía del parque, el ciclo de vida del parque, tarifa eléctrica, costo de capital, im-
puesto corporativo, costo del acero, porcentaje de financiamiento o interés y capacidad del
astillero. Los costos que arroja el programa es el costo de cada fase del ciclo de vida, la tasa
interna de rendimiento (ROI, por sus siglas en inglés), el valor actual neto (NPC, por sus siglas
en inglés), los períodos de recuperación descontado (DPBP, por sus siglas en inglés) y el costo
nivelado de energía (LCOE, por sus siglas en inglés). Con los costos obtenidos el programa
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indica la viabilidad económica de un parque eólico marino en el altamar. Sin embargo, el pro-
grama está delimitado a solo las regiones de Galicia, Cantábrico y Portugal. Por lo tanto, el
programa no podría ser utilizado para nuestro país, ya que, está configurado con los precios,
recurso eólico marino y con las leyes de dichas regiones.

Hybrid Optimisation Model for Electric Renewables [19] es una herramienta computa-
cional que realiza análisis técnico-económico de sistemas que integran recursos renovables y
no renovables de energía. Es un software desarrollado por National Renewable Energies Lab-
oratory de los Estados Unidos, por sus siglas HOMER. Simula, optimiza y realiza análisis de
sensibilidad. En el proceso de simulación, modela el desempeño de un sistema en particular
para cada hora del año determinando la factibilidad técnica y el costo de ciclo de vida.

WINDExchange [20] es una herramienta de software de la oficina de tecnología de energía
eólica del Departamento de Energía de los Estados Unidos de América. WINDEXchange pro-
porciona aplicaciones de software y publicaciones para ayudar a las personas, desarrolladores,
gobiernos locales, y empresas para tomar decisiones acerca de la energía eólica. Algunas de
las aplicaciones de WINDExchange se describen a continuación:

1.- El modelo de impacto en el empleo y en desarrollo económico (JEDI, por sus siglas en
inglés) es una herramienta amigable con el usuario que estima el impacto económico de la
construcción y operación de las plantas de energía en niveles locales y estatales.

2.- El modelo de asesor del sistema (SAM, por sus siglas en inglés) es un modelo financiero y
de rendimiento diseñado para realizar predicciones de los modelos de flujo de efectivo apropi-
ados para proyectos de energía distribuida que compran y venden electricidad a tarifas mi-
noristas. El modelo calcula el costo de generar electricidad con base en la información pro-
porcionada sobre la ubicación de un proyecto, los costos de instalación y operación, el tipo de
financiamiento, los créditos e incentivos fiscales aplicables y las especificaciones del sistema.
Los resultados de SAM incluyen: el costo nivelado de energía, precio de compra de energía,
tasa interna de retorno, período de recuperación y calor presente neto.

3.- El modelo económico de las pequeñas eólicas, es una herramienta de hoja de cálculo
que permite a los usuarios estimar el rendimiento y la economía de los posibles proyectos
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de aerogeneradores con enfoque residencial. El modelo permite el análisis económico del ar-
rendamiento.

4.- La herramienta de hoja de cálculo del costo de la energía renovable es un modelo económico
de flujo de efectivo diseñado para permitir que los legisladores, los reguladores y la comunidad
de energía renovable evalúen la economía del proyecto, diseñen incentivos basados en costos
y evalúen el impacto de varias estructuras de apoyo estatales y federales.

RETScreen [21] es un paquete de programas desarrollado por el Gobierno de Canadá. El
software permite la identificación exhaustiva, la evaluación y la optimización de la viabilidad
técnica y financiera de proyectos potenciales de energía renovable y de eficiencia energética;
igualmente, permite la medición y verificación del rendimiento de instalaciones, así como
la identificación de oportunidades de ahorros/producción energética. Al descargar y ejecutar
RETScreen Software Suite en el ordenador va a instalar dos programas separados, RETScreen
4 y RETScreen Plus, que se describen a continuación.

1.- RETScreen 4 es un software de análisis de proyectos de energía limpia basada en Excel
que ayuda a los tomadores de decisiones de forma rápida y poco costosa a determinar la via-
bilidad técnica y económica del potencial de las energías renovables, la eficiencia energética y
proyectos de cogeneración.

2.- RETScreen Plus es un software de gestión de la energía basada en Windows que per-
mite a los propietarios de los proyectos para verificar fácilmente el rendimiento energético
permanente de sus instalaciones.

1.2. Planteamiento del problema

Para que un parque eólico sea rentable durante el tiempo de vida útil de un proyecto eólico
el costo nivelado de la energía (LCOE, por sus siglas en inglés) debe ser menor al costo de
la energía eléctrica. El parámetro referente al costo nivelado de la energía requiere un mayor
análisis para tener una estimación más clara y precisa de los tiempos de retorno de las inver-
siones.
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Actualmente existe la necesidad de desarrollar metodologías para estimar la viabilidad técnico-
económico de parques eólicos de baja potencia considerando la precisión en la estimación del
efecto de las pérdidas de los componentes de aerogeneradores (rotor eólico, generador eléc-
trico y convertidor electrónico), de los beneficios fiscales, como las deducciones inmediatas
a las inversiones por fuentes de energías renovables, los ingresos por venta de certificados de
energías limpias. Por lo tanto, la pregunta que surge es la siguiente:

¿Cómo desarrollar una metodología que permita evaluar y analizar la viabilidad técnico-económica
de parques eólicos de baja potencia interconectados a la red eléctrica en la región del Istmo de
Tehuantepec?.

1.3. Objetivo general

Desarrollar una metodología de análisis técnico-económica mediante la nueva regulación del
mercado eléctrico nacional para determinar la viabilidad de los parques eólicos de baja poten-
cia interconectados a la red eléctrica en la región del Istmo de Tehuantepec.

1.3.1. Objetivos específicos

1. Revisar el estado del arte de la viabilidad económica de parques eólicos, la política
energética de México y la legislación aplicable referente al mercado desregulado de
energía eléctrica.

2. Analizar el recurso eólico que se tiene en el campus Juchitán de la Universidad del Istmo.

3. Diseñar un parque eólico de baja potencia interconectado a la red eléctrica de media
tensión en el campus Juchitán de la Universidad del Istmo.

4. Analizar las tarifas eléctricas de media tensión en México.

5. Estimar los costos aplicables al parque eólico en el campus Juchitán de la Universidad
del Istmo.

6. Determinar de forma precisa los parámetros económicos como son los flujos de caja con
base a la legislación mexicana referente a la política energética.
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7. Realizar el estudio de viabilidad económica del parque eólico de baja potencia.

1.4. Justificación

Un parque eólico se compone de los siguientes elementos: aerogeneradores que transforman
la energía cinética del viento en generación de electricidad eléctrica, una red de recolección,
una subestación de transformación donde se eleva la tensión con el fin de conectarla con la red
de distribución y así poder llevar la energía generada a los puntos de consumo.

Para que un parque eólico sea rentable es necesario que el costo nivelado de la energía (LCOE,
por sus siglas en inglés) sea menor que el costo de energía eléctrica producida, por lo tanto,
antes de instalar cualquier parque eólico se necesita hacer los estudios técnico- económico,
que nos ayude a comprender la rentabilidad del proyecto.

De forma general, en la literatura existe una gran cantidad de información referente al análisis
económico de parques eólicos. Adicionalmente, también se pueden encontrar herramientas de
software, para el análisis económico, pero con la característica de que son muy costosas y no
consideran las pérdidas del sistema. También, una desventaja de estas herramientas es que no
están enfocadas para ser aplicadas en el mercado desregulado de energía de México ni para la
política del país.

Por lo tanto, este proyecto ayuda a estimar el análisis técnico-económico de un parque eólico
de baja potencia para determinar si es factible, considerando las pérdidas de cada uno de los
componentes del sistema, al igual se contemplan las normas y leyes aplicadas a nuestro país.

1.5. Alcances y limitaciones

El objetivo principal de esta tesis es analizar la viabilidad técnica y económica de un parque
eólico de baja potencia que se planea diseñar en el campus Juchitán de la Universidad del
Istmo, ubicado en el estado de Oaxaca. Este parque eólico estará conectado a la red eléctrica
de media tensión. Además, se desarrollará una herramienta de código abierto para evaluar la
viabilidad técnica y económica de proyectos similares.

16



Capítulo 1. Introducción

En este estudio, se seguirá una metodología que abarcará el análisis de la viabilidad técnica y
económica de los parques eólicos de baja potencia. Se tomarán en cuenta las pérdidas de cada
componente del sistema, así como los costos variables de operación y mantenimiento, junto
con los subsidios destinados al fomento de las energías renovables. Con esta herramienta, se
podrán introducir datos como la velocidad del viento, los precios de la electricidad, entre otros,
para obtener resultados como la producción anual de energía, los flujos de caja, el costo pre-
sente neto y la tasa de retorno de inversión, lo que permitirá determinar la viabilidad de cada
proyecto respectivamente.

Es importante destacar que el diseño del parque eólico de baja potencia estará limitado a una
generación de 150 a 200 kW debido a las restricciones en la infraestructura eléctrica de la uni-
versidad. La conexión se realizará en la subestación del campus a voltaje bajo. Por otro lado,
la herramienta de código abierto se desarrollará exclusivamente en el software MATLAB®.

1.6. Hipótesis

Si se realiza la metodología de análisis técnico-económica mediante los modelos matemáticos
de determinación del potencial eólico y los costos nivelados de energía, es posible definir la
viabilidad de parques eólicos de baja potencia interconectados a la red eléctrica en la región
del Istmo de Tehuantepec.

1.7. Diseño de la investigación

De acuerdo a la naturaleza de nuestra investigación la podemos clasificar como un diseño apli-
cado, debido que tiene como propósito transformar los conocimientos conocidos sobre el tema
de la viabilidad técnico-económica, aplicarlos a parques eólicos de baja potencia teniendo en
cuenta las pérdidas del sistema.

Debido a que las variables en esta investigación son del tipo complejas, se requiere de su
operacionalización, es decir, poder identificar las dimensiones y elementos medibles. Por lo
tanto, se han elaborado la matriz de tratamiento y la matriz de medición que se presentan
en la Tabla 1.2. y Tabla 1.3. respectivamente, para poder tener un panorama general de los
elementos que conforman nuestras variables.
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Tabla 1.2. Matriz de tratamiento (variable independiente).

Variable independiente: Metodología de análisis técnico-económica
Definición Dimensión Indicador Característica

Determina las capacidades
de rendimiento para

un parque eólico

Análisis del
recurso eólico

Velocidad del viento

Base de datos

Rosa de vientos
Parámetros de Weibull
Perfil de velocidades
Estadística del viento

Turbulencia atmosférica
Potencial eólico

Un parque eólico es
una central de energía

eléctrica a partir de
energía eólica

Diseño del
parque
eólico

Datos del terreno Por definir
Seleccionar aerogenerador IEC 61400-2

Número de aerogeneradores Por definir
Disposición espacial Por definir

Datos técnicos del aerogenerador Proveedor
Producción anual de energía Por definir

Es un estudio que se realiza
para determinar, analizar y evaluar

la interacción entre un
conjunto de datos

económicos

Análisis
económico

Precios de electricidad CENACE
Costos Por definir

Tasa de inversión Datos financieros
Intereses Datos financieros

Impuestos Datos financieros

Fuente: Elaboración propia.

Tabla 1.3. Matriz de medición (variable dependiente).

Variable dependiente: Análisis de viabilidad
Definición Dimensión Indicador Instrumento

Son los parámetros
técnicos que

determinan si es
un proyecto viable

técnicamente

Parámetros
técnicos

Pérdidas por el efecto estela

SoftwarePérdidas eléctricas del sistema
Regulación del voltaje

Producción anual de energía

Son los parámetros que
determinan si es un

proyecto viable
económicamente

Parámetros
económicos

Costo nivelado de energía

Software
Costo presente neto

Tasa de retorno de la inversión
Tasa interna de retorno

Periodo de retorno
Fuente: Elaboración propia.

Derivado de la elaboración de la matriz de tratamiento y la matriz de medición pode-
mos representar mediante un diagrama de flujo representado en la Figura 1.1. el diseño
metodológico propuesto para esta investigación.
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Figura 1.1. Diagrama de metodología de la investigación.
Fuente: Elaboración propia.

1.8. Marco teórico

Parque eólico: Una instalación compuesta por varios aerogeneradores que generan electrici-
dad a partir de la energía del viento.

Potencia: Capacidad máxima de generación de energía de un aerogenerador o de un par-
que eólico, medida en watt (W).

Producción anual de energía: Cantidad de electricidad generada por el parque eólico du-
rante un año, medida en kilowatt por hora (kWh) o megawatt por hora (MWh).
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Análisis eonómico: Evaluación financiera y económica de un proyecto o inversión, que im-
plica el cálculo y la comparación de los costos, ingresos, beneficios y retornos esperados.

Ingreso: Un ingreso se refiere a cualquier cantidad de dinero o valor que un proyecto recibe o
gana durante un periodo de tiempo específico.

Egreso: Es cualquier cantidad de dinero o valor que una empresa o una persona gasta o paga
durante un periodo determinado.

Flujo de caja: Es un término utilizado en contabilidad y finanzas para referirse al registro
y seguimiento de los ingresos y egresos de una empresa o proyecto durante un periodo especí-
fico. Es una herramienta que proporciona información sobre la cantidad y el momento en que
el efectivo entra y sale del proyecto.

Flujo de caja nominal: Un flujo de caja nominal se refiere a la proyección o análisis de
los flujos de efectivo futuros de un proyecto utilizando los valores nominales de los ingresos y
egresos. En este contexto, los valores nominales representan las cantidades reales de dinero sin
ajustar por la inflación u otros factores que puedan afectar el poder adquisitivo de la moneda.

Flujo de caja con descuento: Es una técnica utilizada en finanzas para evaluar el valor pre-
sente de los flujos de efectivo futuros de una empresa, proyecto o inversión. La idea principal
detrás del flujo de caja con descuento es que el valor del dinero en el tiempo es diferente, por
lo que los flujos de efectivo futuros se ajustan y se traen al valor presente.

Tasa de interés real: La tasa de interés real anual es una medida que indica la tasa de re-
torno ajustada por inflación o el rendimiento real anual de una inversión o el costo real anual
de pedir prestado dinero después de tener en cuenta la pérdida de poder adquisitivo debido a
la inflación.

Costo capital: Gastos iniciales necesarios para establecer el parque eólico de baja potencia,
que incluten la adquisición de terreno, aerogeneradores, equipos, infraestructura y permiso.

Costo de operación y mantenimiento: Gastos continuos necesarios para mantener y operar
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el parque eólico, que incluyen mantenimiento de aerogeneradores, seguros, personal, repara-
ciones y repuestos.

1.9. Estructura de tesis

El presente proyecto de tesis esta constituido por 7 capítulos que abordarán desde el análisis
del recurso eólico hasta llegar al análisis económico para determinar la viabilidad del proyecto.

En el Capítulo 1 se abordará los temas relacionados al estado del arte, se muestran los ob-
jetivos y un breve marco teórico de los conceptos básicos relacionados al tema a desarrollar.

En el Capítulo 2 se describe el análisis del recurso eólico con diversas estaciones meteorológ-
icas físicas y virtuales del campus Juchitán perteneciente a la Universidad del Istmo, con la
finalidad de realizar una comporativa entre sus resultados, en dicho, análisis se presentan los
perfiles mensuales del viento, las rosas del viento, las gráficas de distribución de Weibull y los
mapas de rangos de velocidades.

En el Capítulo 3 se aborda el tema de la selección del aerogenerador, para la realización de
esto, se necesita conocer las condiciones específicas del terreno, la velocidad promedio del
sitio y así determinar la clase de aerogenerador que se necesita utilizar. En esta sección de
muestran los aerogeneradores que se utilizarán en el estudio, al igual el arreglo de estos en el
terreno y la producción de energía.

En el Capítulo 4 se presenta el diseño de la infraestructura eléctrica, para lo cual, se calculó la
corriente nominal de cada aerogenerador, la resistencia del conductor, la caída de voltaje, las
pérdidas de potencia en el cobre, todo esto, con el fin de determinar el calibre del conductor
a usar, la tubería para resguardar el cableado y cumplir con la normativa, posteriomente, se
describe el transformador a utilizar.

En el Capítulo 5, se expone el modelo económico creado en código abierto, junto con la
descripción detallada de sus componentes. Además, se muestran los resultados del análisis
económico llevado a cabo en relación con el parque eólico de baja potencia ubicado en el
campus Juchitán. Dicho análisis se basa en la comparación de diferentes tipos de contratos
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de interconexión: venta total de energía, medición neta de energía y facturación neta. Los
parámetros calculados, como el valor presente neto, la tasa interna de retorno, la tasa de re-
torno de la inversión, el periodo de retorno y el costo nivelado de la energía, son presentados
como parte fundamental de los resultados del análisis económico.

En el Capítulo 6 se abordan los resultados del análisis de sensibilidad, en el cual se variaron
los costos de capital, los costos de operación y mantenimiento, la tasa de interés real y el perfil
de carga. Además, se muestran los resultados económicos de los aerogeneradores evaluados
con las estaciones meteorológicas físicas y virtuales, en relación a las tarifas eléctricas para el
año 2022. El objetivo es determinar las condiciones óptimas para que el parque eólico de baja
potencia sea viable económicamente.

En el Capítulo 7 se presentan las conclusiones más relevantes, además de recalcar las prin-
cipales aportaciones y mencionar los trabajos a desarrollar en el futuro.
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Recurso eólico

En este capítulo, se aborda en detalle el análisis del recurso eólico en el campus Juchitán de la
Universidad del Istmo, que es crucial para el desarrollo de proyectos de energía eólica. Para
ello, se recopilan una serie de registros que incluyen información sobre las velocidades del
viento, la dirección y otros datos meteorológicos relevantes. Estos registros son fundamentales
para comprender las características del viento en una ubicación específica y para caracterizar
el sitio con el fin de aprovechar eficientemente este recurso.

En este contexto, se describe el proceso de obtención de datos del viento de distintas esta-
ciones meteorológicas, tanto físicas como virtuales. Se realiza una comparativa entre estas
estaciones y se lleva a cabo un tratamiento de los datos para obtener información como las
velocidades promedio del viento, la dirección del viento, la distribución de probabilidad de
Weibull, la representación gráfica de la rosa de los vientos, la variación de la velocidad del
viento con la altura y la rugosidad del terreno. Todos estos parámetros son cruciales para una
correcta evaluación del potencial eólico en el área de estudio.

2.1. Descripción del emplazamiento

Juchitán de Zaragoza, una ciudad ubicada en la región del Istmo en el estado de Oaxaca, tiene
coordenadas de latitud 16.4329° y longitud -95.0181°. Limita al norte con los municipios de
El Espinal y San Miguel Chimalapa, al sur con San Mateo del Mar, Santa María Xadani y
la Laguna Superior, al oeste con Asunción Ixtaltepec, y al este con Santo Domingo Ingenio,
Unión Hidalgo y San Dionisio del Mar. Con una población de 113,570 habitantes y una den-
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sidad de población de 236.5 hab/km2.

El sitio del emplazamiento se encuentra en la ciudad de Juchitán de Zaragoza, específicamente
en las instalaciones del Campus Juchitán de la Universidad del Istmo, ubicado en la carretera
transísmica Juchitán, La Ventosa km 14 S/N, La Ventosa, con las coordenadas 16°32’01.0"N
94°57’23.7"O, código postal 70102, y una elevación de 24 metros sobre el nivel del mar.

La Universidad del Istmo, conocida como UNISTMO, es una institución pública de educación
superior respaldada y reconocida por el Gobierno del Estado de Oaxaca, México, y cuenta con
el apoyo del Gobierno Federal. La universidad forma parte del Sistema de Universidades Es-
tatales de Oaxaca (SUNEO) y tiene tres campus en la región del Istmo, ubicados en Juchitán,
Ixtepec y Tehuantepec. En la Figura 2.1., se muestra una imagen aérea de la Universidad del
Istmo en Juchitán de Zaragoza.

Figura 2.1. Campus Juchitán.
Fuente: Google Earth.

El campus Juchitán cuenta con un amplio terreno de 94.4 hectáreas. Se tienen dos opciones
para determinar el área a utilizar para la instalación de aerogeneradores de baja potencia. La
primera opción se muestra en la Figura 2.2., en donde el terreno consta de un área de 64
hectáreas. La segunda opción se muestra en la Figura 2.3., se tiene un terreno más reducido
este consta de 55.6 hectáreas, sin embargo, para este estudio se seleccionará la segunda opción,
teniendo previsto que en un futuro la universidad incremente su infraestructura civil.

24



Capítulo 2. Recurso eólico

Figura 2.2. Polígono del terreno de la primera opción.
Fuente: Google Earth.

Figura 2.3. Polígono del terreno de la segunda opción.
Fuente: Google Earth.

2.1.1. Vías de acceso

El Campus Juchitán cuenta con una buena ubicación para las vías de acceso principales, ya
que se encuentra en el kilómetro 185 de la carretera Transísmica. El acceso al lugar de em-
plazamiento es de 639 m, como vías de acceso secundarios esta la carretera internacional
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Tapachula-Juchitán en el kilómetro 190, en la localidad de la Ventosa a 1.7 km del sitio del
emplazamiento. En la Figura 2.5., se muestra la subestación eléctrica señalada con las si-

Figura 2.4. Carretera transísmica (línea roja) y carretera Tapachula-Juchitán (línea azul).
Fuente: Google Earth.

glas SE y ubicada dentro de las instalaciones del campus teniendo coordenadas 16.532624°,
-94.954556°, donde se propone la interconexión a la red eléctrica de media tensión.

Figura 2.5. Ubicación de la subestación eléctrica.
Fuente: Google Earth.

26



Capítulo 2. Recurso eólico

2.2. Sistemas de medición de datos meteorológicos

El estándar 61400-12-1 de 2017 de la Comisión Electrotécnica Internacional (IEC) [23], está
dirigido al análisis del desempeño de la potencia de aerogeneradores, las especificaciones de
medición allí descritas definen un conjunto de criterios técnicos que permiten garantizar la
calidad y confiabilidad de la medición de las variables meteorológicas específicamente en las
versiones previamente mencionadas.

Dentro de los equipos de medición se encuentran los siguientes: los sensores (el eje del sensor
de velocidad del viento situado en la punta de la torre debe mantener una distancia mínima
de 0.75 m por encima de la estructura según la norma IEC 61400-12-1), anemómetros (el uso
redundante de anemómetros a diferentes alturas minimiza el riesgo de pérdida de datos debido
a una falla en el sensor primario) y veletas.

Los instrumentos de medición deben cumplir nomas de calibración aplicables: IEC 61400-
12-1, ASTM D5096-02:2011, ISO 17713-1:2007, ISO 16622:2002, ASTM D6011-96, entre
otras [24]. Para una evaluación precisa del potencial eólico es recomendable tomar muestras
de valores de viento con una frecuencia de 5 a 10 segundos, y promedios en intervalos de 10
minutos a 1 hora. Deben colocarse lejos de obstrucciones que puedan influir en las mediciones.
No se debe permitir consideraciones secundarias, como la accesibilidad y la seguridad, com-
prometan la calidad de los datos. La altura estándar de exposición de los instrumentos en un
terreno abierto es a partir de 10 m sobre el suelo.

2.3. Conceptos básicos para estimar el recurso eólico

2.3.1. Perfil vertical del viento

El perfil vertical del viento presenta el comportamiento de la velocidad del viento con respecto
a la altura sobre el nivel del suelo, se utilizan como referencia los datos obtenidos de las
estaciones anemométricas junto con la ley logarítmica y la ley de potencia [58].

• Ley logarítmica: Esta ley se aplica al conocer la rugosidad de la superficie y la veloci-
dad media del viento a cierta altura z1, con la finalidad de conocer la velocidad del viento
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a otra altura z2, a partir de la siguiente ecuación [59]:

U(z2) =U(z1)

(
ln
(

z2
z0

)
ln
(

z1
z0

)
)
, (2.1.)

donde:
U(z1)=Velocidad promedio del viento (m/s) a una altura z1 [m/s],
U(z2)= Velocidad del viento a una altura de referencia z2 [m/s],
z2= Altura que se desea conocer [m],
z1= Altura de referencia [m],
z0= Rugosidad del emplazamiento de estudio [m].

• Ley de potencia: Esta ley determina que la velocidad del viento varia en función de la
altura a partir de la siguiente ecuación [59]:

U(z) =U(zre f )
(

z
zre f

)α

, (2.2.)

donde:
U(z)= Velocidad promedio del viento a una altura z [m/s],
U(zre f ) = Velocidad del viento a una altura de referencia zre f [m/s],
α = Exponente que varía con la rugosidad del terreno [adimensional].

2.3.2. Función de distribución de Weibull

La función de distribución de Weibull se usa comúnmente para representar la distribución de
la velocidad del viento. Puede describirse mediante la función de densidad de probabilidad
(PDF, por sus siglas en inglés) y la función de distribución acumulativa (CDF, por sus siglas
en inglés) [60]. La PDF, f (v) y la CDF, F(v), se expresan de la siguiente forma:

f (v) = k
c

(v
c

)k−1 exp
[
−
(v

c

)k
]
, (2.3.)

F(v) = 1− exp
[
−
(v

c

)k
]
, (2.4.)
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donde:
v = velocidad del viento [m/s]
c = parámetro escala [m/s]
k = parámetro forma [adimensional]

Los factores escala y forma son dos parámetros fundamentales que definen la forma y car-
acterísticas de una distribución [61]. El factor escala (c) se aproxima a la velocidad media del
viento en un lugar específico. Un valor más alto de c indica una velocidad promedio más alta,
lo que implica que el recurso eólico en esa ubicación tiende a ser más ventoso. Por el contrario,
un valor más bajo de c señala una velocidad promedio más baja. Por otro lado, el factor forma
(k) determina la variabilidad y distribución de las velocidades del viento. Los valores de k

generalmente oscilan entre 1 y 3. Un valor mayor de k sugiere una distribución de velocidad
del viento más pronunciada, con una proporción mayor de velocidades altas en comparación
con las velocidades bajas. Este caso se observa en lugares con vientos más constantes y pre-
decibles. En contraste, un valor menor de k indica una distribución más amplia y suave de las
velocidades del viento, con una mayor variabilidad y una mayor proporción de velocidades
bajas [25]. Existen diversos métodos para la estimación de los parámetros de weibull que se
describen a continuación.

2.3.2.1. Método empírico

El método empírico tiene una solución práctica y directa que requiere solo la velocidad prome-
dio del viento, ū, y la desviación estándar de los datos de velocidad del viento, σ [62]. Los
parámetros de weibull se estiman como:

k =
(

σ

v̄

)−1.086
, (2.5.)

c = v̄
Γ(1+ 1

k )
, (2.6.)

donde:
Γ(x) = función de gamma [adimensional].
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2.3.2.2. Método de momento

Usando la ecuación 2.3, la velocidad promedio del viento y la desviación estándar de los datos
de la velocidad del viento se pueden calcular en las siguientes ecuaciones [62]:

v̄ = cΓ(1+ 1
k ), (2.7.)

σ = c
[
Γ
(
1+ 2

k

)
−Γ2 (1+ 1

k

)] 1
2 , (2.8.)

Se puede obtener dividiendo el cuadrado de la Ec.(2.7.) y el cuadrado de la Ec.(2.8.).

v̄2

σ2 =
{Γ(1+ 1

k )}
2

Γ(1+ 2
k )−Γ2(1+ 1

k )
, (2.9.)

En la Ec.(2.9.), el parámetro de forma, k, se puede calcular por el método de iteración numérica
y el parámetro de escala, c, puede obtenerse de la Ec.(2.6.).

2.3.2.3. Método del factor de patrón de energía

Este método utiliza el factor de patrón de energía, E p f , que se define como [63]:

E p f =
v̄3

v̄3 , (2.10.)

donde:
v̄3 = Es el promedio de la velocidad del viento al cubo [m3/s3],
v̄3 = Es el cubo de la velocidad promedio [m3/s3].

El parámetro forma, k, se calcula con la siguiente ecuación:

k = 1+ 3.69
E2

p f
. (2.11.)

El parámetro escala se estima usando la Ec. (2.6.).
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2.3.2.4. Método de máxima energía

El método de estimación de máxima energía, necesita iteraciones numéricas para determinar
los parámetros de la distribución de weibull. En este método, los parámetros k y c se determi-
nan de acuerdo con las siguientes ecuaciones [64]:

k =
[

∑
n
i=1 ui

kln(ui)

∑
n
i=1 uik

− ∑
n
i=1 ln(ui)

n

]−1
, (2.12.)

c =
(1

n ∑
n
i=1 ui

k) 1
k , (2.13.)

donde:
n = número de observaciones realizadas [adimensional],
vi = es el vector de velocidad del viento medido en el intervalo i [m/s].

2.3.3. Índice intensidad de turbulencia

La turbulencia en una región se presenta por bruscos cambios de dirección y velocidad del
viento. Los terrenos complejos y turbulencias locales puede provocar ráfagas de viento que
pueden dañar al aerogenerador [65]. La industria de la energía eólica cuantifica la turbulencia
por la llamada intensidad de turbulencia (T I, por sus siglas en inglés), que no es más que la
desviación típica de la velocidad horizontal dividida entre la velocidad media del viento en un
período de tiempo típicamente de 10 minutos, la frecuencia de muestreo es normalmente de
un segundo (1 Hz), así la intensidad de turbulencia esta definida de la siguiente manera:

T I = σv
v , (2.14.)

donde:
T I = intensidad de turbulencia [adimensional],
σv = desviación estándar [m/s].

2.4. Descripción de las estaciones meteorológicas

Para el análisis del recurso eólico en el emplazamiento de estudio se analizaron 4 bases del
viento. La primera de estas corresponde a una estación meteorológica física y las otras 3
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restantes corresponden a estaciones meterológicas virtuales. A continuación, se describen
cada una de las estaciones meteorológicas:

• CERTE: La base de datos fue obtenida en el proyecto de Atlas Eólico Mexicano (AEM)
que es coordinado por el Instituto Nacional de Electricidad y Energías Limpias (INEEL),
esta base cuenta 7 torres de medición de viento de 80 m de altura (con mediciones a
20, 40, 60 y 80 m), ubicadas en sitios estratégicos de diversos estados del país: Baja
California, Chihuahua, Tamaulipas, Jalisco, Puebla, Oaxaca y Yucatán [26]. La estación
de nuestro interés es la del Centro Regional de Tecnología Eólica (CERTE), Oaxaca
ubicada en La Ventosa, por lo tanto, se descargaron los datos respectivos al año 2018.

• Merra-2: Esta base de datos fue obtenida en Giovanni [27] que es una plataforma de
análisis retroespectivo de la era moderna para la investigación y aplicaciones de la Agen-
cia Norteamericana de Administración del Espacio y Aeronáutica (NASA, por sus siglas
en inglés). Los datos históricos del viento que tiene esta plataforma es desde el año 1980
hasta el 2020 a una altura de 50 m.

• Era-5: Era-5 ofrece una interfaz web para descargar rápidamente un conjunto de datos
de muestra para su evaluación. Además, proporciona estimaciones horarias de una gran
número de variables climáticas atmósfericas, terrestres y oceánicas [28]. La información
que proporciona esta interfaz es a una altura de 100 m del periodo desde 1989 hasta 2020.

• Wind Toolkit®: Es una interfaz de programación de aplicaciones (API, por sus siglas
en inglés) dirigida por el Laboratorio Nacional de Energías Renovables (NREL) de los
Estados Unidos [29]. Esta incluye información de un conjunto de datos meteorológicos
para los años 2011 hasta 2014, con las mediciones de las velocidades del viento a alturas
de 10 m, 40 m, 60 m, 80 m, 100 m, 120 m, 140 m, 160 m y 200 m.

En la Tabla 2.1., se muestran las características de cada una de las estaciones mencionadas.
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Tabla 2.1. Características de las estaciones meteorológicas.

CERTE Merra-2 Era-5 Wind Toolkit

Latitud 16° 32’ 49.27" N 16°30’0.00"N 16°30’0.00"N 16°31’52.11"N
Longitud 94° 57’ 20.83" O 95° 0’0.00" O 95° 0’0.00" O 94°56’49.49" O
Elevación 31 msnm 31 msnm 31 msnm 31 msnm
Altura de
medición

20, 40, 60 y
80 m

50 m 100 m
10, 40, 60, 80, 100,

120, 140, 160 y 200 m
Fecha de

inicio
2017-11-23

19:30 adelante
1980-01-01

00:00 adelante
1980-01-01

00:00 adelante
2011-01-01

00:00 adelante
Intervalo
de tiempo

10 minutos 1 hora 1 hora 1 hora

Distancia al
terreno

1.37 km 6.35 km 6.35 km 0.106 km

Fuente: Elaboración propia.

2.5. Análisis del recurso eólico

En esta sección se presenta el análisis del recurso eólico con las distintas estaciones meteo-
rológicas.

2.5.1. Distribución del viento

La distribución de probabilidad de Weibull indica la probabilidad de una velocidad de viento
específica y debe calcularse antes de la instalación de un aerogenerador. La distribución de
Weibull se ve afectada por los parámetros forma (k) y escala (c). El parámetro de forma (k)
indica el ancho de una distribución de las velocidades del viento, un valor de k más bajo sig-
nifica que el viento tiende a variar en un amplio rango de velocidades mientras que a mayor
valor de k corresponde a velocidades del viento dentro de un rango estrecho. El parámetro
escala (c) es indicador de la magnitud de la velocidad media anual del viento [30]. Para la
determinación de estos parámetros existen diversos métodos estadísticos, sin embargo, a lo
reportado por M. Celeska et al. [31] el método de máxima energía es el que presenta mejores
resultados de acuerdo al ajuste de curva y los criterios de error menores. Por lo tanto, en este
análisis se ocupa el método de máxima energía para la obtención de los parámetros de Weibull.
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En la Figura 2.6. se describe la función de distribución de probabilidad del viento a 20 metros
de altura en la estación del CERTE, en dicho histograma se pueden observar las probabili-
dades para cada uno de los bines de velocidad del viento. Además, también se muestran los
coeficientes de distribución de Weibull el factor forma k = 1.7929 y factor escala c = 8.1639
m/s ajustados al histograma de medición. En el Apéndice A1, se encuentran las gráficas de la
distribución de weibull a las alturas de 40 m, 60 m y 80 m. En la Figura 2.7. se muestra la dis-

Figura 2.6. Distribución de Weibull de CERTE a 20 m.
Fuente: Elaboración propia.

tribución de velocidades del viento a 50 metros de la estación de Merra-2, esta gráfica solo es
la correspondiente al año 2018. Los parámetros de ajuste para esta distribución de velocidades
del viento a través de la función de Weibull son k=2.0504 y c=8.16 m/s, además se observa
que el rango de velocidades entre 5 y 8 m/s presenta una probabilidad de ocurrencia de más de
30%.

La Figura 2.8. muestra la distribución de Weibull a 100 metros de altura con las velocidades
promedio del viento por mes del año 2018 con la base de datos de Era-5. Los parámetros de
Weibull para esta distribución son k=1.92 y c=8.38 m/s, las velocidades del viento en el rango
de 4 a 8 m/s presentan una probabilidad de ocurrencia de 42.76%.
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Figura 2.7. Gráfica de la distribución de Weibull de Merra-2 a 50 m.
Fuente: Elaboración propia.

Figura 2.8. Gráfica de la distribución de Weibull de Era-5 a 100 m.
Fuente: Elaboración propia.

La Figura 2.9. muestra la distribución de Weibull a 10 metros, esta gráfica pertenece al año
2014 de la base de Wind Toolkit®. Se puede apreciar que las velocidades con mayor frecuencia
en el bin de 4 y 8 m/s con 10.18% y 9.94%, respectivamente. Además de tener parámetros de
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Weibull para esta distribución de k= 1.911 y c= 6.973 m/s. Las gráficas pertenecientes a las
alturas de 40, 60, 80, 100, 120, 140, 160 y 200 m se encuentran en el Apéndice A2.

Figura 2.9. Gráfica de la distribución de Weibull de Wind Toolkit® a 10 m.
Fuente: Elaboración propia.

2.5.2. Perfil mensual del viento

A continuación se muestran las gráficas del perfil mensual de velocidades del viento con las
estaciones CERTE, Merra-2, Era-5 y Wind Toolkit®. Los datos de velocidad promedio del
viento mensual para la estación física CERTE y las estaciones virtuales Merra-2 y Era-5 cor-
responden al año 2018 mientras que para la estación virtual Wind Toolkit®, dichos datos cor-
responden al año 2014.

2.5.2.1. CERTE

En la Figura 2.10. se puede observar la gráfica del perfil mensual del viento a las alturas de
medición de 20, 40, 60 y 80 m. Se puede observar que el mes que presenta menor velocidad
del viento es en junio con 3.94 m/s y el mes con mayor velocidad del viento es en enero con
12.41 m/s, estos datos a la altura de 20 m. En la Tabla 2.2. se describen los valores de la
velocidad del viento en cada mes para las distintas alturas de medición.

36



Capítulo 2. Recurso eólico

Figura 2.10. Perfil mensual de velocidad promedio del viento de CERTE.
Fuente: Elaboración propia.

Tabla 2.2. Velocidades promedio del año 2018 de la estación meteorológica CERTE.

Mes
h=20 m

[m/s]
h=40 m

[m/s]
h=60 m

[m/s]
h=80 m

[m/s]

Enero 12.41 14.27 15.18 15.92
Febrero 7.86 9.00 9.57 10.00
Marzo 7.06 8.11 8.64 9.15
Abril 7.02 8.04 8.56 8.83
Mayo 5.53 6.32 6.72 6.98
Junio 3.94 4.47 4.68 4.94
Julio 7.92 9.17 9.80 10.30

Agosto 6.87 7.98 8.54 8.96
Septiembre 5.41 6.27 6.71 7.13

Octubre 5.95 6.93 7.45 7.76
Noviembre 8.30 9.63 10.28 10.80
Diciembre 8.73 10.12 10.80 11.40

v̄ 7.25 8.36 8.91 9.34
Fuente: Elaboración propia.
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2.5.2.2. Merra-2

La Figura 2.11. muestra una gráfica de velocidades del viento correspondiente al periodo
1981-2020. La velocidad promedio al largo del tiempo no a sido constante teniendo un rango
de velocidades del viento desde 7.2 m/s a 7.7 m/s, la velocidad menor se presenta en el año
2019 con 6.9 m/s y la máxima en el año 1987 alcanzando 7.98 m/s. De los periodos recientes
con mejores velocidades promedio del viento son de 2013 a 2016 con 7.63m/s, 7.77 m/s, 7.72
m/s y 7.64 m/s, respectivamente, después de este periodo se presenta una reducción en la
velocidad del viento en el año 2017 siendo de 7.19 m/s y consecuentemente en el año 2018
aumenta esta velocidad un 0.5 m/s, con respecto al año 2017, en el caso 2019 se tiene una
velocidad del viento de 6.92 m/s.

Figura 2.11. Gráfica de las velocidades de viento en el periodo de 1981 a 2020.
Fuente: Elaboración propia.

En la Figura 2.12. se muestra la velocidad promedio del viento en cada uno de los meses
pertenecientes al año 2018. En dicha figura se puede observar que los meses con menores
velocidades del viento son mayo y agosto con 5.33 m/s y 5.28 m/s. Por otro lado, el mes
que presentan la mayor velocidad del viento se tiene en diciembre con 11.19 m/s, los valores
númericos se presentan en la Tabla 2.3.
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Tabla 2.3. Velocidades promedio del año 2018 de Merra-2.

Ene
[m/s]

Feb
[m/s]

Mar
[m/s]

Abr
[m/s]

May
[m/s]

Jun
[m/s]

Jul
[m/s]

Ago
[m/s]

Sep
[m/s]

Oct
[m/s]

Nov
[m/s]

Dic
[m/s]

7.01 8.98 7.02 8.69 5.33 6.39 6.59 5.28 6.38 8.22 10.20 11.19
Fuente: Elaboración propia.

Figura 2.12. Gráfica de las velocidades de viento en el año 2018 de Merra-2.
Fuente: Elaboración propia.

2.5.2.3. Era-5

La Figura 2.13. se aprecia el comportamiento de la velocidad del viento promedio a lo largo de
varios años, de 1980 a 2019. El año 2001, presenta la mayor velocidad promedio del viento,
es de 7.94 m/s, y el año de 1995 se visualiza la menor velocidad promedio, es de 6.93 m/s.

En la Figura 2.14. se presenta el perfil mensual de la velocidad del viento del año 2018, donde
se aprecia que la menor velocidad se tiene en el mes de septiembre con 5.73 m/s y el valor
con mayor velocidad es en el mes de diciembre con 10.92 m/s. En la Tabla ?? se muestran los
valores de las velocidades promedio por mes correspondientes a la Figura 2.14..
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Tabla 2.4. Velocidades promedio del año 2018 de Era-5.

Ene
[m/s]

Feb
[m/s]

Mar
[m/s]

Abr
[m/s]

May
[m/s]

Jun
[m/s]

Jul
[m/s]

Ago
[m/s]

Sep
[m/s]

Oct
[m/s]

Nov
[m/s]

Dic
[m/s]

9.77 9.33 7.93 6.08 6.72 8.26 5.99 7.71 5.73 8.01 10.57 10.92
Fuente: Elaboración propia.

Figura 2.13. Gráfica de la velocidad del viento de 1980 a 2019.
Fuente: Elaboración propia.

Figura 2.14. Gráfica de las velocidades de viento por año de Era-5.
Fuente: Elaboración propia.
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2.5.2.4. Wind Toolkit®

La Figura 2.15. describe el comportamiento de las velocidades promedios del viento en el
periodo de 2007-2014 para diferentes alturas. El color azul representa una altura de 10 m, rojo
40 m, verde 60 m, negro 80 m, púrpura 100 m, amarillo 120 m, naranja 140 m, rosa 160 m,
cian 200 m. El año 2009, obtuvo una mayor velocidad promedio del viento de 6.07 m/s, y el
año de 2013 obtuvo la menor velocidad promedio, es de 5.72 m/s.

Figura 2.15. Gráfica de las velocidades de viento del periodo de 2007-2014 de Wind Toolkit®.
Fuente: Elaboración propia.

En la Figura 2.16. se muestra el comportamiento de las velocidades promedios de los
meses pertenecientes al año 2014 de las alturas de 10, 40, 60, 80, 100, 120, 140, 160 y 200 m,
donde a una altura de 10 m se tiene la velocidad más alta de 10.18 m/s correspondiente al mes
de enero y el valor más se encuentra en el mes de junio con 3.24 m/s, esto también se puede
visualizar en la Tabla 2.5..

Tabla 2.5. Velocidades promedio del año 2018 a una altura de 10 m de Wind Toolkit®.

Ene
[m/s]

Feb
[m/s]

Mar
[m/s]

Abr
[m/s]

May
[m/s]

Jun
[m/s]

Jul
[m/s]

Ago
[m/s]

Sep
[m/s]

Oct
[m/s]

Nov
[m/s]

Dic
[m/s]

10.18 8.31 7.73 5.64 4.63 3.24 3.55 4.58 4.01 5.12 7.43 8.57
Fuente: Elaboración propia.
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Capítulo 2. Recurso eólico

Figura 2.16. Perfil de velocidades del viento de Wind Toolkit®.
Fuente: Elaboración propia.

2.5.3. Mapa de rango de velocidades

Los mapas de rangos de velocidades representan mediante una escala de colores la velocidad
del viento que se tiene en cada una de las horas con respecto a los meses del año. A contin-
uación se muestran estos para las estaciones meteorológicas de estudio.

2.5.3.1. CERTE

En la Figura 2.17. se observa el mapa de rango de velocidades a una altura de 20 metros,
con los 12 meses del año y las 24 horas del día, se aprecia que el mes de enero tiene una
mayor velocidad, que se encuentra en un rango de 11 a 9 m/s; mientras que el mes de junio y
septiembre, son los meses que presentan una menor velocidad del viento. En el Apéndice B1,
se muestran los mapas de rangos de velocidades del viento correspondientes a las alturas de
40 m, 60 m y 80 m.
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Figura 2.17. Mapa de rango de velocidades del viento a 20 m de CERTE.
Fuente: Elaboración propia.

2.5.3.2. Merra-2

En la Figura 2.18. se observa el mapa de rango de velocidades a una altura de 50 metros
perteneciente al año 2018, con los datos de Merra-2, se considera los 12 meses del año y las
24 horas del día, se aprecia que el mes de diciembre en el intervalo de horas 16:00 a 24:00
presenta una mayor velocidad, que se encuentra en un rango de 11 a 9 m/s; mientras que el
mes de mayo y agosto, son los meses que presentan una menor velocidad del viento.

Figura 2.18. Mapa de rango de velocidades del viento a 20 m de CERTE.
Fuente: Elaboración propia.
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En la Figura 2.19. se aprecia el mapa de rango de velocidades desde el año 1981 hasta el
2020, divididos en los 12 meses del año. De manera general, el mes de noviembre a diciembre
es donde se localiza la mayor velocidad del viento, en un rango de 9.5 a 11 m/s, y los meses
de mayo y agosto es donde se encuentra las velocidades menores.

Figura 2.19. Mapa de rango de velocidades del viento desde 1981 hasta 2020 de Merra-2.
Fuente: Elaboración propia.

2.5.3.3. Era-5

La Figura 2.20. caracteriza el mapa de rango de velocidades a una altura de 100 metros, con
los datos de Era-5, se considera los 12 meses del año y las 24 horas del día, el mes de diciembre
en el intervalo de 17:00 a 24:00, presenta una mayor velocidad, se encuentra en un rango de
11 a 9 m/s, mientras que el mes de abril es donde se presentan las menores velocidades del
viento.

La Figura 2.21. se aprecia el mapa de rango de velocidades desde el año 1981 hasta el
2022, divididos en los 12 meses del año. Desde noviembre a diciembre se localiza la mayor
velocidad del viento, en un rango de 9.5 a 11 m/s y el mes de septiembre se tienen las menores
velocidades del viento.
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Figura 2.20. Mapa de rango de velocidades del viento a 100 m del año 2018 de Era-5.
Fuente: Elaboración propia.

Figura 2.21. Mapa de rango de velocidades de 1980 a 2019 de Era-5.
Fuente: Elaboración propia.

2.5.3.4. Wind Toolkit®

En la Figura 2.22. se muestra el mapa de rango de velocidades a 10 m correspondiente al año
2018, donde predomina el color blanco representativo a los 3 m/s, teniendo este color en los
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meses desde abril a octubre, en cambio en el mes de enero se observan velocidades de 11 m/s
para las horas de 11:00 a las 17:00.

La Figura 2.23. presenta el mapa de rango de velocidades para el periodo de 2007 a 2014
con respecto a los meses, donde se puede apreciar que los meses que tienen menor velocidades
son de abril a octubre y el mes con mayor velocidad en enero. En el Apéndice B2, se muestran
los mapas de rangos de velocidades pertenecientes a las alturas de 40, 60, 80, 100, 120, 140,
160 y 200 m.

Figura 2.22. Mapa de rango de velocidades del viento a 10 m del año 2014 de Wind Toolkit®.
Fuente: Elaboración propia.

2.5.4. Rosa de los vientos

La rosa de los vientos es una herramienta adecuada para analizar la distribución de direcciones
de viento, que permite representar la frecuencia de ocurrencia de vientos en cada dirección
[32]. A continuación se muestran las rosas de viento relevantes de cada estación meteorológ-
ica.
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Figura 2.23. Mapa de rango de velocidades de 2007 a 2014 de Wind Toolkit®.
Fuente: Elaboración propia.

2.5.4.1. CERTE

En la Figura 2.24. se muestra la rosa de vientos a la altura de 58 m perteneciente al año 2018,
donde la dirección predominante del viento es al norte-noroeste (NNO), con velocidades del
viento frecuente dentro del rango de 5 a 10 m/s. En el Apéndice C1, se muestra la rosa de
viento anual a la altura de 78 m.

2.5.4.2. Merra-2

La Figura 2.25. caracteriza la rosa de vientos a 50 m, perteneciente al año 2018, indican la
frecuencia de la dirección del viento. Se observa la dirección del viento predomina al norte
con mayor frecuencia de viento a velocidades entre el rango de 5-10 m/s.

2.5.4.3. Era-5

La Figura 2.26. muestra la rosa de vientos a 100 m de altura. Donde se indica la frecuencia de
la dirección del viento, se observa la dirección del viento predomina al norte-noroeste (NNO)
con mayor frecuencia viento a velocidades entre el rango de 5-10 m/s.
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Figura 2.24. Rosa de viento a 58 m de CERTE.
Fuente: Elaboración propia.

Figura 2.25. Rosa de viento a 50 m de Merra-2.
Fuente: Elaboración propia.

2.5.4.4. Wind Toolkit®

En la Figura 2.27. se muestra la rosa de vientos a 10 m de altura. Donde se indica la frecuen-
cia de la dirección del viento, se observa la dirección del viento predomina al norte-noroeste
(NNO) con mayor frecuencia en las velocidades del viento entre el rango de 5 a 10 m/s. En el
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Figura 2.26. Rosa de viento a 100 m de Era-5.
Fuente: Elaboración propia.

Apéndice C2 se encuentran las rosas de vientos a las alturas de 40, 60, 80, 100, 120, 140, 160
y 200 m.

Figura 2.27. Rosa de viento a 10 m de Wind Toolkit®.
Fuente: Elaboración propia.
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2.6. Comparación de los datos

En la Figura 2.28. se puede apreciar la comparación del comportamiento del viento a lo largo
de los años de 1981 hasta 2020 de la base de datos de Merra-2 (línea azul) a una altura de
50 m y la base de datos de Era-5 con una altura de 100 m (línea roja). Se observa que las
velocidades del viento son muy parecidas entre ambas estaciones sin importar que se tienen
distintas alturas, por lo tanto, se realizó la extrapolación de cada una de la base de datos a la
altura contraría de cada una de ellas, están representada por las líneas puntuadas y del color
correspondiente. Teniendo como resultado en las extrapolaciones que no se tiene las mismas
velocidades, en el caso de Merra-2 a 100 m las velocidades del viento incrementan significati-
vamente y para Era-5 a 50 m disminuyen sus velocidades.

En la Figura 2.29. se muestra la comparación entre las estaciones del CERTE, Merra-2 y
Era-5, donde se puede observar que la estación de Era-5 tiene comportamiento similar a la
velocidad de 50 m, en donde podemos decir que la estación de Era-5 las mediciones no están
a 100 m sino a 50 m.

Figura 2.28. Comparación de velocidades de viento.
Fuente: Elaboración propia.

En la comparativa entre las estaciones de Merra-2, Era-5 y Wind Toolkit® con respecto al
periodo de 2007 hasta 2014, se muestra en la Figura 2.30. la comparación a 50 m de las 3
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Figura 2.29. Comparación de velocidades de viento entre Merra, Era-5 y CERTE.
Fuente: Elaboración propia.

estaciones, donde Merra-2 y Era-5 como ya se a mencionado es el mismo compartamiento, sin
embargo, las velocidades en Wind Toolkit® a esta altura son superiores a 8 m/s, mostrando
una diferencia de velocidad de 1.2 m/s.

Figura 2.30. Comparación de velocidades de viento entre Merra, Era-5 y Wind Toolkit®.
Fuente: Elaboración propia.
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En la Figura 2.31. se puede apreciar la comparación de dichas estaciones en los meses
pertenencientes al año 2014, donde se aprecia que las velocidades presentadas por Wind
Toolkit® son muy altas en comparación a las estaciones de Merra-2 y Era-5, ya que en una de
las velocidades que se presentan mayores en la estación de Merra-2 a una altura de 50 m en el
mes de enero con 10.17 m/s solo varía por decimales con la velocidad de este mismo mes con
9.76 m/s a la altura de 10 m.

Figura 2.31. Comparación de velocidades del año 2014 entre Merra, Era-5 y Wind Toolkit®.
Fuente: Elaboración propia.

2.7. Conclusiones

Teniendo como referencia a la estación del CERTE se tiene una velocidad promedio de 7.26
m/s para una altura de 20 m y realizando una extrapolación a 50 m se tiene una velocidad de
8.49 m/s, con base al Atlas de recursos eólicos del estado de Oaxaca [33] y en el mapa que este
mismo proporciona en la Figura 2.32., se clasifica el sitio con un potencial eólico excelente
entrando en la clase de potencia del viento número 6, además cabe mencionar que coincide este
análisis con el mapa mostrado, dado que la ciudad de Juchitán de Zaragoza esta representada
por el color rojo representativa a dicho número de clase.
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Figura 2.32. Mapa del recurso eólico de Oaxaca.
Fuente: Elaboración propia.

Con respecto al comportamiento del perfil mensual del viento se observa que los meses con
mayores velocidades se tienen en el periodo de noviembre hasta febrero, en su caso contrario,
los meses con menores velocidades son junio y julio. Esta información tomando como refer-
encia a la estación del CERTE debido a que se mostró que las estaciones virtuales son menos
precisas, ya que en el caso de Merra-2 y Era-5 subestiman el recurso eólico, además en el caso
de Era-5 la información no era a 100 m como la base de datos lo muestra. Por otra parte, en la
estación meteorológica Wind Toolkit® sobreestima el recurso, esta base presenta velocidades
muy altas. Esto se muestra en la comparativa entre dicha estación y Merra-2 con Era-5, donde
la velocidad más alta en estas estaciones a una altura de 50 m es muy cercana a la velocidad a
10 m de la estación de Wind Toolkit® solo teniendo la diferencia de 0.4 m/s.

La dirección del viento no presenta una variación significativa entre las estaciones meteorológ-
icas, indicando que el viento predomina del norte-noroeste, con una frecuencia de vientos en
el rango de 5 a 10 m/s.
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Selección del aerogenerador

Los fabricantes de aerogeneradores presentan parámetros nominales al momento de ofrecer un
modelo específico, lo cual se traduce en una estimación promedio del comportamiento real.
Es importante señalar que, en el presente trabajo, se tiene por objetivo: producir 200 kW de
potencia nominal. Por lo tanto, es necesario aplicar conocimientos de la Ciencia en Energía
Eólica para seleccionar el aerogenerador adecuado para el emplazamiento. Las variables o
parámetros que deben considerarse, en el diseño y planeación del parque eólico, están en
función del emplazamiento en cuestión. Las clases de aerogeneradores se definen con base en
la velocidad y la turbulencia del viento, los cuales sirven para representar los valores generales
en la clasificación de los distintos emplazamientos, más no para señalar alguna característica
puntual, de algún sitio en específico.

3.1. Especificaciones del Manual de Interconexión de CFE

3.2. Condiciones específicas del terreno

En el capítulo anterior se menciona la importancia de considerar las condiciones ambientales
del sitio tales como la topografía y orografía, para lo cual se utilizó el software WAsP®. El
programa Wind Atlas Analysis and Application Programs (WAsP, por sus siglas en inglés) es el
software comercial más utilizado actualmente para la estimación del recurso eólico y es coor-
dinado por el Departamento de Energía Eólica de la Universidad Técnica de Dinamarca (DTU,
por sus siglas en inglés) [12]. El programa iniciado en 1987 cuenta ya con doce versiones. La
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versión utilizada en este proyecto es la versión 12 y se utiliza para determinar el recurso eólico,
al igual que la estimación de producción de energía, la distribución de los aerogeneradores y
las pérdidas por el efecto estela.

3.2.0.1. Mapa georeferenciado

Para generar el mapa georeferenciado primero se utiliza el software Google Earth Pro, donde
se obtiene una imagen satelital del sitio ingresando las coordenadas geográficas del sitio, pos-
teriormente se ubican 3 puntos sobre la imagen, para después georeferenciar y así como se
muestra en la Figura 3.1.

Posteriormente, esta imagen es ingresada y procesada en el sofware WAsP en el cual se geo-
referencia los puntos del mapa en coordenadas UTM, verificando las coordenadas del sitio. La
georeferenciación consiste en asociar una coordenada UTM para cada píxel de la imagen y así
poder unir correctamente los mapas de rugosidad y topografía.

Figura 3.1. Mapa satelital del emplazamiento georeferenciada.
Fuente: Google Earth Pro.

3.2.0.2. Mapa topográfico

Con el fin de obtener las curvas de nivel a una escala definida o mapa topográfico, con el
software WAsP MAP Editor y las coordenadas del lugar. Posteriormente, el mapa de rugosidad
se obtiene de la misma manera que el mapa topográfico. Este permite conocer la orografía
del área del emplazamiento, es decir, observar los obstáculos que se encuentran cerca. La
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Figura 3.2. muestra la rugosidad del lugar, es baja porque no cuenta con grandes obstáculos,
teniendo valores de α = 0.1831 y z0 = 0.1650 m.

Figura 3.2. Mapa de rugosidad.
Fuente: WAsP®.

3.3. Clases de aerogeneradores

Una vez realizado el análisis del recurso eólico, de la zona del emplazamiento descrito en
Capítulo 2, es importante identificar la clase de aerogenerador según el régimen de viento.
Adicionalmente, durante la etapa de diseño, es necesario evaluar las condiciones del terreno,
tomando en consideración los mapas topográficos y rugosidad.

Las clases de aerogeneradores están clasificados según la velocidad de referencia, clase I,
II, II o bien clase S, mientras que la intensidad de turbulencia puede ser alta, media o baja.
Esta última define el parámetro de la pendiente, con la que se calcula la desviación típica con
respecto a la velocidad media en el mismo periodo de tiempo [34].

Al definir una altura de 22 metros de la instalación del parque eólico de baja potencia en
el campus Juchitán, se hace la extrapolación a esta altura para las cuatros estaciones y el cál-
culo de la desviación estándar (σv), con la finalidad de determinar el índice de turbulecia (T I),
que se muestran en la Tabla 3.1.
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Tabla 3.1. Índice de turbulencia en las estaciones meteorológicas.

CERTE Merra-2 Era-5 WTK

Vpromedio (m/s) 7.17 6.13 5.49 9.29
σv (m/s) 2.11 1.67 1.65 3.03

T I 0.182 0.187 0.189 0.192
Fuente: Elaboración propia.

Teniendo como referencia a la estación del CERTE y con base a la Tabla 3.2. se define que
el aerogenerador a usar en el emplazamiento debe ser un clase III A.

Tabla 3.2. Clasificación de los aerogeneradores.

Clases I II III IV S

Vref (m/s) 50 42.5 37.5 30 Valores
propuesto

de
diseño

Vpro (m/s) 10 8.5 7.5 6
A I15
a(-)

0.18
2

0.18
2

0.18
2

0.18
2

B I15
a(-)

0.16
3

0.16
3

0.16
3

0.16
3

Fuente: IEC-61400-2 [23].

donde:
V re f = Referencia del viento en intervalos de 10 minutos,
A = Designa la categoría para características de alta turbulencia,
B = Designa la categoría para características de media turbulencia,
C = Designa la categoría para características de baja turbulencia,
Ire f = Es el valor esperado de la intensidad de turbulencia de 15 m/s,

Una clase adicional de aerogenerador, clase S, se define para su uso cuando el diseñador y/o
el cliente requieren viento especial u otras condiciones externas o una clase de seguridad es-
pecial. Los valores de diseño para el aerogenerador clase S serán elegidos por el diseñador y
especificados en la documentación del diseño. Para tales diseños especiales, los valores elegi-
dos para las condiciones de diseño deberán reflejar un entorno al menos tan severo como se
anticipa para el uso del aerogenerador. Las condiciones externas particulares definidas para
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las clases I, II y III no están destinadas a cubrir las condiciones en alta mar ni las condiciones
de viento experimentadas en tormentas tropicales como huracanes, ciclones y tifones. Dichas
condiciones pueden requerir diseño clase S del aerogenerador [34].

3.4. Características de aerogeneradores seleccionados

En la Tabla 3.3. se presenta los datos técnicos del aerogenerador Skystream 3.7, desde su
capacidad nominal hasta la velocidad límite del viento; asimismo, en la Figura 3.3. se muestra
su curva de potencia.

• Skystream 3.7 El aerogenerador corresponde Skystream 3.7 tiene un diámetro de 3.72
m equivalente a un área de barrido de 10.86 m2 y también tiene una altura de instalación
de 18 m. En la Figura 3.3., se presenta la curva de potencia del aerogenerador, donde se
puede apreciar que la velocidad de arranque es de 3.5 m/s, la velocidad del viento donde
se extrae la potencia nominal es de 9.4 m/s y la velocidad de corte de 20 m/s.

Figura 3.3. Curva de potencia del aerogenerador Skystream 3.7.
Fuente: Elaboración propia.
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Tabla 3.3. Datos técnicos del aerogenerador Skystream 3.7.

Caracteristicas Valores

Capacidad nominal 2,4 kW
Peso 77 kg

Diámetro del rotor 3,72 m
Área de operación 10,87 [m2]

Tipo Sotavento con control y regulación de frenado
Dirección de rotación En sentido de las agujas del reloj contra el viento

Velocidad 50 - 325 rpm
Velocidad de las palas 237,6 km/h (66 m/s)

Alternador De imán permanente sin ranuras ni escobillas
Alimentación a la red Southwest Windpower inversor 230 V, 50 Hz, 1 Fase
Sistema de frenado Regulación de frenado electrónico con relé redundante

Velocidad de arranque del viento 12,8 km/h (3,5 m/s)
Velocidad de viento nominal 33,6 km/h (9,4 m/s
Velocidad limite de viento 224 km/h (63 m/s)

Fuente: Elaboración propia.

• Enair 70pro
En la Tabla 3.4. se observan los datos técnicos del aerogenerador Enair 70pro, así como
también su curva de potencia que se muestra en la Figura 3.4., en la cual se aprecia que
la velocidad de arranque es de 2 m/s, la velocidad del viento donde se extrae la potencia
nominal es de 11 m/s y la velocidad de corte de 20 m/s.

• Enair 200L
El aerogenerador Enair 200L tiene un diámetro de 9.8 m equivalente a un área de barrido
de 75.4 m2 y también, tiene una altura de instalación de 22 m. En la Figura 3.5., se
presenta la curva de potencia del aerogenerador donde se puede apreciar que la velocidad
de arranque es de 1.85 m/s, la velocidad del viento donde se extrae la potencia nominal es
de 9 m/s y la velocidad de corte de producción de energía corresponde a una velocidad
del viento igual o mayor a 30 m/s. Además, en la Tabla 3.5. se muestran los datos
técnicos del aerogenerador.
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Figura 3.4. Curva de potencia del aerogenerador Enair 70pro.
Fuente: Elaboración propia.

Tabla 3.4. Datos técnicos del aerogenerador Enair 70pro.

Características Valores

Material de palas Fibras de vidrio con resinas y núcleo de poliuretano
Generador 250 rpm nominales - imanes de neodimio
Potencia 5500 W

Potencia nominal 4000 W (según IEC 61400-2)
Tensión 24/48/220V

Diámetro 4.30 m
Área de barrido 14.5 m2

Peso 165 kg
Viento de arranque 2 m/s
Velocidad nominal 11 m/s

Vel. regulación paso variable 60 m/s
Rango de generación eficiente De 2 a 60 m/s

Orientación Sistema pasivo con timón de orientación
Control de potencia Sistema de paso variable pasivo centrigufo con dos vel.

Freno -Electromagnético por cortocircuito
-Aerodinámico mediante paso variable

Inversor eólico Eficiencia 97% algoritmo MPPT
Fuente: Elaboración propia.
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Figura 3.5. Curva de potencia del aerogenerador Enair 200L.
Fuente: Elaboración propia.

Tabla 3.5. Datos técnicos del aerogenerador Enair 200L.

Características Valores

Potencia nominal 10 kW
Generador 3 fases-500V-transmisión directa

Rotor 3 palas, eje horizontal sotavento
Aplicaciones Conexión a red- Micro red
Vel. rotación 120 rpm

Velocidad de arranque 1.85 m/s
Corte de producción 30 m/s

Orientación Orientación aerodinámica
Diámetro 9.8 m

Área de barrido 75.4 m2
Longitud de pala 4.5 m
Material de pala Fibra de vidrio, resina flex con polieuretano
Tipo de control Paso variable activo, regul. electrónica y freno

Paso Paso variable con control activo por viento potencia
Inversor Compatible con inversores de tensión constante de 500 V

Fuente: Elaboración propia.

• Enair 200

62



Capítulo 3. Selección del aerogenerador

El aerogenerador Enair 200 tiene una capacidad de 20 kW, con un diámetro de 9.8 y una
área de barrido de 75.4 m2 y también, tiene una altura de instalación de 22 m. En la
Figura 3.6. se presenta la curva de potencia del aerogenerador, donde se aprecia que la
velocidad de arranque es de 1.85 m/s y la velocidad de corte es de 30 m/s. La Tabla 3.6.
se presentan los datos técnicos del aerogenerador Enair 200.

Figura 3.6. Curva de potencia del aerogenerador Enair 200.
Fuente: Elaboración propia.

Tabla 3.6. Datos técnicos del aerogenerador Enair 200.

Características Valores

Potencia nominal 20 kW
Generador 3 fases-500V-transmisión directa

Rotor 3 palas, eje horizontal sotavento
Vel. rotación 120 rpm

Velocidad de arranque 1.85 m/s
Corte de producción 30 m/s

Peso 1000 kg
Diámetro 9.8 m

Área de barrido 75.4 m2
Longitud de pala 4.5 m

Freno Freno electromecánico de seguridad
Inversor Compatible con inversores de tensión constante de 500 V

Fuente: Elaboración propia.

63



Capítulo 3. Selección del aerogenerador

3.5. Disposición de aerogeneradores

El objetivo principal de hacer el correcto acomodo de los aerogeneradores en el terreno es max-
imizar la producción de energía eléctrica, sin embargo, se tienen algunas restricciones, como
un ejemplo de ellas son las restricciones financieras, para ello se requiere optimizar el diseño
del parque eólico. Para cumplir con el propósito de tener la mayor cantidad de producción de
energía eléctrica se necesitaría reducir la distancia entre los aerogeneradores, pero recalcar que
al disminuir la distancia se incrementa el efectivo negativo que genera la estela en el parque
eólico.

De acuerdo con la Asociación Danesa de la Industria Eólica (DWIA, por sus siglas en in-
glés), se recomienda que la separación óptima entre los aerogeneradores esté entre 5-9 veces
el diámetro del rotor en la dirección predominante del viento y entre 3-5 veces el diámetro
en el sentido perpendicular a la dirección del viento predominante, como se muestra en la
Figura 3.7. [35].

Figura 3.7. Espaciado entre aerogeneradores recomendado para reducir el efecto estela.
Fuente: R. Iracheta Cortez [35].

En la literatura se menciona que las pérdidas por el efecto estela oscilan en un rango de 5 a
15% cuando la separación entre los aerogeneradores está entre 4 y 8 veces el diámetro del rotor
[36] [37]. Por lo cual, se determinar utilizar la distribución de 4 veces el diámetro en sentido
perpendicular a la dirección del viento predominante y 8 veces en la dirección predominante
del viento, además de hacer la distribución en V.
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3.5.1. Planos de distribución de aerogeneradores

Para el arreglo de la distribución de los aerogeneradores se realizaron diversos casos respecto
a la distancia entre cada aerogenerador en la misma fila y entre cada columna. En nuestro
caso, se realizaron las simulaciones en el software WAsP para los 4 aerogeneradores antes
mencionados, considerando una separación de 4 veces el diámetro entre cada aerogenerador
de la misma fila y 8 veces el diámetro entre columna de aerogeneradores, esto para que se
reduzca las pérdidas del efecto estela.

3.5.1.1. Evaluación con Skystream 3.7

En el terreno se distribuyeron 87 aerogeneradores Skystream 3.7, teniendo que la generación
total neta presentada es de 543.057 MWh, además, de tener pérdidas por el efecto estela de
0.01% debido a que es un diámetro muy pequeño y no presenta fluctuaciones importantes,
toda esta información se aprecia en la Tabla 3.7. y la descripción de energía generada en cada
aerogenerador de este tipo, se encuentra en el Apéndice C.1. En la Figura 3.8., se muestra la
distribución de los 87 aerogeneradores tipo Skystream 3.7, se observa que el área ocupada por
los aerogeneradores es de 9.77 hectáreas.

Figura 3.8. Distribución de los aerogeneradores Skystream 3.7.
Fuente: Elaboración propia.
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Tabla 3.7. Generación total y efecto estela evaluándose con el aerogenerador Skystream 3.7.

Skystream 3.7 Total Media Mínima Máxima

Generación total bruta (MWh) 543.059 6.242 5.525 6.690
Generación total neta (MWh) 543.057 6.242 5.525 6.690
Pérdida por efecto estela (%) 0.01 — 0.0 0.01

Fuente: Elaboración propia.

3.5.1.2. Evaluación con Enair 70pro

De acuerdo con las características y potencia del aerogenerador, se distribuyeron 36 aerogen-
eradores, teniendo como resultados los pertenecientes a la Tabla 3.8. y la descripción de cada
uno de los aerogeneradores colocados en el Apéndice C.2. En la Figura 3.9., se muestra la dis-
tribución de los 36 aerogeneradores tipo Enair 70pro, en donde la distribución de estos ocupa
el área de 9.2 hectáreas.

Figura 3.9. Distribución de los aerogeneradores Enair 70 pro.
Fuente: Elaboración propia.

Tabla 3.8. Generación total y efecto estela evaluándose con el aerogenerador Enair 70pro.

Enair 70pro Total Media Mínima Máxima

Generación total bruta (MWh) 399.687 11.102 10.298 11.577
Generación total neta (MWh) 399.685 11.102 10.298 11.577
Pérdida por efecto estela (%) 0.0 — 0.0 0.01

Fuente: Elaboración propia.
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3.5.1.3. Evaluación con Enair 200L

De acuerdo con las características y potencia del aerogenerador, se distribuyeron 20 aerogen-
eradores, teniendo como resultados los pertenecientes a la Tabla 3.9. y la descripción de cada
uno de los aerogeneradores colocados en el Apéndice C.3. En la Figura 3.10., se muestra
la distribución de los 20 aerogeneradores tipo Enair 200L, en donde la distribución de estos
ocupa el área de 8.1 hectáreas.

Figura 3.10. Distribución de los aerogeneradores Enair 200L.
Fuente: Elaboración propia.

Tabla 3.9. Generación total y efecto estela evaluándose con el aerogenerador Enair 200L.

Enair 200L Total Media Mínima Máxima

Generación total bruta (MWh) 713.828 35.691 34.327 36.724
Generación total neta (MWh) 705.621 35.281 33.901 36.519
Pérdida por efecto estela (%) 1.15 — 0.21 2.84

Fuente: Elaboración propia.

3.5.1.4. Evaluación con Enair 200

De acuerdo a las características y potencia del aerogenerador se distribuyeron 10 aerogener-
adores, teniendo como producción de energía la que se muestra en la Tabla 3.10., en dicha
tabla se observa que se tiene un total de pérdidas por el efecto estela de 0.85 %, teniendo como
máxima pérdida 1.67 % que es presenta en el aerogenerador 6 (observarse en el Apéndice
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C.4). En la Figura 3.11., se muestra la distribución de los 10 aerogeneradores tipo Enair 200,
en donde el acomodo de estos solo se ocupó el área de 7 hectáreas. se puede observar que
el área ocupada por los aerogeneradores es de 9.1 hectáreas, la cual, equivale al 16.36% por
ciento del área total del terreno.

Figura 3.11. Distribución de los aerogeneradores Enair 200.
Fuente: Elaboración propia.

Tabla 3.10. Generación total y efecto estela evaluándose con el aerogenerador Enair 200.

Enair 200 Total Media Mínima Máxima

Generación total bruta (MWh) 488.540 48.854 46.189 50.636
Generación total neta (MWh) 484.381 48.438 45.701 50.282
Pérdida por efecto estela (%) 0.85 — 0.08 1.67

Fuente: Elaboración propia.

3.6. Conclusiones

En este apartado se concluye que la distribución en V con separaciones entre aerogeneradores
de 4 veces el diámetro en el sentido perpendicular a la dirección del viento predominante y 8
veces el diámetro del rotor en la dirección predominante del viento, es una buena combinación,
para reducir las pérdidas causadas por el efecto estela. Además, que para cumplir con el ob-
jetivo de producir 200 kW en potencia pico, no se utiliza toda el área disponible, siendo así
que solo se ocupa hasta máximo 10 hectáreas de las 55.6 hectáreas disponibles, teniendo aún
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mucho espacio para la instalación de más aerogeneradores y así mayor producción de energía.

El emplazamiento resulta viable debido al potencial eólico, al igual que la rugosidad que pre-
senta es baja, siendo un terreno plano con mínima presencia de vegetación, nula presencia de
orografía accidentada.

El aerogenerador que presentó mejores resultados en la máxima producción anual de energía
es el Enair 200L de una potencia de 10 kW a comparación de los demás, esto con base a la
distribución de este tipo, colocando 20 de este mismo, presentando una producción de energía
neta de 705.621 MWh, con un total de pérdidas por el efecto estela de 1.15%.
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Infraestructura eléctrica

La función de la infraestructura eléctrica de un parque eólico es encargarse de transmitir la
energía eléctrica producida por cada aerogenerador hacia la subestación eléctrica y posterior-
mente a la red eléctrica, además de considerar los componentes eléctricos, electrónicos a insta-
lar en condiciones apegadas a las normativas, aspectos de transmisión y protecciones eléctricas
de instalaciones de baja potencia.

En esta sección se determina el número y ubicación de los aerogeneradores, se dimensionan y
se trazan los cables de baja tensión en el terreno, los cuales, dependen de la potencia instalada.
También, se presentan los cálculos eléctricos de los cables subterráneos de baja tensión en los
tramos que van desde los aerogeneradores hasta la caseta de convertidores y desde la caseta
de convertidores hasta la subestación principal. Finalmente, se describen las características de
la red de media tensión en el punto de acoplamiento con el parque eólico de baja tensión. En
este capítulo se diseña la infraestructura eléctrica de los 4 aerogeneradores mencionados en el
capítulo anterior.
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4.1. Especificaciones del Manual de interconexión de cen-
trales de generación con capacidad menor a 0.5 MW

4.1.1. Tipos de contrato de interconexión para distribución

Existen 3 tipos de contratos para realizar la interconexión con CFE [38], a continuación se
describen.

• Medición neta de energía (Net metering)
En la Figura 4.1. se muestra el esquema de interconexión de medición neta de energía
para centrales eléctricas tipo MT1 donde se puede observar que el cliente consume y
genera energía en un mismo contrato de suministro. A través de un medidor de fac-
turación bidireccional se resta la energía generada al consumo.

• Facturación neta (Net Billing)
En la Figura 4.3. se describe el modelo de contrato de facturación neta donde se observa
que la energía consumida que CFE entrega al cliente es independiente de la energía que
el cliente genera y vende a CFE, es decir, no se resta a tu consumo. La característica
principal de este modelo de contrato es que la energía consumida de CFE se cobra al
precio establecido en el tipo de tarifa contratada de baja y/o media tensión. En contraste,
la energía que el cliente genera se vende a la CFE al precio marginal local (PML) en el
nodo de interconexión.

• Venta total de energía
En la Figura ?? se describe el esquema de interconexión de venta total de energía donde
el cliente vende a CFE toda la energía generada. No existe un contrato de suministro del
cliente con CFE. Sin embargo, la CFE compra la energía al precio PML horario en el
nodo de interconexión.

4.1.2. Clasificación de centrales eléctricas menores a 0.5 MW

Las centrales eléctricas con capacidad menor a 0.5 MW, se clasifican de acuerdo con su ca-
pacidad de generación neta y el nivel de tensión al cual se interconectan a las Redes Generales
de Distribución (RGD) [38].
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Tabla 4.1. Clasificación de centrales eléctricas menores a 0.5 MW con base en su capacidad de
generación neta y el nivel de tensión al cual se interconectan.

Nivel de tensión
Central de generación

neta de la central eléctrica (P) (kW)
Clasificación

Baja tensión
(≤ 1kV)

Sistema trifásico P≤50 kW
Tipo BT

Sistema monofásico P≤30 kW
Media tensión

(1kV>y 35 ≤kV)
P≤ 200 kW Tipo MT1

250 kW > P ≤ 500 kW TipoMT2
Fuente: Manual de Interconexión de Centrales de Generación con Capacidad menor a 0.5 MW [38].

4.1.3. Esquemas de interconexión

Con base en la clasificación del tipo de central eléctrica con capacidad menor a 0.5 MW y la
actividad que ésta realiza con relación al uso o venta de energía eléctrica, se pueden utilizar los
siguientes esquemas de interconexión [38]. Para el caso del campus Juchitán que se clasifica
como central eléctrica MT1, se presentan a continuación los esquemas de interconexión 2, 5
y 8, de cada caso correspondiente, además de mostrarse en el Ápendice E.1 los esquemas de
interconexión para las clasificaciones tipo BT y MT2.

Tabla 4.2. Esquemas de interconexión para centrales eléctricas con capacidad menor a 0.5 MW con
relación al uso y venta de energía eléctrica.

Clasificación de
central eléctrica

Utilización de la energía
eléctrica producida

Esquema de
interconexión

Consumo de centros de carga 1
Venta de excedentes 4BT

Venta total 7
Consumo de centros de carga 2

Venta de excedentes 5MT1
Venta total 8

Consumo de centros de carga 3
Venta de excedentes 6MT2

Venta total 9
Fuente: Manual de Interconexión de Centrales de Generación con Capacidad menor a 0.5 MW [38].

73



Capítulo 4. Infraestructura eléctrica

Figura 4.1. Esquema de interconexión 2 para Centrales Eléctricas menores o iguales que 250 kW en
Media Tensión con Centros de Carga

Fuente: Manual de Interconexión de Centrales de Generación con Capacidad menor a 0.5 MW [38].

Figura 4.2. Esquema de interconexión 5 para Centrales Eléctricas menores o iguales que 250 kW en
Media Tensión con Centros de Carga

Fuente: Manual de Interconexión de Centrales de Generación con Capacidad menor a 0.5 MW [38].

4.1.4. Equipos de medición

• Medidor MF corresponde al medidor para facturación o medidor fiscal,

• Medidor de generación neta MCE el cual se instalará posterior al equipo: inversor. De
regulación, de control de corriente o equivalente, y antes de l carga, de manera que mida
la generación,
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Figura 4.3. Esquema de interconexión 8 para Centrales Eléctricas menores o iguales que 250 kW en
Media Tensión con Centros de Carga

Fuente: Manual de Interconexión de Centrales de Generación con Capacidad menor a 0.5 MW [38].

• Los medidores MF y MCE deben cumplir con la norma CFE G0000-48 “Medidores Mul-
tifunción para Sistemas Eléctricos” [39] para centrales eléctricas BT y MT1 de gener-
adores exentos,

• Los medidores MF y MCE , podrán ser aquellos que cumplan con la especificación CFE
G0100-05 "Sistemas de Infraestructura Avanzada de Medición" [40] o GWH0009 "Sis-
tema Interactivo de Infraestructura Avanzada de Medición de Energía Eléctrica" [41],
para los casos y en los términos que establezca la CRE.

Para el caso de los transformadores de instrumento para medición en Media Tensión de-
berán de cumplir con la norma oficial mexicana aplicable. Mientras no exista una norma
oficial mexicana o especificación técnica general que emita la CRE, deben cumplir con las
características técnicas establecidas en las especificaciones CFE VE100-13 Transformadores
de Corriente para Sistemas con Tensiones Nominales de 0.6 kV a 400 kV [42] y CFE VE100-
29 Transformadores de Potencial Inductivos para Sistemas con Tensiones Nominales de 0.6
kV a 400 kV [43].

4.1.5. Equipos de protección

Los interruptores o dispositivos de protección y desconexión utilizados en las Centrales Eléc-
tricas con capacidad menor a 0.5 MW deben seleccionarse acorde con las características del
tipo de generación instalada y, en su caso, con la "NOM-001-SEDE Instalaciones Eléctricas
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(Utilización)" [44], vigente a la fecha de entrada en operación de la Central Eléctrica.

El Interruptor 1 debe estar ubicado a la salida de la central eléctrica debe ser un interruptor
termomagnético o de fusibles que permita la desconexión de la central eléctrica de cualquier
dispositivo al que se encuentre conectada. La calibración para la operación del Interruptor I1

por sobrecorriente se determina en función de la potencia máxima de salida de la central eléc-
trica, conductores y dispositivos interconectados. El interruptor I1 debe tener las siguientes
características:

• Ser manualmente operable,

• Contar con un indicador visible de la posición Abierto-Cerrado,

• Contar con la facilidad de ser enclavado mecánicamente en posición abierto por medio
de un candado o sello de alambre,

• Debe ser operable sin exponer a ninguna persona o contacto accidental con partes ener-
gizadas,

• Estar identificado como el interruptor de desconexión de la central eléctrica.

Para la protección y desconexión de la instalación eléctrica particular, debe ser selec-
cionado o calibrado acorde con las características de la carga y del nivel de corriente de corto
circuito en el punto de interconexión. El Interruptor 2 (I2) debe tener las siguientes carac-
terísticas:

• Cumplir con la norma aplicable,

• La capacidad del dispositivo de sobrecorriente se determina en función de la demanda
máxima del centro de carga contratada con el suministrador y de la capacidad de gen-
eración de la central eléctrica, conductores y dispositivos interconectados,

• Operar con flujo de energía en ambos sentidos,

• Debe ser operable sin exponer a ninguna persona a contacto accidental con partes ener-
gizadas,
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• Ante condiciones anormales de sobrecorriente, las centrales eléctricas con capacidad
menor a 0.5 MW y los Centros de Carga se desconectarán automáticamente del Sis-
tema Eléctrico mediante la apertura de los interruptores, con el fin de prevenir daños y
garantizar la seguridad de los usuarios, de los equipos y de la red eléctrica.

4.2. Cálculo de la corriente nominal por cada aerogenerador

Para el cálculo de la corriente por cada aerogenerador se utilizó la Ec. (4.2.), la cual permite
conocer la corriente nominal que circula de un aerogenerador a otro [66]. La Tabla 4.3. muestra
resultados aplicando la Ec. (4.2.), con un f p= 0.95 y VLL = 440 V. Además, se considera un
factor de seguridad del 20%.

In =
Pn√

3VLL f p
, (4.1.)

donde:
In= corriente nominal entre aerogenerador [A],
Pn= potencia nominal del aerogenerador [W],
VLL= voltaje línea a línea de media tensión [V],
f p= factor de potencia del aerogenerador [adimensional].

Tabla 4.3. Tabla de corrientes eléctricas.

Skystream 3.7 Enair 70 pro Enair 200L Enair 200

In 3.31 A 7.59 A 13.81 A 27.62 A
Con factor de

seguridad
3.97 A 9.11 A 16.57 A 33.14 A

Calibre del conductor 14 AWG 14 AWG 10 AWG 10 AWG
Fuente: Elaboración propia.

4.2.1. Enair 200

La distribución del parque eólico consta de 10 aerogeneradores distribuidos en 2 circuitos, con
5 aerogeneradores en cada uno. En la Figura 4.4., se muestra cada aerogenerador junto con su
correspondiente convertidor e inversor trifásico. Para proteger los dispositivos electrónicos, se
considera la construcción de una obra civil donde se ubicarán los equipos eléctricos de cada
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aerogenerador, así como un centro de carga para realizar la conexión a la subestación eléctrica.
En la Tabla 4.4., se presentan las corrientes correspondientes a cada circuito. Cabe destacar
que la salida de cada circuito será la que se conecte a la subestación eléctrica.

It = InNAGS, (4.2.)

donde:
It= Corriente total del circuito [A],
In= Corriente nominal del aerogenerador [A],
NAGS= Número de aerogeneradores que conforma el circuito [adimensional].

Tabla 4.4. Corrientes de cada circuito del Enair 200.

Circuito 1 Circuito 2

Número de aerogeneradores 5 5
In del circuito 166.7 A 166.7 A

Calibre del conductor 4/0 4/0
Fuente: Elaboración propia.

Figura 4.4. Distribución de los circuitos eléctricos con el aerogenerador Enair 200.
Fuente: Elaboración propia.
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4.2.2. Enair 200L

La disposición elegida consta de 20 aerogeneradores de 10 kW, los cuales se han ubicado es-
tratégicamente para minimizar las pérdidas debidas al efecto estela. En el capítulo anterior se
detalló la formación de dos circuitos, como se muestra en la Figura 4.5., compuestos por 9 y
11 aerogeneradores respectivamente. Ambos circuitos cuentan con sus propios convertidores
e inversores trifásicos, los cuales están ubicados en un edificio de obra civil denominado C1.
Además, desde este edificio se realizará la conexión de cada circuito a la subestación eléctrica.
En cuanto al cableado eléctrico, se utilizarán dos calibres diferentes. El primer tramo corre-
sponde a la conexión de cada aerogenerador con el edificio C1, para el cual se utilizará cable
de calibre 10 AWG. El segundo tramo se extiende desde el centro de carga hasta la subestación
y se utilizará cable de calibre 3/0 en ambos circuitos. El cálculo de estos calibres se realizó
utilizando la ecuación 4.2 y la selección del cable se basó en la tabla del Apéndice D.1. En la
Tabla 4.5. se presentan los resultados de la corriente para cada circuito.

Figura 4.5. Distribución de los circuitos eléctricos con el aerogenerador Enair 200L.
Fuente: Elaboración propia.
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Tabla 4.5. Corrientes de cada circuito del Enair 200L.

Circuito 1 Circuito 2

Número de aerogeneradores 9 11
In del circuito 149.13 A 182.27 A

Calibre del conductor 3/0 3/0
Fuente: Elaboración propia.

4.2.3. Enair 70pro

La distribución de este parque eólico consta de 36 aerogeneradores, cada uno con una ca-
pacidad de 5.5 kW. Los aerogeneradores se organizan en 2 circuitos, uno compuesto por 19
aerogeneradores y el otro por 17. Cada aerogenerador está equipado con su propio convertidor
e inversor trifásico, los cuales se conectan en el cuarto de convertidores electrónicos (C1). El
mismo proceso se repite para los aerogeneradores del C2, donde también se encuentra el centro
de carga. La salida de C1 se dirige hacia C2 para conectarse al centro de carga, y posterior-
mente la salida del centro de carga de cada circuito se conecta a la subestación eléctrica, tal
como se muestra en la Figura 4.6.. En cuanto al cableado, se utilizará un calibre de 14 AWG
para los conductores de cada aerogenerador, y un calibre 3/0 para la salida de ambos circuitos.
Esta elección se basa en la información obtenida de la empresa Viakon, que se encuentra en el
Apéndice D.1. Los detalles específicos se presentan en la Tabla 4.6..

Tabla 4.6. Corrientes de cada circuito del Enair 70pro.

Circuito 1 Circuito 2

Número de aerogeneradores 19 17
In del circuito 173.093 A 154.87 A

Calibre del conductor 3/0 3/0
Fuente: Elaboración propia.

4.2.4. Skystream 3.7

La distribución de este parque eólico consta de 87 aerogeneradores, cada uno con una capaci-
dad de 2.4 kW. Los aerogeneradores se organizan en 2 circuitos. El primer circuito se divide
en dos subcircuitos, uno con 29 aerogeneradores y otro con 19. El segundo circuito está com-

80



Capítulo 4. Infraestructura eléctrica

Figura 4.6. Distribución de los circuitos eléctricos con el aerogenerador Enair 70pro.
Fuente: Elaboración propia.

puesto por 39 aerogeneradores, como se muestra en la Figura 4.7.. Cada circuito cuenta con
un centro de convertidores, donde cada aerogenerador se conecta a un convertidor electrónico
monofásico. Para proteger estos dispositivos, se construirán 3 cuartos, donde el Centro de In-
versores 3 (C3) también albergará el centro de carga, cuya salida se conectará a la subestación
eléctrica. Los aerogeneradores del subcircuito 1 se conectarán a los convertidores del C1,
donde la salida de cada inversor es monofásica, según las características que se detallan en la
Tabla 3.2. Cada convertidor electrónico estará equipado con un interruptor electromagnético
y otros elementos de protección. Dentro del cuarto de convertidores, las señales eléctricas de
cada convertidor se agruparán en circuitos trifásicos, combinando varios aerogeneradores por
fase. Estos circuitos trifásicos se conectarán a un interruptor electromagnético ubicado en el
tablero de carga dentro del cuarto de convertidores. A partir de este tablero de carga, se gener-
arán dos circuitos para evacuar la energía eléctrica hacia la subestación principal.En cuanto al
cableado, se utilizará un calibre de 14 AWG para los aerogeneradores hasta los inversores. De-
spués de la salida del convertidor, cada circuito tendrá un calibre diferente: 12 AWG para los
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subcircuitos del circuito 1, calibre 3/0 para el circuito 2 y calibre 4/0 para la salida del centro
de carga hacia la subestación. Estas selecciones de calibres se realizaron en función de la cor-
riente que circula en cada fase y con la ayuda de la información proporcionada en el Apéndice
D.1. A continuación, se presentan las corrientes de cada una de las fases correspondientes a
los circuitos.

• Subcircuito 1
IFaseA = (9 aerogeneradores)(10.98 A) = 98.82 A

IFaseB = (9 aerogeneradores)(10.98 A) = 98.82 A

IFaseC = (11 aerogeneradores)(10.98 A) = 120.78 A

• Circuito 2
IFaseA = (13 aerogeneradores)(10.98 A) = 142.74 A

IFaseB = (13 aerogeneradores)(10.98 A) = 142.74 A

IFaseC = (13 aerogeneradores)(10.98 A) = 142.74 A

• Subcircuito 2
IFaseA = (7 aerogeneradores)(10.98 A) = 76.86 A

IFaseB = (7 aerogeneradores)(10.98 A) = 76.86 A

IFaseC = (5 aerogeneradores)(10.98 A) = 54.9 A

Las salidas del centro de carga de cada circuito hacia la subestación eléctrica tendrán un calibre
4/0, como se muestra en la Tabla 4.7.

Tabla 4.7. Corrientes de cada circuito del skystream 3.7.

Circuito 1 Circuito 2

Número de aerogeneradores 48 39
IFaseA 175.68 A 142.74 A
IFaseB 175.68 A 142.74 A
IFaseC 173.68 A 142.74 A

Calibre del conductor 4/0 4/0
Fuente: Elaboración propia.
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Figura 4.7. Distribución de los circuitos eléctricos con el aerogenerador skystream 3.7.
Fuente: Elaboración propia.

4.3. Cálculos eléctricos

En este apartado se mostrarán los cálculos realizados para la determinación del cableado eléc-
trico con su presupuesto, al igual que los cálculos de caídas de tensión y pérdidas de potencia,
por último, la selección de la canalización con su debido presupuesto.

Para dichos cálculos, se debe de considerar que la resistencia del conductor está en función
de su longitud, área de la sección transversal y resistividad por el tipo de material del conduc-
tor [63], y está dado por:

Rconductor = ρ
lconductor

A , (4.3.)

donde:
Rconductor = resistencia del cable por longitud del tramo del circuito [Ω],
ρ = resistividad eléctrica del cobre [1.72E-8 Ω−m],
lconductor = longitud del tramo del conductor (m),
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A = área del calibre del conductor [m2].

La caída de tensión (∆V ) por cada tramo, es el producto de la corriente nominal por la re-
sistencia del conductor en cada sección de un aerogenerador a otro [63].

∆V = InRconductor. (4.4.)

La caída de tensión podemos expresarla en porcentaje ∆V (%) de la siguiente manera:

∆V (%) = 100
(

∆VTotal
Vn

)
. (4.5.)

Para el caso de las pérdidas de potencia en el conductor, estas deben ser menores al 2%, y se
determina por [63]:

Pcu = 3I2
n Rconductor, (4.6.)

donde:
Pcu = Pérdida de potencia en el cobre [ kW],
In = Corriente nominal por circuito [A],
Rconductor = Resistencia del cable por tramo del circuito [Ω].

También se pueden expresar las pérdidas del conductor en porcentaje P(%) como

P(%) = 100
(PTcu

PT

)
, (4.7.)

donde:
PTcu = pérdida total de potencia en el conductor por circuito,
PT = potencia total instalada del circuito.

Las Figuras 4.8. y 4.9. muestran la caída de tensión y la pérdida de potencia para cada tipo de
aerogenerador, considerando un factor de potencia (fp) de 0.95. Para el aerogenerador Enair
200, se observa una caída de tensión del 0.6062% en el circuito 1 y del 0.6190% en el cir-
cuito 2, con un promedio de 0.6126%. En el caso del aerogenerador Enair 200L, las caídas
de tensión en el circuito 1 y el circuito 2 son de 2.1353% y 2.5778% respectivamente, con un
promedio de 2.3565%. Para el aerogenerador Enair 70pro, la caída de tensión en el circuito
1 es de 2.6042% y en el circuito 2 es de 2.2394%, con un promedio de 2.4218%. En el caso
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del aerogenerador Skystream 3.7, se registra una caída de tensión del 0.8140% en el subcir-
cuito 1 y del 1.0547% en el subcircuito 2, con un promedio de 1.0007% para el circuito 2. En
cuanto a las pérdidas de potencia, para el aerogenerador Enair 200 se obtiene una pérdida del
0.7324% en ambos circuitos. En el aerogenerador Enair 200L, la pérdida de potencia es del
2.3407% en el circuito 1 y del 2.8609% en el circuito 2. En el caso del aerogenerador Enair
70pro, las pérdidas de potencia son del 3.3160% en el circuito 1 y del 2.7504% en el circuito
2. Para el aerogenerador Skystream 3.7, se registran pérdidas de potencia del 0.9293% en el
subcircuito 1, del 1.2646% en el subcircuito 2 y del 1.3163% en el circuito 2. Es importante
mencionar que en estas figuras, la caída de tensión y la pérdida de potencia aumentan a medida
que disminuye el factor de potencia. Por lo tanto, es fundamental mantenerse en un rango de
operación con un fp de 0.85 a 1, siendo el caso ideal. Para obtener resultados más detallados
sobre estos cálculos, se puede consultar el Apéndice H.1.

Para la distribución del cableado, es crucial tener en cuenta la protección del cable contra la ra-
diación, la humedad y otros factores ambientales. Para este propósito, se ha seleccionado la tu-
bería conduit de PVC rígido diseñada para uso subterráneo. Según lo establecido en la Norma
Oficial Mexicana (NOM) 001 SEDE 2012 [44], se proporciona una tabla en el Apéndice F.1
que contiene información relevante. Es importante destacar que, debido al calentamiento de
los cables y a la dificultad de introducirlos en la tubería, así como a las curvas y otros factores,
se debe considerar un factor adicional en función del número de conductores presentes en la
tubería. En consecuencia, no se puede utilizar el área total de la tubería. En el caso de tener
dos o más conductores, se emplea el 40% del área total de la tubería para realizar los cálculos
necesarios.

4.3.1. Enair 200

Como ya se mencionó anteriormente, la distribución consiste en 10 aerogeneradores, teniendo
2 circuitos, para diseño se utiliza los cables de los calibres de 8 AWG y 4/0, presentando
sus características en la tabla perteneciente al Apéndice F.1. Los dos calibres mencionados
anteriormente se seleccionaron en función de la corriente nominal de cada aerogenerador a
otra de cada circuito, en el que cada circuito se interconectan a longitudes diferentes, esta
misma influye en la caída de tensión, por lo tanto, se seleccionan esos calibres para que las
pérdidas de caída de tensión no sean mayor al 3%. Estos datos se muestran en la Tabla 4.8.,
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a)

d)c)

b)

Figura 4.8. Gráfica de la caída de tensión a) Enair 200, b) Enair 200L, c) Enair 70pro y d) Skystream
3.7.

Fuente: Elaboración propia.

a)

d)c)

b)

Figura 4.9. Pérdida de potencia para a) Enair 200, b) Enair 200L, c) Enair 70pro y d) Skystream 3.7.
Fuente: Elaboración propia.
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así como la longitud necesaria para el proyecto y el precio de cada calibre en el mercado.
La distancia de cada aerogenerador puede verse en el Apéndice G.1. En la Tabla 4.8. se
observa que la longitud total del cable subterráneo es de 5,263.8 m, reflejando un costo total
de 31,880.22 US$, además para la instalación del cableado se considera el costo de la mano de
obra de 1.5 veces resultando un costo total de 47,820.34 US$. Para el caso de la canalización
y de acuerdo a la NOM-001-SEDE-2012 [44], se determinó el uso de la tubería conuduit de
pvc rígido de 1‘’, 1 1/4‘’ y 3‘’, como se presenta en la Tabla 4.9..

Tabla 4.8. Precio y cantidad de cable a usar para el Enair 200.

Calibre Longitud (m)
Precio en el mercado
por cada 100 metros

(MXN$)

Precio proyecto
(MXN$)

Precio (US$)

8 2791.8 2,731 76,244.06 3,793.24
4/0 2472 22,837.72 564,548.44 28,086.99

Total 5263.8 — 640,72.50 31,880.22
Fuente: Elaboración propia.

Tabla 4.9. Precio y cantidad de la tubería conduit pvc a usar en el Enair 200.

Referencia
Distancia

(m)
Tubería

(in)

Precio
unitario
(MXN$)

Tramos a
usar (m)

Precio
total

(MXN$)

Precio
(US$)

A1 - C1 137.4 1 1/4 89 46 4,076.20 202.80
A5 - C1 99.4 1 65 33 2,153.67 107.15
A6 - C1 116.2 1 1/4 89 39 3,447.27 171.51
A10 - C1 131.6 1 65 44 2,851.33 141.86
C1 - SE 412 3 851.24 137 116,903.63 5,816.10

Total 896.6 — — 299 129,432.09 6,439.41
Fuente: Elaboración propia.

4.3.2. Enair 200L

La distribución consiste en 20 aerogeneradores, teniendo 2 circuitos como se mencionó an-
teriormente, para este diseño se utilizan los cables de los calibres de 10 AWG y 3/0, en el
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Apéndice F.1 se muestra las características de estos cables. Los calibres anteriores se selec-
cionaron en función de la corriente nominal de cada aerogenerador y su distancia hacia los
centros de convertidores. Cada circuito tiene longitudes diferentes que impactan en la caída de
tensión, por lo tanto, la idea es seleccionar el calibre del conductor para minizar las pérdidas
eléctricas. Los datos de longitud y costos de cables se muestran en la Tabla 4.11., así como
la longitud necesaria para el proyecto y el precio de cada calibre en el mercado. La distancia
de cada aerogenerador puede verse en el Apéndice G.2. En la Tabla 4.11. se observa que la
longitud total del cable subterráneo es de, 10189.2 m, reflejando un costo de 26,338.96 US$,
además para la instalación del cableado se considera el costo de la mano de obra de 1.5 veces,
resultando un costo total de 39,508.44 US$. Para el caso de la canalización y de acuerdo a la
NOM-001-SEDE-2012 [44], se determinó el uso de la tubería conduit de pvc rígido de 1/2‘’,
3/4‘’, 1‘’, 1/4‘’ y 2 1/2‘’, como se presenta en la Tabla 4.10..

Tabla 4.10. Precio y cantidad de la tubería conduit pvc a usar en el Enair 200L.

Referencia
Distancia

(m)
Tubería

(in)

Precio
unitario
(MXN$)

Tramos a
usar (m)

Precio
total

(MXN$)

Precio
(US$)

A1 - A3 83.4 1 65 28 1,807.00 89.90
A3 - A5 83.4 3/4 54 28 1,501.20 74.69
A3 - C1 106.8 1 1/4 89 36 3,168.40 157.63
A6 - C1 102.2 3/4 54 34 1,839.60 91.52
A9 - C1 102.2 3/4 54 34 1,839.60 91.52
P1 - C1 38.4 1 65 13 832.00 41.39
P2 - C1 45 1 1/4 89 15 1,335.00 66.42

A10 - P2 92.6 1 65 31 2,006.33 99.82
A14 - P2 74.2 3/4 54 25 1,335.606 66.45
P3 - C1 123.4 1 65 41 2,673.67 133.02

A15 - P3 19.2 1/2 41.41 6 265.02 13.19
A17 - P3 69.2 3/4 54 23 1,245.60 61.97
P4 - C1 201.8 1 65 67 4,372.33 217.53

A18 - P4 54.2 1/2 41.41 18 748.14 37.22
A20 - P4 34.2 3/4 54 11 615.40 30.63
C1 - SE 290 2 1/2 231.96 97 22,422.80 1,115.56

Total 1042.2 — — 347 37,852.10 1,883.19
Fuente: Elaboración propia.
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Tabla 4.11. Precio y cantidad de cable a usar para el Enair 200L.

Calibre Longitud (m)
Precio en el mercado
por cada 100 metros

(MXN$)

Precio proyecto
(MXN$)

Precio (US$)

10 8449.2 2,130 179,967.96 8,953.63
3/0 1740 20,083.05 349,445.07 17,385.33

Total 10189.2 — 529,413.03 26,338.96
Fuente: Elaboración propia.

4.3.3. Enair 70pro

La distribución consiste en 36 aerogeneradores, teniendo 2 circuitos como se mencionó anteri-
ormente, para este diseño se utiliza los cables de los calibres de 14 AWG y 3/0, en la tabla del
Apéndice F.1 se muestran sus características. Los dos calibres mencionados anteriormente se
seleccionaron en función de la corriente nominal de cada aerogenerador a otra de cada circuito,
en el que cada circuito se interconectan a longitudes diferentes, esta misma influye en la caída
de tensión, por lo tanto, se seleccionan esos calibres para que las pérdidas de caída de tensión
no sean mayor al 3%. Estos datos se muestran en la Tabla 4.12., así como la longitud necesaria
para el proyecto y el precio de cada calibre en el mercado, la distancia de cada aerogenerador
puede verse en el Apéndice G.3.

Tabla 4.12. Precio y cantidad de cable a usar para el Enair 70pro.

Calibre Longitud (m)
Precio en el mercado
por cada 100 metros

(MXN$)

Precio proyecto
(MXN$)

Precio (US$)

14 7637.4 940 71,791.56 3,571.72
3/0 782 20,083.05 157,049.45 7,813.41

Total 8419.4 — 228,841.01 11,385.12
Fuente: Elaboración propia.

En la Tabla 4.12., la longitud total del cable subterráneo es de 8419.4 m, reflejando un costo
de 11,385.12 US$, además para la instalación del cableado se considera el costo de la mano de
obra de 1.5 veces, resultando un costo total de 17,077.69 US$. Para el caso de la canalización

89



Capítulo 4. Infraestructura eléctrica

y de acuerdo a la NOM-001-SEDE-2012 [44], se determinó el uso de la tubería conduit de pvc
rígido de 3/4‘’, 1‘’, 1 1/4‘’y 2 1/2‘’, como se presenta en la Tabla 4.13..

Tabla 4.13. Precio y cantidad de la tubería conduit pvc a usar en el Enair 70pro.

Referencia
Distancia

(m)
Tubería

(in)

Precio
unitario
(MXN$)

Tramos a
usar (m)

Precio
total

(MXN$)

Precio
(US$)

A1 - C1 95.2 1 65 32 2,062.67 102.62
A10 - C1 98.4 3/4 54 33 1,771.20 88.12
A11 - C1 98.8 1 65 33 2,140.67 106.50
A19 - C1 98.8 3/4 54 33 1,778.40 88.48
A20 - C2 88.2 1 65 29 1,911.00 95.07
A28 - C2 88.2 3/4 54 29 1,587.60 78.99
A29 - C2 86.8 1 65 29 1,880.67 93.57
A36 - C2 93.6 3/4 54 31 1,684.80 83.82
C1 - C2 274 1 1/4 89 183 16,257.33 808.82
C2 - SE 274 2 1/2 851.24 203 172,801.72 8,597.10

Total 1276 — — 635 203,876.05 10,143.09
Fuente: Elaboración propia.

4.3.4. Skystream 3.7

Como ya se mencionó anteriormente, la distribución consiste en 87 aerogeneradores, teniendo
2 circuitos, donde el primer circuito está conformado por 2 subcircuitos, para este diseño se
utiliza los cables de los calibres de 14, 12, 3/0 y 4/0, presentando las características de la
tabla del Apéndice F.1. Los cuatros calibres mencionados, están seleccionados en función
a la corriente nominal de cada aerogenerador. Cada circuito se interconectan a longitudes
diferentes, esta misma influye en la caída de tensión, por tanto, los calibres seleccionados
fueron para que las pérdidas de caída de tensión no sean mayor al 3%. Estos datos se muestran
en la Tabla 4.14., así como la longitud necesaria para el proyecto y el precio de cada calibre en
el mercado, la distancia de cada aerogenerador puede verse en el Apéndice G.4.

En la Tabla 4.14., la longitud total del cable subterráneo es de 25076.24 m, reflejando un
costo de 24,083.19 US$, además para la instalación del cableado se considera el costo de la
mano de obra de 1.5 veces resultando un costo total de 36,124.78 US$. Para el caso de la
canalización y de acuerdo a la NOM-001-SEDE-2012 [44], se determinó el uso de la tubería
conduit de pvc rígido de 1‘’, 1 1/4‘’, 2‘’ y 3‘’, como se presenta en la Tabla 4.15.

90



Capítulo 4. Infraestructura eléctrica

Tabla 4.14. Precio y cantidad de cable a usar para el Skystream 3.7.

Calibre Longitud (m)
Precio en el mercado
por cada 100 metros

(MXN$)

Precio proyecto
(MXN$) Precio (US$)

14 23520.72 940 221,094.77 10,999.74
12 385.52 1,691 6,519.14 324.34
3/0 390 20,083.05 78,323.90 3,896.71
4/0 780 22,837.72 178,134.22 8,862.40

Total 25076.24 — 484,072.02 24,083.19
Fuente: Elaboración propia.

Tabla 4.15. Precio y cantidad de la tubería conduit pvc a usar en el Skystream 3.7.

Referencia
Distancia

(m)
Tubería

(in)

Precio
unitario
(MXN$)

Tramos a
usar (m)

Precio
total

(MXN$)

Precio
(US$)

A1 - C1 153.72 1 1/4 89 51 4.560.36 226.88
A16 - C1 119.08 1 65 40 2,580.07 128.36
A17 - P1 99.24 1 65 33 2,150.20 106.98
A29 - P1 124.24 1 65 41 2,691.87 133.92
P1 - C1 29.05 1 1/4 89 10 875.17 43.54

A30 - C2 151.28 1 65 50 3,277.73 163.07
A47 - C2 151.28 1 1/4 89 50 4,487.97 223.38
A48 - P2 153.88 1 1/4 89 51 4,561.11 227.12
A68 - P2 183.64 1 1/4 89 61 5,447.99 271.04
P2 - C2 19.8 2 175 7 1,155.00 57.46

A69 - C3 149.72 1 1/4 89 50 4,441.69 220.98
A87 - C3 182.6 1 1/4 89 61 5,417.13 269.51
C1 - C3 187.76 1 1/4 89 63 5,570.21 277.13
C2 - C3 197.76 1 1/4 89 66 5,886.88 291.88
C3 - SE 390 3 851.24 130 110,661.20 5,505.53

Total 2293.5 — — 765 163,748.58 8,146.70
Fuente: Elaboración propia.

4.4. Selección del transformador

Uno de los elementos primarios para la conexión a la red es el transformador, el cual se encarga
de elevar la tensión del aerogenerador a la de interconexión con la red de la universidad. Existe
diferentes tipos de transformadores y diversas formas de clasificar a los transformadores. Tanto
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como por su funcionalidad (de potencia, comunicaciones, de media), por sus aplicaciones (re-
ductor, de voltaje, aislamiento, de impedancia), entre otros tipos de aplicaciones [45].

Existen algunos factores importantes que determinan la selección de los transformadores,
como son: las normas o estándares, factores de corrección por altitud, tipo de servicio, ten-
sión nominal primaria, relación nominal de transformación, frecuencia nominal, capacidad de
aislamiento, carga nominal, presión, elevación de temperatura, fusibles de protección. Para
seleccionar el transformador se tiene que conocer la cantidad de aerogeneradores por instalar
y la capacidad de potencia de cada uno de ellos. Para calcular la capacidad instalada se hace
mediante

Pinstalada = NAGSPn. (4.8.)

En nuestro caso, se ocupan diversos aerogeneradores, cada uno de ellos tiene diferentes poten-
cias y por lo mismo hay casos que son más aerogeneradores que otros, sin embargo, todos se
dimensionaron para que se tenga la potencia pico de 200 kW y considerando la relación de que
un 1 kW es igual a 1 kVA, el transformador seleccionado se dimensiona para una capacidad
de 240 kVA considerando que su capacidad debe ser del 120% de la capacidad instalada, un
transformador tipo pedestal se nota en la Figura 4.10. El pedestal trifásico está diseñado con la
finalidad de operar en la intemperie y estar montado sobre una base normalmente de concreto.
Tiene integrado un gabinete a prueba de vandalismo, el cual contiene accesorios y terminales
de conexión.

Figura 4.10. Transformador tipo pedestal marca PROLEC.
Fuente: Elaboración propia.
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Las características más importantes es que requiere el mínimo espacio para su colocación,
además de ser más seguro, gracias a que no presenta partes energizadas accesibles a personas.
El mantenimiento es mínimo por contaminación, autoprotegido, el restablecimiento de servicio
es ágil después de una falla en el secundario (solo cuando lleva interruptor termomagnético).
Adicionalmente algunas normas aplicables se mencionan a continuación:

• CFE K0000-08, CFE K0000-07, NMX-J-285-ANCE, NMX-J-169-ANCE, NOM-002-
SEDE.

• Certificación ANCE hasta 500 kVA.

• Tipo de operación Radial o Anillo y conexión en alta tensión Delta o Estrella conforme
a la especificación requerida.

4.5. Conclusiones

Los resultados obtenidos en cuanto a las pérdidas eléctricas dependen de la distribución de los
aerogeneradores y de la capacidad instalada del parque eólico. Este aspecto implica consid-
erar una reducción de la distancia entre aerogeneradores, ya que a mayor distancia se genera
una mayor resistencia eléctrica y, por ende, una mayor caída de tensión. Para mantener las
pérdidas eléctricas y la caída de voltaje por debajo del 3%, es necesario aumentar el calibre
de los conductores. Sin embargo, este incremento en el calibre de los conductores implica un
aumento en el costo de la infraestructura eléctrica. Dicho aumento de costos puede hacer que
un proyecto eólico no sea económicamente viable. Del análisis de costos de la infraestructura
eléctrica se puede concluir lo siguiente:

1) Los costos de la infraestructura eléctrica de los aerogeneradores Enair200L, Enair 70pro
y Skystream 3.7 son de 28,222.15 US$, 21528.12 US$ y 32,229.89 US$, respectivamente. Te-
niendo el aerogenerador con menor costo al Enair 70pro.

2) El costo de la infraestructura eléctrica del aerogenerador Enair 200 fue de 38,319.63 US$ y
resultó ser la opción más costosa.

El análisis de la viabilidad económica de un parque eólico se discutirá en el siguiente capí-
tulo.
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Análisis económico

Antes de iniciar cualquier proyecto, es fundamental llevar a cabo un estudio de viabilidad
económica para evaluar su factibilidad, independientemente de sus características. Este tipo
de estudio abarca los costos de inversión, los costos de operación y mantenimiento, así como
todos los gastos relacionados con el proyecto para determinar su retorno de inversión y su
rentabilidad. En esta sección, se presenta en detalle el modelo económico desarrollado y se
analizan las principales entradas del software, junto con los parámetros económicos resul-
tantes. El objetivo es determinar la viabilidad del parque eólico de baja potencia implementado
en el Campus Juchitán de la Universidad del Istmo.

5.1. Entradas del modelo económico

5.1.1. Producción anual de energía

En esta sección se presenta la producción de energía mensual y anual para el parque eólico
de baja potencia con los aerogeneradores seleccionados en el capítulo 3 y empleando las esta-
ciones meteorológicas de CERTE, Merra-2, Era-5 y Wind Toolkit®.

5.1.1.1. Enair 200

En la Figura 5.1., se muestra la producción mensual de energía eléctrica obtenida con las
estaciones CERTE, Merra-2, Era5, Wind Toolkit® (WTK), correspondientes con el diseño del
parque eólico de baja potencia con el aerogenerador Enair 200. El parque eólico tiene 10
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aerogeneradores instalados a 22 m de altura. Se puede observar que coinciden en que el mes
de junio se tiene la menor producción de energía neta siendo de 19.3177, 18.0931, 9.9196
y 9.3447 MWh para CERTE, MERRA-2, ERA5 y Wind Toolkit®, respectivamente, además
se muestra que la mayor producción de energía se obtiene en el mes enero, siendo la mayor
producción de enegía neta en el caso de la estación CERTE siendo de 152.92 MWh. En la
Tabla 5.1 se presentan los datos de la producción anual de energía (AEP) y las pérdidas entre
la energía bruta y la energía neta, para el caso de la estación se tiene la mayor AEP siendo
de 907.2163 MWh para energía bruta y con energía neta es de 852.9398 MWh, teniendo una
diferencia de 54.2765 MWh representando 5.98% del total.

a)

c)

b)

d)

Figura 5.1. Promedio mensual de la producción de energía para el aerogenerador Enair 200. a)
CERTE, b)Merra-2, c) Era-5 y d) Wind Toolkit®.

Fuente: Elaboración propia.

5.1.1.2. Enair 200L

La Figura 5.2. muestra la producción mensual de energía eléctrica obtenida mediante las
estaciones meteorológicas previamente mencionadas, correspondiente al diseño del parque
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Tabla 5.1. Promedio anual de la producción media del Enair 200.

CERTE Merra-2 Era-5 WTK
Energía bruta

(MWh) 907.2163 686.9039 572.3968 842.5725

Energía neta
(MWh) 852.9398 651.0504 553.4891 793.0792

Pérdidas
(MWh) 54.2765 35.8535 18.9076 49.4933

Fuente: Elaboración propia.

eólico de baja potencia con el aerogenerador Enair 200L. El parque eólico está compuesto por
20 aerogeneradores con una altura de instalación de 22 m. En las cuatro estaciones, se observa
que el mes con la menor producción de energía neta es junio, con valores de 36.1399, 35.8106,
19.8322 y 18.6814 MWh para CERTE, MERRA-2, ERA5 y Wind Toolkit®, respectivamente.
Por otro lado, el mes de enero registra la mayor producción de energía neta, con valores de
160.256, 156.578, 155.146 y 163.121 MWh para CERTE, MERRA-2, ERA5 y Wind Toolkit®,
respectivamente. La Tabla 5.2 presenta los datos de energía bruta y neta para cada base de
datos. En el caso de CERTE, se obtiene una AEP bruta de 1263.1974 MWh y una AEP neta de
1191.6289 MWh, lo que implica una diferencia de 71.5694 MWh, Estas pérdidas representan
el 5.66% del total.

Tabla 5.2. Promedio anual de la producción media del Enair 200L.

CERTE Merra-2 Era-5 WTK
Energía bruta

(MWh) 1263.1974 1081.2019 957.6743 1193.3296

Energía neta
(MWh) 1191.6280 1024.7537 907.6076 1126.3687

Pérdidas
(MWh) 71.5694 56.4482 50.0667 66.9609

Fuente: Elaboración propia.

5.1.1.3. Enair 70pro

La Figura 5.3. se presenta la producción mensual de energía eléctrica obtenida a partir de las
estaciones meteorológicas mencionadas, específicamente para el diseño del parque eólico de
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a)

c)

b)

d)

Figura 5.2. Promedio mensual de la producción de energía para el aerogenerador Enair 200L. a)
CERTE, b)Merra-2, c) Era-5 y d) Wind Toolkit®.

Fuente: Elaboración propia.

baja potencia con el aerogenerador Enair 70pro. Este parque eólico consta de 36 aerogener-
adores instalados a la altura de 20 m. Se observan diferencias en el mes de mayor producción
de energía neta de energía entre las estaciones. Para CERTE, el máximo se alcanza en julio
con 35.89 MWh, mientras que para MERRA-2 es en octubre con 33.2979 MWh. En el caso
de ERA5, el pico se registra en enero con 40.8253 MWh, y para Wind Toolkit® es en marzo
con 42.892 MWh. En cuanto a la menor producción de energía, todas las estaciones coinciden
en que ocurre en junio, con valores de 11.7856, 10.5224, 4.9904 y 4.2772 MWh para CERTE,
MERRA-2, ERA5 y Wind Toolkit®, respectivamente. La Tabla 5.3 presenta el promedio de la
producción anual de energía. Se destaca que la estación MERRA-2 tiene la mayor AEP, con
una energía bruta de 309.2845 MWh y una energía neta de 302.7464 MWh. Esto implica una
diferencia de 6.5381 MWh, lo que representa pérdidas del 2.11%.
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a)

c)

b)

d)

Figura 5.3. Promedio mensual de la producción de energía para el aerogenerador Enair 70pro. a)
CERTE, b)Merra-2, c) Era-5 y d) Wind Toolkit®.

Fuente: Elaboración propia.

Tabla 5.3. Promedio anual de la producción media del Enair 70pro.

CERTE Merra-2 Era-5 WTK
Energía bruta

(MWh) 306.5968 309.2845 305.4411 305.3998

Energía neta
(MWh) 299.2507 302.7464 298.6566 298.1016

Pérdidas
(MWh) 7.3461 6.5381 6.7844 7.2982

Fuente: Elaboración propia.

5.1.1.4. Skystream 3.7

En la Figura 5.4., se presenta la producción mensual de energía eléctrica obtenida a partir de las
estaciones meteorológicas mencionadas, específicamente para el diseño del parque eólico de
baja potencia con el aerogenerador Skystream 3.7. Este parque eólico esta conformado por 87
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aerogeneradores instalados a la altura de 18 m. Se observa que el mes con menor producción
de energía es junio, con valores de 17.2335, 15.6034, 9.3299 y 8.1368 MWh para CERTE,
MERRA-2, ERA5 y Wind Toolkit®, respectivamente. Por otro lado, se registran diferencias
en el mes de mayor producción de energía entre las estaciones meteorológicas. Para CERTE,
el máximo se alcanza en julio con 67.9016 MWh, mientras que para MERRA-2 y ERA5 es
en enero con 63.0332 MWh y 89.6273 MWh, respectivamente. En el caso de Wind Toolkit®,
la mayor producción de energía neta se obtiene en diciembre con 76.2021 MWh. La Tabla
5.4 muestra el promedio anual de la producción de energía media de este aerogenerador. Se
destaca que la estación CERTE tiene la mayor AEP, con una energía bruta de 535.4024 MWh
y una energía neta de 526.4696 MWh. Esto implica una diferencia de 8.9328 MWh, lo que
representa pérdidas del 1.66% del total.

a) b)

Figura 5.4. Promedio mensual de la producción de energía para el aerogenerador skystream 3.7. a)
CERTE, b)Merra-2, c) Era-5 y d) Wind Toolkit®.

Fuente: Elaboración propia.
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Tabla 5.4. Promedio anual de la producción media del Skystream 3.7

CERTE Merra-2 Era-5 WTK
Energía bruta

(MWh) 535.4024 490.9167 476.2777 515.6694

Energía neta
(MWh) 526.4696 486.8430 469.2948 507.2985

Pérdidas
(MWh) 8.9328 4.0737 6.9828 8.3708

Fuente: Elaboración propia.

5.1.2. Perfil de carga

Durante varias semanas, en la Universidad del Istmo, se llevaron a cabo mediciones de energía
en la subestación principal utilizando el equipo Fluke 435-B. El propósito fue obtener el perfil
anual de carga de la universidad. Para ello, se estimó primero el perfil de carga semanal (Pw)
mediante

Pw = 5∑
24
j=1 PLV +2∑

24
j=1 PSD, (5.1.)

donde:
j= número de hora [hora],
PLV = perfil de carga de la universidad de lunes a viernes [kW],
PSD= perfil de carga de la universidad de sábado y domingo [kW].

Es relevante destacar que en esta estimación se consideraron los días festivos del año,
mencionados en la Ley Federal del Trabajo [67], con un perfil de carga similar al de los fines
de semana. Para la estimación del perfil de carga mensual (PM) se utilizó

PM = 22PLV +8PSD, (5.2.)

una vez que se calcula el perfil de carga mensual, se prosigue a calcular el perfil de carga
anual (PA) con

PA = 12PM. (5.3.)

En base a estas ecuaciones, se obtuvo que el consumo anual de la Universidad del Istmo es
de 530,973.56 kW. En la Figura 5.5.a se muestra el perfil de carga diario de lunes a viernes, es-
pecíficamente el del día 9 de enero. Observamos que el consumo en el horario de 00:00 a 8:00
se mantiene por debajo de los 40 kW, con un aumento notorio a las 7:00 horas y alcanzando su
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pico máximo de 144.37 kW a las 12:00 horas. Luego, durante el horario de comida de 13:00
a 15:00 horas, el consumo disminuye a 126.83 kW, para después presentar una significativa
reducción a partir de las 18:00 horas, ya que es la hora en que concluye la jornada laboral. En
la Figura 5.5.b se muestra el perfil de carga durante los fines de semana específicamente para
el día 8 de enero, donde se destaca un mayor consumo en el horario nocturno, desde las 18:00
hasta las 6:00 horas, debido principalmente a la utilización de la iluminación. Posteriormente,
después de estas horas, el consumo disminuye hasta 16.62 kW a las 7:00 horas. La Figura 5.6.
presenta el perfil de carga diario junto con la producción del parque eólico de baja potencia. Se
puede apreciar que durante el horario de 00:00 a 6:00 horas, la producción de energía supera
al consumo del día 9 de enero, con una diferencia de 114.77 kW. A partir de las 6:00 horas, el
consumo supera a la producción de energía hasta aproximadamente las 12:30 horas, momento
en el que la producción de energía disminuye hasta alcanzar 0 kW a las 11:00 horas. A partir
de las 11:00 horas, la producción de energía comienza a aumentar gradualmente, alcanzando
su punto máximo de 188.24 kW a las 14:00 horas. A partir de ese momento, la producción de
energía vuelve a superar al consumo, y este patrón se mantiene hasta las 00:00 horas del día
siguiente.

a) b)

Figura 5.5. Perfil de carga de la Universidad del Istmo de a) lunes a viernes (L-V) y b) fines de
semana (S-D).

Fuente: Elaboración propia.

5.1.3. Precio de la electricidad

El precio al que se paga la electricidad generada dependerá del tipo de contrato de interconex-
ión con Comisión Federal de Electricidad (CFE). En el caso de medición neta, la generación
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Figura 5.6. Perfil de carga de la UNISTMO y perfil de producción de energía del parque eólico de
baja potencia.

Fuente: Elaboración propia.

de energía se resta del consumo, por lo que se asume que el precio será el de media tensión
perteniciendo la universidad a la tarifa Gran Demanda Media Tensión Horaria (GDMTH). Por
otro lado, en el caso de venta total de energía, el precio se determina de acuerdo al Precio
Marginal Local (PML) horario. Para el contrato de facturación neta el precio al que se vende
la producción de energía es al PML horario y la energía que se consume se compra al precio
de la tarifa GDMTH. A continuación, se describen en detalle ambos precios.

5.1.3.1. Tarifa media tensión

Las tarifas de media tensión son definidas por La Comisión Federal de Energía (CFE) en su
esquema tarifario vigente, el Campus Juchitán pertenece a Gran Demanda Media Tensión Ho-
raria (GDMTH), este tipo de tarifa se aplica a los servicios que destinen la energía a cualquier
uso, suministradores en media tensión con una demanda de 100 kW o más. Para los efectos de
su aplicación de esta tarifa, se utilizan los horarios locales oficialmente establecidos para los
periodos de punta, intermedio y base, según sea la región tarifaria para distintas temporadas
del año. Esto se puede observar en la Tabla 5.5 y 5.6.

Los cargos por demanda facturable para la energía de punta, intermedia y de base se mues-
tra en la Tabla 5.7, en la cual se proporcionan los precios por meses durante el año 2022.
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Tabla 5.5. Tarifa horaria para las regiones Central, Noreste, Noroeste, Península y Sur. Del primer
domingo de abril al sábado anterior al último domingo de octubre.

Día de la semana Base Intermedio Punta

Lunes a viernes 00:00 - 6:00
06:00 - 20:00
22:00 - 24:00 20:00 - 22:00

Sábado 00:00 - 07:00 07:00 - 24:00
Domingo y festivo 00:00 - 19:00 19:00 - 24:00

Fuente: Elaboración propia.

Tabla 5.6. Tarifa horaria para las regiones Central, Noreste, Noroeste, Península y Sur. Del último
domingo de octubre al sábado anterior al primer domingo de abril.

Día de la semana Base Intermedio Punta

Lunes a viernes 00:00 - 6:00
06:00 - 18:00
22:00 - 24:00 18:00 - 22:00

Sábado 00:00 - 08:00
08:00 - 19:00
21:00 - 24:00 19:00 - 21:00

Domingo y festivo 00:00 - 18:00 18:00 - 24:00
Fuente: Elaboración propia.

En la Figura 5.7., se muestra la gráfica del precio de la tarfia gran demanda media tensión

Tabla 5.7. Cargos aplicables durante el año 2022.

Mes
Tarifa MXN$/kWh de

energía de base
Tarifa MXN$/kWh de

energía intermedia
Tarifa MXN$/kWh de

energía de punta
Enero 0.9150 1.5762 1.7658

Febrero 0.9212 1.5881 1.7794
Marzo 0.9212 1.5881 1.7794
Abril 0.9432 1.6301 1.8272
Mayo 0.9602 1.6627 1.8642
Junio 0.9361 1.6166 1.8118
Julio 0.9577 1.6579 1.8588

Agosto 0.9621 1.6662 1.8682
Septiembre 0.9664 1.6746 1.8777

Octubre 0.9696 1.6805 1.8844
Noviembre 0.9716 1.6844 1.8888
Diciembre 0.9716 1.6844 1.8888

Fuente: Elaboración propia.
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horaria (GDMTH) del periodo correspondiente al año 2018 al 2022 para la región del Istmo
de Tehuantepec, donde se observa que el precio mínimo de 0.065 US$/kWh para el mes de
enero 2018, para este mismo se tiene un precio promedio de 0.098 US$/kWh. Los años del
2019 al 2022 presentan una menor variación entre el precio mínimo y máximo de electrici-
dad. Los precios promedio de electricidad para la tarifa GDMTH en dicho periodo fueron,
respectivamente, 0.105, 0.102, 0.104 y 0.111 US$/kWh.

Figura 5.7. Gráfica del comportamiento de la tarifa media tensión del año 2017 al 2022.
Fuente: Elaboración propia.

5.1.3.2. Precio Marginal Local

Precio Marginal Local (PML) horario se define como un precio en una zona de carga, especifi-
camente ligado a un nodo o subestación de despacho. Sus tres componentes que lo conforman
son la energía, congestión y pérdidas, directamente relacionado con las tecnologías de gen-
eración de la zona [46].

• Energía: La carga energética demanda por el mercado en combinación con la oferta de
Generadores PM o centrales eléctricas fisicamente vinculadas con un NodoP y con ello
un PML cotizado por hora en el mercado eléctrico mayorista.

• Pérdidas: Las pérdidas de energía ocasionadas en el sistema por temas de congestión
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de transporte, aunado a esto la falta de supervisión, mantenimiento y la inclusión de
equipos obsoletos en el circuito o red de transmisión y distribución activa.

• Congestión: La congestión en el mercado eléctrico se refiere principalmente a la evalu-
ación de carga en los nodos o subestaciones de inyercción y el nodo de extracción. Los
siguientes elementos se establecidos en las facturas de consumo de los clientes.

• NodosP: Son clasificados por el regulador CENACE como los "nodos de fijación de
precio" se refieren a nodos en los cuales se modela inyección o retiro de energía, es-
tos pueden ser un conjunto o de manera individual. Actualmente el sistema eléctrico
nacional cuenta con mas de 2500 nodos activos.

En la Figura 5.8., se muestra el precio conformado por los componentes anteriores, esta infor-
mación pertenece al NodoP 02JUD-115 correspondiendo al nodo de Juchitán II del año 2017
al 2022, en donde se observa que el precio más alto se tiene en el mes de abril del año 2019
con 0.071 US$/kWh y un minímo de 0.031 US$/kWh en julio del 2020. Además de tener una
caída en los pecios en el año 2020 y 2021, el año con mayor precio promedio fue 2018 con
0.081 US$/kWh, el promedio de este periodo de tiempo es de 0.60 US$/kWh. En el año 2022
se aprecia un incremento considerable en los precios con respecto al 2021 debido a la alta tasa
de inflación, teniendo un precio promedio de este año de 0.058 US$/kWh. Las gráficas de los
componentes de PML horario se encuentran en el Apéndice K.

5.1.4. Tasa de inflación

La tasa de inflación es un indicador económico que mide el cambio en el nivel general de los
precios de los bienes y servicios en una economía durante un período de tiempo específico.
Se calcula mediante la comparación del índice de precios al consumidor (IPC) o el índice de
precios al productor (IPP) entre dos períodos de tiempo. La tasa de inflación se expresa como
un porcentaje y se utiliza para medir la velocidad a la que los precios están subiendo o ba-
jando en una economía [49]. La inflación puede tener un impacto significativo en un proyecto
económico y debe ser considerada en el análisis de factibilidad económica.

Para definir el valor a ingresar de este indicador, se recabo la información histórica desde
el año 2000 hasta el 2022, de cada mes, obteniendo los promedios anuales de este periodo
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Figura 5.8. Gráfica del comportamiento del precio PML del año 2018 al 2022.
Fuente: Elaboración propia.

de tiempo, para encontrar el promedio de ellos siendo 4.72%, esta información se obtuvo del
Banco de México, se muestra en la Figura 5.9..

Figura 5.9. Gráfica del comportamiento de la inflación del año 2000 al 2022.
Fuente: Elaboración propia.
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5.1.5. Impuestos

En este apartado se habla de los impuestos aplicados al parque eólico en México, como lo es el
impuesto sobre la renta (ISR) descrito en la Ley del Impuesto Sobre la Renta (LISR) publicada
en el Diario Oficial de la Federación el 11 diciembre de 2013, la última reforma aplicada fue
publicada el 12 de noviembre de 2021 [50]. Es un impuesto que se aplica sobre los ingresos
de las personas físicas y las empresas en varios países, incluyendo México. El ISR se calcula
en base a la ganancia neta, que ees la diferencia entre los ingresos totales y las deducciones
permitidas. El monto del impuesto a pagar dependerá de la tasa impositiva que corrresponda,
la cual varía según el nivel de ingresos, en la Tabla 5.8. se muestra las tasas correspondientes.

Tabla 5.8. Tabla para el cálculo del impuesto correspondiente anual al año 2023.

Límite
inferior
(MXN)

Límite
superior
(MXN)

Cuota
fija

(MXN)

% Sobre
excedente

del límite inferior
0.01 8952.49 0 1.92

8952.5 75984.55 171.88 6.4
75984.56 133536.07 4461.94 10.88

133536.08 155229.8 10723.55 16
155229.81 185852.57 14194.54 17.92
185852.58 374837.88 19682.13 21.36
375837.89 590795.99 60049.4 23.52

590796 1127926.84 110842.74 30
1127926.85 1503902.46 271981.99 32
1503902.47 4511707.37 392294.17 34
4511707.38 En adelante 1414947.85 35

Fuente: Elaboración propia.

5.1.6. Incentivos

El gobierno de México promueve el uso de energías limpias mediante los incentivos llamados
Certificados de Energía Limpia (CEL) los cuales son títulos emitidos por la CRE que acreditan
la producción de un monto determinado de energía eléctrica a partir de energías limpias y sirve
para cumplir los requisitos asociados al consumo de los centros de carga [51]. El Mercado de
Certificados de Energías Limpias es un componenete del Mercado Eléctrico Mayorista (MEM)
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que permite a los Participantes del Mercado adquirir y vender los CEL en un mercado spot con
el objetivo de que los Participantes Obligados puedan acreditar el cumplimiento de sus obli-
gaciones en materia de Energías Limpias, establecidas en los Requisitos de CEL que publica
anualmente la Secretaría de Energía. El CEL es igual a 1 MWh y su precio varia dependi-
endo la oferta y demanda, el último precio que se reporto en el CENACE es el precio máximo
de 20.57 $USD/MWh por CEL en la subasta del año 2018 [52], teniendo un precido de 0.02
$USD, sin embargo, para el modelo económico se considera de 0.01 $USD/kWh teniendo en
cuenta un precio promedio.

5.2. Metodología del modelo ecónomico desarrollado

El objetivo del modelo económico desarrollado es evaluar la viabilidad de los parques eólicos
de baja potencia. Para lograr esto, se requieren datos de entrada como la producción anual de
energía, las pérdidas del sistema, los costos de instalación, los costos de operación y manten-
imiento, la tasa de interés real, los impuestos, el precio de los Certificados de Energías Limpias
y el precio al que se venderá la energía. Estos datos se introducen en el modelo, y como re-
sultado se obtienen diversas salidas, como los ingresos y egresos del proyecto, los flujos de
caja descontados y nominales, el valor presente neto, la tasa interna de retorno, el período de
retorno de la inversión y, por último, el costo nivelado de la energía. La Figura 5.10. ilustra la
información más relevante mencionada anteriormente. Los princiaples pasos para el desarrollo
de la metodología de análisis económico de describen a continuación.

5.2.1. Costos totales de capital

Los costos totales de capital para el desarrollo de un proyecto eólico están dados por

Ccap,tot = NAGSCcapPn, (5.4.)

donde:
NAGS= número total de aerogeneradores,
Ccap= nosto capital [USD/kW],
Pn= potencia nominal de un aerogenerador [kW].
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Figura 5.10. Diagrama de la metodología del modelo económico.
Fuente: Elaboración propia.

El Ccap,tot involucra todos los costos elementales que ocurren al inicio de un proyecto. Los
costos de inversión incluyen los costos de compra y la instalación de equipo, la preparación
del sitio, la adquisición de las licencias necesarias y/o permisos, la planeación y asesoramiento
profesional necesario para interconectar las instalaciones del parque eólico y/o la construcción
de la red eléctrica de distribución [2].

En el capítulo 4 se mostraron los costos de la infraestructura eléctrica para los parques eólicos
de baja potencia para las propuesta de la implementación de los aerogeneradores Enair 200,
Enair 200L, Enair 70pro y Skystream 3.7. En la Tabla 5.9. se muestran los costos totales de
capital y el costo capital para cada uno de los parques eólicos de baja potencia.

5.2.2. Costos totales de capital anualizado

Los costos totales de capital anualizado del proyecto eólico están dados por

Ccap,ann =CcapCRF. (5.5.)

110



Capítulo 5. Análisis económico

Tabla 5.9. Costos totales de capital para los parques eólicos usando los diversos aerogeneradores.

Enair 200 Enair 200L Enair 70pro Skystream 3.7
Costo del

aerogenerador
(USD)

856,000.00 963,000.00 696,643.20 1,131,000.00

Costo de la
inf. eléctrica

(USD)
47,017.53 40,703.44 40,053.90 59,564.61

Costo de
instalación

(USD)
6,420.00 4,815.00 6,420.00 7,000.00

Ccap,tot
(USD) 909,437.53 1,008,518.44 743,108.10 1,197,564.61

Ccap
(USD/kW) 4,547.19 5,042.59 3,715.54 5,987.82

Fuente: Elaboración propia.

El factor de recuperación de capital (CRF, por sus siglas en inglés) es un coeficiente utilizado
para calcular el valor actual de una anualidad (una serie de flujos de caja anuales iguales). La
ecuación del factor de recuperación de capital es

CRF(r,LP) = (1+r)LP

(1+r)LP−1
, (5.6.)

donde:
LP= vida útil del proyecto [años],
r= tasa de interés real [%].

La tasa de interés real es el factor de descuento empleado para la conversión de costos úni-
cos a costos anualizados. Esta tasa se encuentra vinculada tanto a la tasa de interés nominal
como a la tasa de inflación, estableciéndose la relación mediante la siguiente ecuación

r = r′− f
1+ f , (5.7.)

donde:
r′= tasa de interés nominal [%],
f = tasa de inflación anual [%].
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5.2.3. Costos de operación y mantenimiento

Los costos anualizados de operación y mantenimmineto se consideran un costo fijo anual y se
calculan como

CO&M =
(O&M

100

)
Ccap,tot , (5.8.)

donde O&M es un porcentaje fijo que, generalmente, varía en el rango de 1 a 3% [47].
Los costos de operación y mantenimiento (O&M) para los parques eólicos de baja potencia
abarcan diversos aspectos esenciales para el funcionamiento óptimo de los aerogeneradores.
Esto incluye mantenimiento regular, reparaciones y piezas de repuesto, monitoreo remoto,
personal técnico [48].

5.2.4. Producción anual de energía

La producción anual de energía (AEP) de un parque eólico está dada por

AEPw f = ∑
8760
j=1 Pw f , j, (5.9.)

donde
Pw f , j =

(
1− Psys

100

)
∑

NAGS
n=1 Pj,n, (5.10.)

donde:
Pj,n= perfil anual horario de producción de energía [kWh/h],
Psys= porcentaje de pérdidas causadas por el efecto estela y pérdidas eléctricas [%].

5.2.5. Ingresos económicos por AEP

Los ingresos económicos de un parque eólico de baja potencia, para los contratos de venta
total de energía y facturación neta de energía, están dados por

Iw f = ∑
8760
j=1
(
Pw f , j

(
Esal, j +CEL

)
−Pload, j

(
Epur, j

))
, (5.11.)

donde:
Esal, j= precio horario de venta de energía [USD/kWh],
CEL= precio dde los incentivos recibidos por producción limpia [USD/kWh],
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Pload, j = perfil de carga horario [kW],
Epur, j= precio horario de venta de energía [USD/kWh],

Es importante destacar que en el contrato de venta total de energía se asume que Pload, j=0.
Los ingresos económicos por AEP de un parque eólico para el contrato de medición neta de
energía están dados por

Iw f =
(
Igrid,sal + Isav,sal

)
+
(
Igrid,pur + Isav,pur

)
+ Isavings (5.12.)

donde

Igrid,sal = ∑
8760
j=1
(
Pgrid, j

(
Esal, j +CEL

))
, Pgrid, j > 0, (5.13.)

Isav,sal = ∑
8760
j=1
(
Pload, j

(
Epur, j

))
, Pgrid, j > 0, (5.14.)

Igrid,pur = ∑
8760
j=1
(
Pgrid, j

(
Epur, j

))
, Pgrid, j < 0, (5.15.)

Isav,pur = ∑
8760
j=1
(
Pw f , j

(
Epur, j

))
, Pgrid, j < 0, (5.16.)

Isavings = ∑
8760
j=1
(
Pload, j

(
Epur, j

))
, Pgrid, j = 0, (5.17.)

Pgrid, j = Pw f , j −Pload, j, (5.18.)

donde:
Igrid,sal= ingreso por venta de energía a la red eléctrica [USD],
Igrid,pur= egreso por compra de energía a la red eléctrica [USD],
Isav,sal , Isav,pur e Isav = ahorros económicos por dejar de comprar energía a la red eléctrica
[USD],
Pgrid, j= perfil horario de venta y/o compra de energía a la red eléctrica [kWh],
Esal= precio horario de venta de energía a la red eléctrica [USD/kWh],
Epur, j= precio horario de compra de energía a la red eléctrica [USD/kWh],
El incentivo CEL solo aplica en la venta de energía a la red eléctrica.
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5.2.6. Costos totales anualizados

Los costos totales anualizados del parque eólico de baja potencia se calculan como

Ctot,ann =Ccap,ann +Cop,ann, (5.19.)

donde

Cop =CO&M − Iw f (5.20.)

Las variables Ccap,ann y Cop,ann son los costos anualizados de inversión inicial y de operación.

5.2.7. Costo presente neto

El costo presente neto (NPC, por sus siglas en inglés) de un proyecto representa la diferen-
cia entre el valor actualizado de todos los costos incurridos durante su vida útil y el valor
actualizado de todos los ingresos generados en ese mismo período. El NPC se calcula como

NPC =
Ctot,ann

CRF(r,LP) (5.21.)

5.2.8. Costo nivelado de energía

El costo nivelado de energía (LCOE, por sus siglas en inglés) es un indicador utilizado para
evaluar el costo promedio nivelado de generación de electricidad a lo largo de la vida útil
de una instalación de energía. Es una métrica que permite comparar diferentes fuentes de
generación de electricidad y determinar cuál es la opción más económica [56]. El LCOE se
calcula mediante la siguiente ecuación con unidades USD/kWh:

LCOE =
Ctot,ann
AEPw f

(5.22.)

5.2.9. Tasa interna de retorno

La tasa interna de retorno (IRR, por sus siglas en inglés) es un parámetro financiero utilizada
para evaluar la rentabilidad de una inversión o proyecto. Se define como la tasa de interés que
iguala el costo presente neto de los flujos de efectivo del proyecto a cero. En otras palabras, la
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IRR es la tasa de rendimiento a la cual el proyecto genera un costo presente neto igual a cero.

NPC = ∑
LP
i=0

Ctot,ann
CRF(r,LP) = 0 (5.23.)

5.2.10. Tasa de retorno de la inversión

La tasa de retorno de la inversión (ROI, por sus siglas en inglés) es una métrica de rentabilidad
utilizada para evaluar el rendimiento potencial de un negocio o inversión. La fórmula del ROI
se calcula dividiendo la ganancia o beneficio obtenido de una inversión por el costo original de
dicha inversión. En otras palabras, el ROI proporciona una medida cuantitativa del rendimiento
relativo de una inversión al comparar los beneficios generados con los costos incurridos. Se
expresa típicamente como un porcentaje o una proporción.

ROI = 100
(

Iw f
(LP)(Ctot,ann)

)
(5.24.)

5.2.11. Período de retorno

El periodo de retorno (Payback) es un parámetro utilizado para evaluar el tiempo necesario para
recuperar la inversión inicial realiazada en un proyecto, es decir, es el periodo de tiempo que
tarda en recuperarse el dinero invertido. El cálculo del periodo de retorno implica determinar
los flujos de efectivo generados por el proyecto durante cada periodo y sumarlos hasta que la
suma acumulada de los flujos iguale o supere el monto de la inversión inicial. El perido de
retorno se expresa generalmente en años [55].

5.3. Casos de estudio

En esta sección, se exponen los resultados del análisis económico evaluando el parque eólico
de baja potencia conformado por los aerogeneradores Enair 200L, donde se han considerado
tres tipos de contratos de interconexión: venta total de energía, medición neta y facturación
neta. La simulación se ha basado en parámetros económicos específicos, que son los sigu-
ientes:

• La vida útil del proyecto es de 20 años.
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• El costo de capital es de 5,042.59 USD/kW, teniendo en cuenta que se trata de un parque
eólico de baja potencia conformado por el aerogenerador Enair 200L.

• El costo de operación y mantenimiento (O&M) equivale al 2% del costo de capital.

• La tasa de interés real utilizada es del 4%.

Estos datos han sido fundamentales para llevar a cabo la simulación económica y obtener los
resultados presentados.

5.3.1. Venta total de energía

En este caso, se simula que toda la energía generada por el parque eólico de baja potencia
de 200 kW se venderá a CFE, y el precio pagado por esta energía es el establecido en el
PML horario [38]. Los detalles sobre este precio se encuentran descritos en la sección 5.1.3.2,
donde se considera el precio correspondiente al año 2022, con un valor promedio de 0.058
USD/KWh. Además, se evalúa el impacto de las pérdidas del sistema, como las pérdidas
por el efecto estela y las pérdidas eléctricas, en las variables económicas, como el período
de retorno la inversión.En la Figura 5.11. se muestra una gráfica de barras que representa la
producción total de energía y el consumo correspondiente a este tipo de contrato. En este caso,
el consumo de energía es nulo. Por otro lado, la producción total de energía coincide con
la producción de energía eólica, alcanzando su máximo valor en el mes de enero con 129.39
MWh y su mínimo valor en junio con 29.94 MWh.

La Figura 5.12. presenta los resultados del flujo de caja acumulado obtenidos durante la
vida útil del proyecto. Asimismo, se muestran estos flujos considerando los incentivos (CEL)
y descontando el impuesto sobre la renta (ISR). En dicha figura se puede apreciar que el flujo
de caja acumulado en ningún momento pasa por el punto de equilibrio, es decir, rebasa los 0
mmd, significando que el parque eólico de baja potencia no genera ganancias. El flujo de caja
nominal considerando los incentivos e impuestos es el que se acerca más a 0 mmd teniendo
un valor en el año 20 de -0.0979 mmd. En la Tabla 5.10., se presentan los resultados de
los indicadores económicos, resaltando que en todos los escenarios, los períodos de retorno
exceden la vida útil del proyecto. Aunque se han considerado incentivos, el período de retorno
simple solo se reduce a 22.15 años. Estos resultados demuestran que el parque eólico de baja
potencia no es económicamente viable con este tipo de contrato de interconexión.
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Figura 5.11. Gráfica de producción total de energía y consumo para el contrato de venta total de
energía.

Fuente: Elaboración propia.

Figura 5.12. Flujo de caja acumulado del análisis económico realizado para el modelo de contrato
denomiado venta total de energía.

Fuente: Elaboración propia.
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Tabla 5.10. Parámetros económicos para el caso de venta total de energía.

IRR
(%)

ROI
(%)

Retorno simple
(años)

Retorno con
descuento

(años)

NPC
(mmd)

LCOE
(USD/kWh)

Pbruta -0.963 3.899 25.64 46.41 4.74 0.0345
Pneta -3.018 3.568 28.02 51.63 5.19 0.0401

Pneta (ISR) -3.018 3.568 28.02 51.63 5.19 0.0401
Pneta (CEL) -0.954 4.514 22.15 38.76 3.90 0.0301

Pneta (CEL, ISR) -0.954 4.514 22.15 38.76 3.90 0.0301
Nota: (ISR) para considerar el ISR, (CEL) para contemplar los CEL y (CEL, ISR) para tener en cuenta
tanto los CEL como el ISR.
Fuente: Elaboración propia.

5.3.2. Medición neta de energía

El contrato de interconexión de medición neta de energía permite que el cliente consuma y
genere energía dentro de un mismo contrato de suministro con CFE. Esto se logra mediante un
medidor de facturación bidireccional, que resta la energía generada por el cliente al consumo
total [38]. En esta sección, se presentan los resultados de dos simulaciones. En la primera
simulación, se iguala la producción de energía del parque eólico con el perfil de carga del
campus Juchitán de la Universidad del Istmo. Esto significa que toda la energía producida
por el parque eólico es consumida por el campus. En la segunda simulación, se utiliza el
perfil de carga real del campus Juchitán y se compara con la producción del parque eólico de
baja potencia. Aquí se analiza cómo coincide la producción del parque con el consumo real
del campus a lo largo del tiempo. Estas simulaciones permitirán evaluar el desempeño y la
viabilidad del parque eólico bajo el contrato de medición neta de energía. Para estimar los
ingresos económicos del parque eólico de baja potencia, se utiliza como referencia la tarifa de
media tensión GDMTH en el punto de interconexión con la red de distribución correspondiente
al año 2022.

5.3.2.1. Medición neta igualando la producción de energía con el perfil de carga

La Figura 5.13. muestra la gráfica de producción total de energía y el consumo, en donde
se muestra que toda la producción de energía es consumida por la Universidad del Istmo.
Asimismo, la Figura 5.14. muestra los resultados del análisis económico con los valores del
flujo de caja acumulado en millones de dólares (mmd). En dicha figura se observa que el
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proyecto eólico con este tipo de contrato resulta viable económicamente cuando se considera
la AEPbruta y AEPneta y los flujos de caja nominal y con descuento. Los ingresos por CEL del
parque eólico de baja potencia no aplican cuando no hay venta de energía a la red eléctrica.
Además, en esta figura se observa que los periodos de retorno de la inversión PB, para AEPbruta

y AEPneta con flujos de caja nominal son, respectivamente, 11.02 y 11.84 años. Los periodos
de retorno de la inversióncon descuento (PBD) para AEPbruta y AEPneta con valores de flujo de
caja con descuento son, respectivamente, 14.80 y 16.36 años. El efecto de las pérdidas totales
del parque eólico considerando el flujo de caja nominal y con descuento es de 0.82 y 1.56
años. En relación a los indicadores económicos, los resultados correspondientes a IRR, ROI,
PB, PBD, NPC y LCOE para AEPbruta, AEPneta y AEPneta(ISR) se presentan en la Tabla 5.11.
Los resultados vinculados al incentivo CEL no se incluyen en la tabla, ya que dicho incentivo
no afecta estos parámetros. Esto es debido a que los CELs no se generan en ausencia de venta
de energía. En dicha tabla se aprecia que la IRR y ROI son positivas, indicando rentabilidad,
además, los valores negativos en el NPC sugiere beneficios económicos.

Figura 5.13. Gráfica de producción total de energía y consumo para el contrato de medición neta
igualando la producción de energía con el perfil de carga.

Fuente: Elaboración propia.

5.3.2.2. Medición neta utilizando el perfil de carga de la UNISTMO

La Figura 5.15. muestra la producción total de energía, la producción de energía eólica y
consumo. En dicha gráfica se aprecia que generalmente durante el año es mayor la producción
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Figura 5.14. Flujo de caja acumulado del análisis económico realizado para el modelo de contrato
denomiado medición neta igualando la producción de energía con el perfil de carga.

Fuente: Elaboración propia.

Tabla 5.11. Parámetros económicos para el caso de medición neta igualando el pefil de carga con la
producción eléctrica generada por el parque eólico de baja potencia.

IRR
(%)

ROI
(%)

Retorno simple
(años)

Retorno con
descuento

(años)

NPC
(mmd)

LCOE
(USD/kWh)

Pbruta -2.773 9.070 11.02 14.80 -0.194 -0.017
Pneta 4.804 8.441 11.84 16.36 -0.149 -0.012

Pneta (ISR) 4.804 7.519 11.84 16.36 -0.130 -0.010
Nota: (ISR) para considerar el ISR.
Fuente: Elaboración propia.

de energía generada por el parque eólico de baja potencia que el consumo, a excepción de
junio, en este mes se tiene un consumo de 44.32 MWh y una producción eólica de 29.94 MWh,
existiendo una diferencia de 14.38 MWh. Es relevante destacar que la energía generada por
el parque eólico de baja potencia tendrá como prioridad cubrir el consumo de la UNISTMO,
posteriormente, cualquier excedente será vendido a la red eléctrica.
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Figura 5.15. Gráfica de producción total de energía y consumo para el contrato de medición neta
utilizando el perfil de carga de la UNISTMO.

Fuente: Elaboración propia.

La Figura 5.16. exhibe el gráfico de barras que ilustra el perfil mensual de adquisición y
venta de energía. Se destaca que en enero se registra el pico más alto de venta, totalizando
85.97 MWh. En contraste, junio sobresale como el mes de mayor adquisición, con un total de
27.51 MWh. En resumen, a lo largo del año, se venden un total de 597.75 MWh, mientras que
se adquieren 145.08 MWh de la red eléctrica.

En la Figura 5.17. se presenta la fracción mensual de energía renovable (%) mediante
AEPbruta y AEPneta. En esta representación gráfica, es evidente que la fracción de energía
renovable se mantiene mayoritariamente por encima del 70% durante la mayor parte del año,
con la única excepción de junio. En dicho mes, tanto para AEPbruta como para AEPneta, la
fracción de energía renovable se sitúa en 53.43% y 52.11%, respectivamente.

Los resultados del análisis económico para el contrato de medición neta de energía uti-
lizando el perfil de carga del campus Juchitán de la Unistmo se presentan en la Figura 5.18. En
esta figura se muestran los flujos de caja acumulados de dicho análisis. Se destaca principal-
mente que el flujo de caja acumulado a lo largo de toda la vida útil del parque eólico de baja
potencia no logra generar ganancias; en realidad, no alcanza a cubrir la inversión en ninguna de
las situaciones evaluadas, incluso cuando se consideran los Certificados de Energías Limpias
(CEL) como un ingreso adicional. El mayor flujo de caja acumulado se obtiene con un flujo
de caja nominal para AEPneta(CEL, ISR), el cual asciende a -0.130 mmd. En la Tabla 5.12.
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Figura 5.16. Gráfica de la energía comprada y vendida con el contrato denomiado medición neta
utilizando el perfil de carga de la UNISTMO.

Fuente: Elaboración propia.

Figura 5.17. Fracción de energía renovable para el contrato denomiado medición neta utilizando el
perfil de carga de la UNISTMO.

Fuente: Elaboración propia.

se muestran los resultados de los indicadores de rentabilidad económica. De acuerdo a estos
resultados, en todos los escenarios el periodo de retorno es mayor a la vida útil del proyecto,
es decir, que los flujos de efectivo futuros no son suficientes para superar los costos iniciales
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de inversión.

Figura 5.18. Flujo de caja acumulado del análisis económico realizado para el modelo de contrato
denomiado medición neta utilizando el perfil de carga de la UNISTMO.

Fuente: Elaboración propia.

Tabla 5.12. Parámetros económicos para el caso de medición neta utilizando el perfil de carga de la
UNISTMO.

IRR
(%)

ROI
(%)

Retorno simple
(años)

Retorno con
descuento

(años)

NPC
(mmd)

LCOE
(USD/kWh)

Pbruta -1.234 4.126 24.23 43.32 4.429 0.028
Pneta -2.680 3.762 26.58 48.46 4.929 0.033

Pneta (ISR) -2.680 3.762 26.58 48.46 4.929 0.033
Pneta (CEL) -1.413 4.355 22.96 40.54 4.116 0.028

Pneta (CEL, ISR) -1.413 4.355 22.96 40.54 4.116 0.028
Nota: (ISR) para considerar el ISR, (CEL) para contemplar los CEL y (CEL, ISR) para tener en cuenta
tanto los CEL como el ISR.
Fuente: Elaboración propia.

5.3.3. Facturación neta de energía

El modelo de contrato de facturación neta de energía, mostrado en la Figura 4.3., establece
que la energía suministrada por la empresa eléctrica CFE al cliente no está vinculada a la
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energía generada y vendida por cliente a CFE [38]. Es decir, la energía generada y vendida
por el cliente no se descuenta en su consumo. La característica principal de este modelo de
contrato es que la energía consumida de CFE se cobra al precio establecido en el tipo de
tarifa contrata, que para este caso es la tarifa GDMTH. En constraste, la energía que el cliente
genera se vende a CFE al precio PML horario. En esta sección se presenta los resultados del
análisis económico realizado con dicho contrato, tomando la consideración de utilizar solo el
30% de la carga consumida por la UNISTMO. En la Figura 5.19. se muestra la gráfica de
producción total de energía y consumo con el contrato de facturación neta. Esta figura muestra
la producción de energía generada por el parque eólico de baja potencia es mayor al consumo.

Figura 5.19. Gráfica de producción total de energía y consumo para el contrato de facturación neta de
energía.

Fuente: Elaboración propia.

En la Figura 5.20., se exhibe un gráfico de barras que ilustra la cantidad de energía adquirida
por la universidad, así como la energía generada y vendida por el parque eólico de baja po-
tencia. El gráfico revela que en el transcurso de un año, la universidad adquiere 22.15 MWh
de energía, mientras que el parque eólico vende y produce 827.54 MWh. Aunque la energía
vendida supera a la adquirida, es esencial recordar que el precio de venta es inferior al costo
de adquisición.

En la Figura 5.21., se ilustra un gráfico que representa el porcentaje de la fracción de en-
ergía renovable generada por el parque eólico de baja potencia utilizando AEPbruta y AEPmeta.
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Figura 5.20. Gráfica de la energía comprada y vendida con el contrato denomiado facturación neta de
energía.

Fuente: Elaboración propia.

Es claro que durante todo el año, la fracción de energía renovable se mantiene por encima del
80%, y los meses en los que este porcentaje alcanza el 100% son enero y julio.

Figura 5.21. Fracción de energía renovable para el contrato denominado facturación neta de energía.
Fuente: Elaboración propia.

La Figura 5.22. presenta los resultados del análisis económico para dicho contrato. Esta
figura ilustra los flujos de caja acumulados en millones de dólares (mmd) a lo largo de la vida
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útil del parque eólico de baja potencia. Se aprecia que el parque no genera las suficientes
ganancias para recuperar el costo capital invertido, por lo cual, no se alcanza llegar al punto
de equilibrio, es decir a 0 mmd, el flujo de caja nominal AEPneta(CEL) representa el flujo
con mayor ganancias siendo de -0.41 mmd, sin mebargo, este flujo aún es insuficiente para
recuperar la inversión inicial.

Figura 5.22. Flujo de caja acumulado del análisis económico realizado para el modelo de contrato
denomminado facturación neta de energía.

Fuente: Elaboración propia.

La Tabla 5.13. presenta los resultados de los indicadores de rentabilidad económica. Se
observa que la tasa interna de retorno (IRR) es negativa en todos los escenarios, indicando la
inviabilidad del proyecto según este criterio. Respecto al ROI la tasa más alta es del 2.93%
al considerar AEPneta(CEL). Los períodos de recuperación exceden la vida útil del proyecto,
alcanzando hasta 50.40 años en el retorno simple (PB) y hasta 100.65 años en el retorno con
descuento (PBD). Estos resultados infavorables se deben principalmente a que el costo de
compra de energía es más cara en comparación al precio de venta.

5.4. Conclusiones

El análisis económicoque se realizó de diversos contratos de interconexión aplicados al parque
eólico de baja potencia ubicado en el campus Juchitán, Universidad del Istmo, compuesto por
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Tabla 5.13. Parámetros económicos para el caso de facturación neta de energía.

IRR
(%)

ROI
(%)

Retorno simple
(años)

Retorno con
descuento

(años)

NPC
(mmd)

LCOE
(USD/kWh)

Pbruta -4.913 2.315 43.19 84.85 6.912 0.049
Pneta -7.850 1.984 50.40 100.65 7.366 0.055

Pneta (ISR) -7.850 1.984 50.40 100.65 7.366 0.055
Pneta (CEL) -4.854 2.930 34.13 65.00 6.069 0.046

Pneta (CEL, ISR) -4.854 2.930 34.13 65.00 6.069 0.046
Nota: (ISR) para considerar el ISR, (CEL) para contemplar los CEL y (CEL, ISR) para tener en cuenta
tanto los CEL como el ISR.
Fuente: Elaboración propia.

aerogeneradores Enair 200L ha arrojado resultados que ofrecen una perspectiva crítica sobre la
viabilidad económica de dichos proyectos en las condiciones actuales. Con un costo capital de
5,042.59 USD/kW, los escenarios de venta total de energía, facturación neta y medición neta
utilizando el perfil de carga de la universidad, han demostrado periodos de retorno que superan
la vida útil del proyecto, desafiando su sostenibilidad económica.

Es importante destacar que el contrato de medición neta demostró ser más viable en térmi-
nos económicos en comparación con el contrato de venta total de energía y facturación neta,
sin embargo, para maximizar el beneficio económico el diseño del parque eólico debe tener
una producción anual de energía igual al perfil de carga del cliente. Aún así, persisten de-
safíos significativos para que los parques eólicos de baja potencia sean totalmente rentables y
competitivos en el mercado energético actual. Se recomienda que, para que esta modalidad
de generación de energía sea aún más viable, la tecnología continúe reduciendo sus costos
y mejorando su eficiencia. Solo a través de la disminución de los costos de inversión será
posible garantizar la plena viabilidad económica de los parques eólicos de baja potencia y su
contribución al panorama energético sostenible y diversificado en el futuro.
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Análisis de sensibilidad

El análisis de sensibilidad es una técnica que implica ajustar deliberadamente ciertas variables
de entrada y luego ejecutar el modelo económico en repetidas ocasiones. El objetivo princi-
pal es comprender cómo se comportarían los parques eólicos en términos económicos en una
amplia gama de situaciones posibles. Para llevar a cabo esta evaluación, se comparan y con-
stratan diferentes tipos de contratos que regulan la operación de los parques eólicos de baja
potencia, como son: venta total de energía, facturación neta y medición neta. En esencia, la
idea detrás del análisis de sensibilidad es identificar los límites o el rango de condiciones en los
cuales eólicos de baja potencia podrían desarrollarse de manera más beneficiosa en el contexto
mexicano. Este proceso puede ayudar a los tomadores de decisiones a comprender mejor los
posibles resultados y a tomar medidas más informadas.

6.1. Condiciones de entrada

La evaluación del rendimiento económico del modelo se basa en una serie de parámetros clave,
que incluyen el periodo de recuperación de la inversión tanto en su forma simple (PB) y con
descuento (PBD), el costo presente neto (NPC), el costo nivelado de la energía (LCOE), la
tasa de retorno de la inversión (ROI) y la tasa interna de retorno (IRR). Estos indicadores
ofrecen una visión integral de cómo los diferentes tipos de contratos y condiciones podrían
influir en el éxito económico a largo plazo de los parques eólicos de baja potencia en México.
En la Tabla 6.1. se muestra los rangos de las variables de entrada utilizadas para realizar el
análisis de sensibilidad para el parque eólico de 200 kW en el campus Juchitán perteneciente
a la Universidad del Istmo, Oaxaca. Cada rango de estas variables corresponde a un caso de
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sensibilidad que se describe en las siguientes secciones.

Tabla 6.1. Rangos de variables de entrada para ejecutar el análisis económico.

Parámetro Min Max Unidad

Ccap 2000 6000 USD/kW
O&M 1 6 %

r 0 10 %
PLoad 0(Pload, j) Pload, j %

Fuente: Elaboración propia.

6.2. Impacto de la variación del costo capital

En este caso, los costos de capital son la variable de sensibilidad para analizar el rendimiento
económico del parque eólico de 200 kW. El rango de variación de este parámetro esta descrito
en la Tabla 6.1. Por otro lado, las variables de entrada de O&M, tasa de interés (r) y Pload , para
ejecutar el análisis económico en este caso, se consideran fijas. Los valores para O&M y r son,
respectivamente, 2% y 4%. El tipo de contrato analizado para este caso es el de venta total de
energía y, por lo tanto, el perfil de carga horario anual es considerado Pload, j = 0. Las tarifas
eléctricas consideradas para vender la energía a la red son PML y GDMTH para el año 2022.
Los principales parámetros utilizados para medir la viabilidad económica de un parque eólico
son el periodo de retorno (PB), el NPC y el LCOE. Las condiciones para determinar la via-
bilidad de un parque eólico se establecen cuando PB<LP, NPC<0 y LCOE<0. La Figura 6.1.
muestra el impacto de la variación del costo capital en el periodo de retorno de la inversión
considerando el precio marginal local. En dicha figura se observa que los límites para garanti-
zar que los parques eólicos de baja potencia sean viables económicamente en términos de costo
capital como variable de sensibilidad, son Ccap ≤4000 USD/kW para un flujo de caja nominal
(CFn), Ccap ≤ 3000 USD/kW con un flujo de caja con descuento (CFd), Ccap ≤ 4700 USD/kW
con un flujo de caja nominal considerando los incentivos (CFn+CEL) y finalmente Ccap ≤ 3500
USD/kW para un flujo de caja con descuento considerando los incentivos (CFd+CEL). Los
valores mínimos de IRR y ROI dentro de los límites de viabilidad económica de Ccap y los
parámetros fijos de entrada para este caso de sensibilidad son, respectivamente, 4% y 5%. La
Tabla 6.2. resume los rangos de Ccap para garantizar la viabilidad económica del parque eólico
de baja potencia con las tarifas eléctricas PML y GDMTH.
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Capítulo 6. Análisis de sensibilidad

a)

b)

c)

d)

e)

Figura 6.1. Impacto de la variación del costo capital para determinar la viabilidad económica de un
parque eólico de 200 kW. a) Periodo de retorno, b) IRR, c) ROI, d) NPC y e) LCOE.

Fuente: Elaboración propia.
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Tabla 6.2. Rangos de viabilidad económica de un parque eólico de 200 kW al considerar los costos de
capital como variable de sensibilidad.

Parámetros económicos
Tarifa

eléctrica
Tipo de flujo

de caja
Ccap

(USD/kW)
Pbmax

(años)
rmin

(%)
ROI
(%)

CFn ≤ 3000 20 4 5
CFd ≤ 3500 20 4 5

CFn+CEL ≤ 4000 20 4 5
PML

CFd+CEL ≤ 4700 20 4 5
CFn ≤ 7500 20 0 3.41
CFd ≤ 5620 20 0 3.41

CFn+CEL ≤ 8200 20 0 3.41
GDMTH

CFd+CEL ≤ 6140 20 0 3.41
Fuente: Elaboración propia.

6.3. Impacto de la variación del costo de operación y man-
tenimiento

En este escenario, la variable crítica para evaluar la viabilidad económica del parque eólico de
baja potencia es el costo de operación y mantenimiento (O&M). La variación de esta variable
abarca un rango del 1 al 6% en relación con los costos de capital. Las constantes de entrada
son: Ccap de 3000 USD/kW, una tasa de interés (r) del 4% y Pload=0. La Figura 6.2. ilustra
el impacto de la fluctuación en los costos de operación y mantenimiento en los parámetros
económicos: periodo de retorno (PB), tasa interna de retorno (IRR), tasa de retorno de la
inversión (ROI), costo presente neto (NPC) y costo nivelado de la energía (LCOE). Se destaca
que los límites que garantizan la viabilidad económica de los parques eólicos de baja potencia
en términos del costo de operación y mantenimiento (O&M) como variable de sensibilidad
se encuentran en, O&M ≤ 4.3% para CFn, O&M ≤ 2 con CFd , O&M ≤ 6 para CFn+CEL y
finalmente O&M ≤ 3.6 con CFd+CEL. Los valores mínimos de IRR y ROI dentro de los límites
de la viabilidad económicamente de O&M en este caso, son 0.002% y 5%, respectivamente. La
Tabla 6.3. resume los rangos de O&M para garantizar la viabilidad económica de los parques
eólicos de baja potencia en México con las tarifas eléctricas PML y GDMTH.
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a)

b)

c)

d)

e)

Figura 6.2. Impacto de la variación del costo de O&M para determinar la viabilidad económica de un
parque eólico de 200 kW. a) Periodo de retorno, b) IRR, c) ROI, d) NPC y e) LCOE.

Fuente: Elaboración propia.
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Tabla 6.3. Rangos de viabilidad económica de un parque eólico de 200 kW al considerar los costos de
operación y mantenimiento como variable de sensibilidad.

Parámetros económicos
Tarifa

eléctrica
Tipo de flujo

de caja
O&M
(%)

Pbmax

(años)
rmin

(%)
ROI
(%)

CFn ≤4.3 20 0.002 5
CFd ≤2 20 0.002 5

CFn+CEL ≤6 20 0.002 5
PML

CFd+CEL ≤3.6 20 0.002 5
CFn ≤12.5 20 0.09 5
CFd ≤10.2 20 0.09 5

CFn+CEL ≤14.1 20 0.09 5
GDMTH

CFd+CEL ≤11.8 20 0.09 5
Fuente: Elaboración propia.

6.4. Impacto de la variación de la tasa de interés

Para este caso la variable de sensibilidad a evaluar es la tasa de interés real (r) para analizar la
viabilidad económica del parque eólico de baja potencia de 200 kW. El rango de variación de
este parámetro es de 0 a 10%. Por otro lado, las variables de entrada para la simulación del
modelo económico son: un costo capital (Ccap) de 3000 USD/kW, un costo de O&M del 2%
con respecto al costo capital y Pload=0. En esta situación, solamente se muestran los resultados
de los flujos de efectivo con descuento. Esto se debe a que los flujos de efectivo nominales no
se ven influenciados por la tasa de interés real. Estos flujos permanecen constantes a lo largo
del tiempo y no consideran la depreciación del dinero debido a la inflación. En la Figura 6.3.
se presenta el impacto de la variación de la tasa de interés real en los indicadores de rentabil-
idad económica como el periodo de retorno, IRR, ROI, NPC y LCOE, considerando el precio
marginal local. En dicha figura se aprecia que los límites para garantizar que los parque eóli-
cos de baja potencia sean viables económicamente en términos de tasa de interés real como
variable de sensibilidad son, r≤4 para un flujo de caja con descuento (CFd) y r≤6.3 con un
flujo de caja con descuento considerando los CELs (CFd+CEL). Los valores mínimos de IRR y
ROI dentro de los límites de la viabilidad económica de r en este caso son, 0% y 5%, respec-
tivamente.
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a)

b)

c)

d)

e)

Figura 6.3. Impacto de la variación de la tasa de interés real para determinar la viabilidad económica
de un parque eólico de 200 kW. a) Periodo de retorno, b) IRR, c) ROI, d) NPC y e) LCOE.

Fuente: Elaboración propia.
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La Tabla 6.4. resume los rangos de r para asegurar la factibilidad económica del parque
eólico de baja potencia con las tarifas eléctricas PML y GDMTH con los flujos de caja con
descuento.

Tabla 6.4. Rangos de viabilidad económica de un parque eólico de 200 kW al considerar la tasa de
interés real como variable de sensibilidad.

Parámetros económicos
Tarifa

eléctrica
Tipo de flujo

de caja
r

(%)
Pbmax

(años)
rmin

(%)
ROI
(%)

CFd ≤4 20 0 5
PML

CFd+CEL ≤6.3 20 0 5
CFd ≤14.5 20 0 5

GDMTH
CFd+CEL ≤16.3 20 0 5

Fuente: Elaboración propia.

6.5. Impacto de la variación del perfil de carga

En esta sección, se utiliza el perfil de carga de la Universidad del Istmo como variable de sen-
sibilidad para analizar la viabilidad económica del parque eólico de baja potencia diseñado en
la institución educativa. El propósito de este análisis es evaluar los contratos de interconexión
de medición neta de energía y facturación neta de energía. Para llevar a cabo este estudio, se
establecieron los siguientes valores de entrada en el modelo económico: Ccap = 3000 USD/kW,
un costo de operación y mantenimiento (O&M) equivalente al 2% del costo de capital, y una
tasa de interés (r) del 4%.

6.5.1. Impacto de la variación del perfil de carga en el contrato de medi-
ción neta

Para determinar el impacto que tiene variar el perfil de carga en el contrato de medición
neta de energía se relizará dos simulaciones, la primera es igualando el perfil de carga con
la producción eléctrica del parque eólico y así deterrminar el punto óptimo para maximizar las
ganancias. La segunda consiste en utilizar el perfil de carga de la Universidad del Istmo para
determinar la carga óptima para garantizar la viabilidad del parque eólico de baja potencia.
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La Figura 6.4. muestra cómo varía la viabilidad económica bajo el contrato de interconex-
ión conocido como medición neta de energía en función de las fluctuaciones en la carga (Pload),
considerando que el perfil de carga es igual a la producción de energía. En este tipo de contrato,
la energía generada por el parque eólico se descuenta del consumo. El precio de compra de
energía sigue la tarifa GDMTH, mientras que el precio de venta es el precio PML. Dentro de la
figura, se destaca que el escenario más favorable se presenta cuando toda la energía producida
por el parque eólico es consumida por la universidad, es decir, cuando el perfil de carga coin-
cide con la producción de energía. No obstante, cuando la carga es menor que la producción,
el periodo de recuperación se extiende y las ganancias disminuyen. Por lo tanto, los límites
que aseguran la viabilidad económica en relación con la variable de carga son: 50% ≤ Pload

≤ 120%. En este rango, el periodo de recuperación no supera los 15 años. Con respecto al
retorno de la inversión (ROI) en este rango, para CFn se encuentra entre 11.45% y 12.04%,
mientras que para CFd varía entre 7.78% y 8.18%.

En la Figura 6.5. se presenta el impacto en los indicadores económicos al variar la carga en
el contrato de interconexión de medición neta, considerando el perfil de carga de la UNISTMO.
En esta figura se observa que la carga óptima para maximizar los ingresos del parque eólico es
cuando Pload= 50%, teniendo un ROI máximo de 8.04%, considerando los incentivos se incre-
menta a 9.29%, al igual la producción de energía del parque eólico de baja potencia con esta
carga esta generando 93.40% de fracción de energía renovable al año. Además considerando
este 50% de carga se tiene un periodo de retorno 17.52 años con un flujo de caja con descuento
y 14.32 años con un flujo de caja con descuento aumentando los CELs. Asimismo, esta figura
nos muestra que el PB ≤ 20 años cuando 0% ≤ Pload ≤ 120%, cuando existe una sobrecarga
mayor al 120% de carga el periodo de retorno se incrementa hasta los 25 años superando la
vida útil del proyecto.

6.5.2. Impacto de la variación del perfil de carga en el contrato de fac-
turación neta

La Figura 6.6. muestra el impacto en el análisis económico al variar la carga en el contrato
de interconexión de facturación neta de energía. Es fundamental recordar que, en este tipo
de contrato, la generación de energía y el suministro de la CFE se rigen por dos contratos
independientes. Por lo tanto, la energía consumida se adquiere a precio GDMTH, mientras que
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la energía generada por el parque eólico de baja potencia se vende a precio PML. Basado en
esta premisa y dado que el precio de compra es superior al de venta, resulta poco favorable un
perfil de carga elevado, ya que esto prolongaría el periodo de retorno. La Figura 6.6. evidencia
que, para lograr un periodo de retorno de 20 años, la carga debe ser del 0%. En contraste, con
una carga del 30%, el periodo aumenta considerablemente a 94 años. Estos datos se analizan
considerando un flujo de caja con descuento. Es importante destacar que una carga del 0% y
el precio de venta PML corresponden al contrato de interconexión de venta total de energía.
Al incluir un flujo de caja con descuento y aumentar los ingresos mediante incentivos CEL, es
necesario que la carga Pload sea inferior al 10% para garantizar la viabilidad del parque eólico
de baja potencia. Bajo esta condición, considerando los incentivos, se logra un ROI del 7.19%
y una IRR del 3.6%.

6.6. Desempeño económico de los cuatro aerogeneradores

Esta sección presenta los resultados del análisis económico realizado para los parques eólicos
de baja potencia diseñados con cada uno de los aerogeneradores propuestos: Enair 200, Enair
200L, Enair 70pro y Skystream 3.7. Para obtener estos resultados, se llevó a cabo la simulación
considerando el costo de capital específico para cada aerogenerador, tal como se describe en
la Tabla 5.9.. Además, se consideró un costo de operación y mantenimiento (O&M) equiva-
lente al 2% del costo de capital y una tasa de interés real del 4%. Los resultados del análisis
económico para los aerogeneradores propuestos se presentan en la Tabla 6.5., considerando
las tarifas eléctricas correspondientes al año 2022 y las estaciones meteorológicas utilizadas
para estimar el recurso eólico. Dentro de esta tabla, se observa que el parque eólico de baja
potencia con el aerogenerador Enair 200 muestra los mejores resultados. Su periodo de re-
torno más corto es de 12.20 años, considerando la tarifa GDMTH y la estación meteorológica
CERTE. Por otro lado, los parques eólicos de baja potencia que utilizan los aerogeneradores
Enair 70pro y Skystream 3.7 no resultan económicamente viables en ningún escenario, ya que
sus periodos de retorno superan la vida útil del proyecto. Además, se nota que los periodos de
retorno más prolongados se obtienen al considerar la estación meteorológica ERA5. Esto se
debe, principalmente, a lo demostrado en el Capítulo 2, donde se evidenció que dicha estación
subestima el recurso eólico, lo que afecta la viabilidad económica de los proyectos.
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Capítulo 6. Análisis de sensibilidad

Tabla 6.5. Resultados del análisis económico con los cuatro aerogeneradores propuestos.

Estación
meteorológica

Tipo de
aerogenerador

Tarifa
eléctrica

PBN

(años)
PBNC

(años)
ROIN

(%)
IRRN

(%)
LCOED

(USD/kWh)
NPCD

(mmd)

CERTE ENAIR200 PML 42.47 32.21 2.35 -6.30 0.07 0.62
MERRA-2 ENAIR200 PML 77.04 53.40 1.30 -10.42 0.11 0.75

ERA5 ENAIR200 PML 132.78 80.55 0.75 -13.75 0.14 0.82
WTK ENAIR200 PML 58.04 41.39 1.72 -8.53 0.08 0.70

CERTE ENAIR200 GMDTH 16.43 14.62 6.09 1.95 0.02 0.16
MERRA-2 ENAIR200 GMDTH 24.02 21.12 4.16 -1.69 0.06 0.39

ERA5 ENAIR200 GMDTH 31.06 26.98 3.22 -3.87 0.08 0.51
WTK ENAIR200 GMDTH 18.26 16.20 5.47 0.88 0.03 0.23

CERTE ENAIR200L PML 27.93 22.11 3.58 -2.99 0.04 0.52
MERRA-2 ENAIR200L PML 36.76 28.29 2.72 -5.21 0.06 0.64

ERA5 ENAIR200L PML 47.14 35.18 2.12 -7.07 0.07 0.72
WTK ENAIR200L PML 34.54 26.42 2.90 -4.72 0.05 0.61

CERTE ENAIR200L GMDTH 12.20 10.94 8.20 5.25 -0.01 -0.11
MERRA-2 ENAIR200L GMDTH 14.86 13.26 6.73 3.01 0.01 0.09

ERA5 ENAIR200L GMDTH 17.49 15.53 5.72 1.31 0.02 0.22
WTK ENAIR200L GMDTH 13.18 11.79 7.59 4.35 0.00 -0.03

CERTE ENAIR70PRO PML 10798.32 318.46 -0.01 -18.51 0.23 0.74
MERRA-2 ENAIR70PRO PML 1449.87 383.22 -0.07 -19.44 0.23 0.74

ERA5 ENAIR70PRO PML 687.43 555.55 -0.15 -21.26 0.23 0.75
WTK ENAIR70PRO PML 498.37 818.02 -0.20 -23.07 0.23 0.76

CERTE ENAIR70PRO GMDTH 65.92 54.27 1.52 -9.39 0.18 0.58
MERRA-2 ENAIR70PRO GMDTH 65.48 53.87 1.53 -9.35 0.18 0.58

ERA5 ENAIR70PRO GMDTH 67.66 55.47 1.48 -9.57 0.18 0.59
WTK ENAIR70PRO GMDTH 66.94 55.00 1.49 -9.50 0.18 0.59

CERTE Skystream 3.7 PML 2924.90 270.12 0.03 -28.57 0.22 1.24
MERRA-2 Skystream 3.7 PML 565.11 748.58 -0.18 -22.66 0.24 1.28

ERA5 Skystream 3.7 PML 350.64 6220.23 -0.29 -31.55 0.25 1.30
WTK Skystream 3.7 PML 386.41 1623.73 -0.26 -26.11 0.24 1.29

CERTE Skystream 3.7 GMDTH 60.97 50.58 1.64 -8.87 0.17 0.97
MERRA-2 Skystream 3.7 GMDTH 75.61 61.27 1.32 -10.30 0.19 1.03

ERA5 Skystream 3.7 GMDTH 82.37 66.03 1.21 -10.84 0.20 1.04
WTK Skystream 3.7 GMDTH 66.16 54.42 1.51 -9.42 0.18 0.99

Nota: N se refiere a flujo de caja nominal y D es un flujo de caja con descuento.

Fuente: Elaboración propia.

139



Capítulo 6. Análisis de sensibilidad

a)

b)

c)

d)

e)

Figura 6.4. Impacto de la variación de la carga para determinar la viabilidad económica con el
contrato de interconexión denominado medición neta considerando el perfil de carga igual a la

producción de energía. a) Periodo de retorno, b) IRR, c) ROI, d) NPC y e) LCOE.
Fuente: Elaboración propia.
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a)

b)

c)

d)

e)

Figura 6.5. Impacto de la variación de la carga para determinar la viabilidad económica con el
contrato de interconexión medición neta utilizando el perfil de carga de la UNISTMO. a) Periodo de

retorno, b) IRR, c) ROI, d) NPC y e) LCOE.
Fuente: Elaboración propia.
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a)

b)

c)

d)

e)

Figura 6.6. Impacto de la variación de la carga para determinar la viabilidad económica con el
contrato de interconexión facturación neta. a) Periodo de retorno, b) IRR, c) ROI, d) NPC y e) LCOE.

Fuente: Elaboración propia.
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6.7. Conclusiones

Luego de un análisis exhaustivo de sensibilidad, se ha determinado que el parámetro económico
de mayor impacto en la viabilidad de los parques eólicos de baja potencia es el costo capital.
Se ha identificado que para asegurar esta viabilidad, el costo capital debe ser igual o infe-
rior a 3500 USD/kW, si se consideran los incentivos CELs aumenta este valor hasta los 4700
USD/kW. Además para garantizar la viabilidad económica de estos parques en todas las cir-
custancias, se requieren condiciones mínimas de Ccap=3500 USD/kW, O&M= 2% y r= 4%.

En este estudio, también se ha evidenciado que el contrato de interconexión que maximiza
las ganancias del parque eólico es el de medición neta de energía. El caso ideal radica en
igualar el perfil de carga a la producción de energía, con este caso se tiene un periodo de re-
torno máximo de 8 años y un ROI de 16%. Sin embargo, sigue siendo viable económicamente
este contrato cuando la carga esta en el rango de 50% ≤ Pload ≤ 120%, para tener un periodo
de retorno menor a los 15 años. Cuando se considera el perfil de carga de la UNISTMO se
obtiene que el punto óptimo de carga para maximizar los ingresos del parque eólico de baja
potencia es de 50%. En constraste, el contrato de facturación neta no resulta lucrativo debido
a que exige una carga nula para lograr un periodo de retorno de 20 años. Con los resultados
obtenidos se destaca que es de vital importancia elegir el tipo de contrato de interconexión
adecuado para maximizar el rendimiento económico en los parques eólicos de baja potencia.

Con respecto al desempeño de los parques eólicos de baja potencia evaluados con los aero-
generadores propuestos se encontró que el aerogenerador Enair 200L es el único que presenta
un escenario viable económicamente teniendo un periodo de retorno de 12 años. Los aerogen-
eradores que en ningún escenario son viables son el Enair 70pro y Skystream 3.7 debido que
todos sus periodos de retorno superan la vida útil del proyecto.
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Capítulo 7.

Conclusiones

En este proyecto de tesis se ha desarrollado una herramienta de código abierto para el análisis
tecno-económico de parques eólicos de baja potencia en México. Esta herramienta ha sido dis-
eñada para mejorar la evaluación de la viabilidad y rentabilidad de proyectos eólicos, tomando
en cuenta aspectos técnicos y económicos clave. Además, se han desarrollado y/o mejorado
otras herramientas de software relacionadas para proporcionar un análisis integral.

Uno de los aspectos fundamentales abordados por la herramienta es el análisis del recurso
eólico del emplazamiento. Para esto, se han integrado estaciones meteorológicas físicas, como
la del CERTE, y estaciones meteorológicas virtuales, como las de MERRA, ERA y Wind-
Toolkit. Esto permite obtener datos precisos sobre la velocidad y dirección del viento, que son
cruciales para estimar la producción anual de energía (AEP).

La estimación de la AEP es otro aspecto esencial que aborda la herramienta. Utilizando los
datos del recurso eólico, los datos técnicos del aerogenerador y la distribución de los aerogen-
eradores en el sitio, se puede calcular la producción anual de energía esperada. Además, se
tienen en cuenta las pérdidas por efecto Joule de los cables subterráneos del parque eólico de
baja potencia, lo que proporciona una estimación más precisa de la producción neta de energía.

La herramienta también se ocupa del análisis de precios de electricidad. Se recopilan y analizan
los precios de electricidad para el precio marginal local (PML) durante el periodo 2017-2022,
así como el precio de la tarifa de electricidad de media tensión GDMTH (Gran Demanda de
Media Tensión Horaria). Esto permite estimar de manera más precisa los ingresos obtenidos
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del parque eólico de baja potencia. Además permite obtener y analizar el perfil de carga del
sitio a abastecer.

Otro componente importante de la herramienta es el análisis de impuestos e incentivos. Se
aplica la legislación mexicana para el cálculo del impuesto sobre la renta (ISR) y se con-
sideran los incentivos denominados Certificados de Energías Limpias (CELs) emitidos por
la Comisión Reguladora de Energía (CRE) en México. Esto permite evaluar los parámetros
económicos en función de los impuestos y los incentivos disponibles en el marco regulatorio
mexicano.

La herramienta de software proporciona parámetros económicos de salida que son fundamen-
tales para la toma de decisiones en proyectos eólicos. Estos parámetros incluyen periodos de
retorno simples y con descuento de la inversión, el costo nivelado de la energía (LCOE), la
tasa interna de retorno (TIR), la tasa de retorno de la inversión (ROI) y el costo presente neto
(NPC). Además, se generan gráficas personalizadas con los flujos de caja, lo que facilita la
visualización de los resultados económicos.

Un aspecto destacado de la herramienta es la posibilidad de realizar un estudio de sensibil-
idad. Esto permite analizar el impacto de los parámetros económicos de entrada, como el
costo de capital, la tasa de interés y los gastos de operación y mantenimiento (O&M), en los
resultados económicos del proyecto. Esta funcionalidad brinda una mayor comprensión de la
viabilidad y rentabilidad del proyecto bajo diferentes escenarios y supuestos.

7.1. Aportación de tesis

Se ha desarrollado una herramienta de código abierto que permite realizar el análisis técnico-
económico de parques eólicos de baja potencia conectados a la red eléctrica de media tensión.
A diferencia de otros softwares, este código es gratuito y se puede modificar debido a su natu-
raleza de código abierto. La herramienta considera las pérdidas ocasionadas por el efecto estela
y las pérdidas eléctricas, además de cumplir con las leyes y normas mexicanas. Se incorpo-
ran los impuestos, como el impuesto sobre la renta, y los incentivos, como los Certificados de
Energía Limpia, otorgados por el gobierno mexicano para promover el uso de energías limpias.
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Un aspecto destacado es el análisis de sensibilidad realizado, que permite variar el costo de
capital, los costos de operación y mantenimiento, y la tasa de interés real para evaluar el
impacto en los indicadores económicos en diferentes escenarios. La herramienta también con-
sidera dos tipos de contratos de interconexión a la red, permitiendo utilizar el precio marginal
local para vender toda la energía o la tarifa de gran demanda de media tensión, con el obje-
tivo de determinar cuál opción de contratación es más conveniente en términos de precio de
electricidad.

7.2. Trabajos a futuro

• Desarrollar la interfaz gráfica de la herramienta análisis económico de aerogeneradores
de baja potencia en México.

• Incorporar a la herramienta de análisis técnico-económico las siguientes mejoras:

– Restricciones de compra y venta de energía eléctrica hacia y desde la red eléctrica

– Considerar en el análisis económico desarrollado una tasa de cambio de dólar a
peso variablen cada periodo de tiempo. Esto para obtener de una forma realista los
precios PML y GDMTH de acuerdo con la tasa de cambio histórica real en cada
periodo de tiempo.

• Incorporar dentro de la herramienta de software desarrollada, el análisis técnico-económico
de sistemas solares fotovoltaicos.
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Apéndice A.

Distribuciones de velocidad del viento

A.1. Distribución de weibull del CERTE

En la Figura A.1a, se observa la distribución de probabilidad del viento a una altura de 40 m,
se analiza la frecuencia con la cual la velocidad de viento se ubica entre los rangos de 4 m/s
hasta los 9 m/s. Ademas, se señala los coeficientes de distribución de Weibull el factor forma
k = 1.7948 y el factor escala c = 9.4117 m/s ajustados al histograma de medición. En la Figura
A.1b, se muestra la distribución de probabilidad del viento a una altura de 60 m, donde las
velocidades que se presentan con mayor frecuencia van en el rango de 4 m/s hasta 10 m/s. Se
tienen parámetros de Weibull de k=1.8023 y c=10.0312 m/s. En la Figura A.1c, se observa la
distribución de probabilidad a una altura de 80 m, con parámetros de weibull de k = 1.8089 y
c=10.5222 m/s. A esta altura de medición se presentan velocidades con mayores frecuencia
desde 6 m/s hasta 10 m/s.

A.2. Distribución de weibull de Wind Toolkit®

En la Figura A.2a, se observa la distribución de probabilidad a una altura de 40 m, con parámet-
ros de weibull de k = 1.988 y c= 11.635 m/s. A esta altura de medición se presentan velocidades
con mayores frecuencia en el rango de 4 a 12 m/s. En la Figura A.2b, se observa la distribución
de probabilidad a una altura de 60 m, con parámetros de weibull de k = 1.979 y c= 13.930 m/s.
A esta altura de medición se presentan velocidades con mayores frecuencia en el rango de 4
hasta 14 m/s. En la Figura A.2c, se observa la distribución de probabilidad a una altura de
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a) b)

c)

Figura A.1. Distribución de Weibull a 40, 60 y 80 m de CERTE.
Fuente: Elaboración propia.

80 m, con parámetros de weibull de k = 1.982 y c= 14.825 m/s. A esta altura de medición se
presentan velocidades con mayores frecuencia desde 4 m/s hasta 15 m/s. En la Figura A.2d,
se observa la distribución de probabilidad a una altura de 100 m, con parámetros de weibull de
k = 1.987 y c= 15.567 m/s. A esta altura de medición se presentan velocidades con mayores
frecuencia desde 4 m/s hasta 16 m/s.

En la Figura A.3a, se observa la distribución de probabilidad a una altura de 120 m, con
parámetros de weibull de k = 1.991 y c= 16.201 m/s. A esta altura de medición se presentan
velocidades con mayores frecuencia desde 4 m/s hasta 17 m/s. En la Figura A.3b, se observa
la distribución de probabilidad a una altura de 140 m, con parámetros de weibull de k = 1.994
y c= 16.714 m/s. A esta altura de medición se presentan velocidades con mayores frecuencia
desde 4 m/s hasta 18 m/s. En la Figura A.3c, se observa la distribución de probabilidad a una
altura de 160 m, con parámetros de weibull de k = 1.988 y c= 17.198 m/s. A esta altura de
medición se presentan velocidades con mayores frecuencia desde 4 m/s hasta 19 m/s. En la
Figura A.3d, se observa la distribución de probabilidad a una altura de 200 m, con parámetros
de weibull de k = 2.0 y c= 17.936 m/s.
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a) b)

c) d)

Figura A.2. Distribución de Weibull a 40, 60, 80 y 100 m de WTK.
Fuente: Elaboración propia.

a) b)

c) d)

Figura A.3. Distribución de Weibull a 120, 140, 160 y 200 m de WTK.
Fuente: Elaboración propia.
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Mapa de rango de velocidades

B.1. Mapa de rango de velocidades del viento del CERTE

En la Figura B.1a, es a una altura de 40 metros, se aprecia que el mes de enero tiene velocidades
del viento superiores a los 9 m/s, manteniendo una velocidad constante durante las 24 horas,
en cambio, el mes de junio presenta velocidades del viento menores de 4 m/s hasta 6 m/s. En la
Figura B.1b, corresponde a una altura de 60 metros, el mes de enero presenta el mayor rango
de velocidades las 24 horas del día arriba de los 10 m/s, en cambio, nuevamente el mes de
junio presenta las menores velocidades del viento. El mes de enero presenta el mayor rango
de velocidades del viento del todo el año de 10 a 11 m/s las 24 horas, sin embargo, también se
aprecia que el mes de julio y diciembre, presentan velocidades arriba de 10 m/s solamente en
las horas de 11:00 a 19:00, véase en la Figura B.1c.

B.2. Mapa de rango de velocidades del viento con Wind Toolkit®

La Figura B.2a, es a una altura de 40 metros, donde se puede apreciar que en el periodo de los
meses de noviembre hasta marzo se tienen velocidades del viento de 11 m/s y en el mes de
junio se tiene la velocidad del viento menor de 4 m/s en el horario de 1:00 a 12 hrs y después
de 22:00 a 24:00 hrs. La Figura B.2b, es a una altura de 60 metros, en ella se aprecia que en el
periodo de octubre hasta los días finales de marzo se tienen velocidades del viento altas de 11
m/s, en cambio, la menor velocidad del viento es de 5 m/s se encuentra en el mes de junio en
un horario de 9:00 a 12:00 hrs. La Figura B.2c, es a una altura de 80 metros, en esta se puede
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a) b)

c)

Figura B.1. Mapa de rango de velocidades del viento a 40, 60 y 80 m de CERTE.
Fuente: Elaboración propia.

observar la velocidad del viento superior se encuentra dentro del rango de colores de 11 m/s y
se tiene en el periodo de octubre hasta abril, posteriormente la menor velocidad del viento es de
5 m/s y se tiene en junio en el horario de 10:00 a 12:00 hrs. La Figura B.2d, es a una altura de
100 metros y a esta altura se observa que la velocidad del viento aumenta, por lo que el periodo
con mayores velocidades del viento se encuentran desde mediados del mes de septiembre hasta
la principios de abril, sin embargo, la menor velocidad del viento es de 5 m/s y se presenta en
junio dentro de 1:00 a 13 hrs. La Figura B.3a, es a una altura de 120 metros, en ella se aprecia
que los meses con mayores velocidades del viento se encuentran dentro del periodo de inicios
de septiembre hasta mediados de abril y la menor velocidad del viento es de 5.5 m/s se tiene en
junio en el horario de 9:00 a 13:00 hrs. La Figura B.3b, es a una altura de 140 metros, en esta
se aprecia que las velocidades aumentan y el periodo con mayores velocidades se encuentra
desde septiembre hasta finales de abril, posteriormente el mes de junio es donde se tiene la
menor velocidad del viento en el horario de 9:00 a 12:00 hrs. La Figura B.3c, es la altura de
160 metros, donde se muestran colores más intensos, teniendo las velocidades más altas desde
algunos días de agosto hasta los dias cercanos de mayo y la menor velocidad se tiene en el mes
de junio pero solo es un poco días en el horario de 9:00 a 12:00 hrs. La Figura B.3d, es a una
altura de 200 metros, en esta predomina el color negro perteneciente a la velocidad de 11 m/s
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a) b)

c) d)

Figura B.2. Mapa de rango de velocidades del viento a 40, 60, 80 y 100 m de WTK.
Fuente: Elaboración propia.

en el periodo de agosto hasta mayo, con la menor velocidad del viento de 5.5 m/s en el mes de
junio en el horario de 9:00 a 12:00 hrs en pocos días de este mes.

a) b)

c) d)

Figura B.3. Mapa de rango de velocidades del viento a 120, 140, 160 y 200 m de WTK.
Fuente: Elaboración propia.
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Rosa de vientos

C.1. Rosa de vientos anuales del CERTE

En la Figura C.1., se muestra la rosa de los vientos a 78 m de altura perteneciente al año 2018,
donde se indica la frecuencia relativa de eventos de viento en cada dirección, en dicha figura
la dirección predominante es hacia el norte-noroeste (NNO), con mayor frecuencia de vientos
a velocidades entre el rango de 5-10 m/s.

Figura C.1. Rosa de vientos de CERTE a 78 m.
Fuente: Elaboración propia.
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C.2. Rosa de vientos anuales de Wind Toolkit®

En la Figura C.2a, se muestra la rosa de los vientos a 40 m de altura perteneciente al año 2014,
en dicha figura la dirección predominante es hacia el norte-noroeste (NNO), con mayor fre-
cuencia de vientos a velocidades entre el rango de 10-15 m/s. En la Figura C.2b, se muestra
la rosa de los vientos a 60 m de altura perteneciente al año 2014, en dicha figura la dirección
predominante es hacia el norte-noroeste (NNO), con una frecuncia mayor al 30% de las ve-
locidades del viento entre el rango de 15 a 20 m/s. En la Figura C.2c, se muestra la rosa de
los vientos a 80 m de altura perteneciente al año 2014, en esta figura se muestra una direc-
ción predominante hacia el norte-noroeste (NNO), con una frecuencia del 39% de un rango
de velocidades de 20 a 25 m/s. En la Figura C.2d, se muestra la rosa de los vientos a 100 m
de altura, en esta se puede observar que el viento tiene una dirección predominante hacia el
norte-noroeste (NNO) con rangos de velocidades de 20 a 25 m/s con una frecuencia mayor al
38%.

a) b)

c) d)

Figura C.2. Rosa de vientos a 40, 60, 80 y 100 m de WTK.
Fuente: Elaboración propia.

En la Figura C.3a, se muestra la rosa de los vientos a 120 m de altura, en donde se observa
que el viento predomina hacia el norte-noroeste (NNO) y para las velocidades dentro del rango
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de 20 a 25 m/s se tiene una frecuencia de incidencia de 38 %. En la Figura C.3b, se muestra
la rosa de los vientos a 140 m de altura, en ella se aprecia que el viento tiene una dirección
predominante hacia el norte-noroeste (NNO), con una frecuencia de indicendia mayor al 36%
en el rango de velocidades de 20 a 25 m/s. En la Figura C.3c, se muestra la rosa de los vientos a
160 m de altura, en esta se observa una dirección predominante hacia el norte-noroeste (NNO),
con una frecuencia de incidencia mayor al 35% en el rango de velocidades de 20 a 25 m/s. En
la Figura C.3d, se muestra la rosa de los vientos a 200 m de altura, en esta se observa una
dirección predominante hacia el norte-noroeste (NNO), con una frecuencia de incidencia de
mayor al 32% en el rango de velocidades de 20 a 25 m/s.

a) b)

c) d)

Figura C.3. Rosa de vientos a 120, 140, 160 y 200 m de WTK.
Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice D.

Descripción de la energía generada en
cada aerogenerador

D.1. Descripción de la energía generada en cada aerogener-
ador Enair 200

Tabla D.1. Aerogenerador Enair 200.

Aerogenerador
Generación total

bruta (MWh)
Generación total

neta (MWh)
Pérdidas efecto

estela (%)

1 49.067 48.945 0.25
2 50.525 50.138 0.77
3 50.915 50.594 0.63
4 51.043 50.550 0.97
5 50.619 50.280 0.67
6 47.969 47.603 0.76
7 48.368 48.058 0.64
8 46.993 46.521 1.0
9 48.079 47.647 0.9

10 50.279 49.720 1.11
Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice D. Descripción de la energía generada en cada aerogenerador

D.2. Descripción de la energía generada en cada aerogener-
ador Enair 200L

Tabla D.2. Aerogenerador Enair 200L

Aerogenerador
Generación total

bruta (MWh)
Generación total

neta (MWh)
Pérdidas efecto

estela (%)

1 35.958 35.958 0.0

2 36.530 36.530 0.0

3 36.767 36.767 0.0

4 37.128 37.128 0.0

5 36.149 36.149 0.0

6 35.014 35.014 0.0

7 36.285 36.285 0.0

8 36.473 36.473 0.0

9 36.441 36.441 0.0

10 34.925 34.925 0.0

11 34.589 34.589 0.0

12 35.288 35.288 0.0

13 36.266 36.266 0.0

14 36.441 36.441 0.0

15 35.733 35.733 0.0

16 34.816 34.816 0.0

17 34.926 34.926 0.0

18 35.275 36.275 0.0

19 35.897 35.897 0.0

20 35.717 35.717 0.0
Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice D. Descripción de la energía generada en cada aerogenerador

D.3. Descripción de la energía generada en cada aerogener-
ador Enair 70pro

Tabla D.3. Aerogenerador Enair 70pro.

Aerogenerador
Generación total

bruta (MWh)
Generación total

neta (MWh)
Pérdidas efecto

estela (%)

1 10.077 10.077 0.0

2 10.492 10.492 0.0

3 10.738 10.738 0.0

4 10.741 10.741 0.0

5 10.763 10.763 0.0

6 10.856 10.856 0.0

7 10.880 10.880 0.0

8 10.970 10.970 0.0

9 10.968 10.968 0.0

10 10.954 10.954 0.0

11 10.975 10.975 0.0

12 11.022 11.022 0.0

13 11.107 11.107 0.0

14 11.119 11.119 0.0

15 11.133 11.133 0.0

16 11.160 11.160 0.0

17 11.193 11.193 0.0

18 11.193 11.192 0.01

19 11.235 11.235 0.0

20 11.254 11.254 0.0

21 11.227 11.227 0.0

22 11.251 11.251 0.0

23 11.249 11.249 0.0
Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice D. Descripción de la energía generada en cada aerogenerador

Aerogenerador
Generación total

bruta (MWh)
Generación total

neta (MWh)
Pérdidas efecto

estela (%)

24 11.302 11.302 0.0

25 11.310 11.310 0.0

26 11.304 11.304 0.0

27 11.355 11.355 0.0

28 11.377 11.377 0.0

29 11.434 11.434 0.0

30 11.477 11.477 0.0

31 11.501 11.501 0.0

32 11.524 11.524 0.0

33 11.533 11.533 0.0

34 11.597 11.597 0.0

35 11.743 11.743 0.0

36 11.752 11.752 0.0
Fuente: Elaboración propia.

164



Apéndice D. Descripción de la energía generada en cada aerogenerador

D.4. Descripción de la energía generada en cada aerogener-
ador Skystream 3.7

Tabla D.4. Aerogenerador Skystream 3.7.

Aerogenerador
Generación total

bruta (MWh)
Generación total

neta (MWh)
Pérdidas Efecto

Estela (%)
1 6.382 6.382 0.0
2 6.524 6.524 0.0
3 6.670 6.670 0.0
4 5.737 5.737 0.0
5 6.040 6.040 0.0
6 6.347 6.347 0.0
7 6.472 6.472 0.0
8 6.349 6.349 0.0
9 5.595 5.595 0.0
10 5.982 5.982 0.0
11 6.333 6.333 0.0
12 6.421 6.421 0.0
13 5.856 5.856 0.0
14 5.833 5.833 0.0
15 6.053 6.053 0.0
16 6.480 6.480 0.0
17 6.411 6.411 0.0
18 6.167 6.167 0.0
19 5.970 5.970 0.0
20 6.044 6.044 0.0
21 6.063 6.063 0.0
22 6.318 6.318 0.0
23 6.176 6.176 0.0
24 6.133 6.133 0.0
25 6.080 6.080 0.0
26 6.294 6.294 0.0
27 6.226 6.226 0.0
28 6.158 6.158 0.0

Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice D. Descripción de la energía generada en cada aerogenerador

Aerogenerador
Generación total

bruta (MWh)
Generación total

neta (MWh)
Pérdidas Efecto

Estela (%)

29 6.068 6.068 0.0

30 6.344 6.344 0.0

31 6.313 6.313 0.0

32 6.278 6.278 0.0

33 6.231 6.231 0.0

34 6.096 6.096 0.0

35 6.097 6.097 0.0

36 6.104 6.104 0.0

37 6.183 6.183 0.0

38 6.153 6.153 0.0

39 6.139 6.139 0.0

40 6.167 6.167 0.0

41 6.195 6.195 0.0

42 6.269 6.269 0.0

43 6.310 6.310 0.0

44 6.303 6.303 0.0

45 6.336 6.336 0.0

46 6.334 6.334 0.0

47 6.227 6.227 0.0

48 6.243 6.243 0.0

49 6.208 6.208 0.0

50 6.182 6.182 0.0

51 6.206 6.206 0.0

52 6.251 6.251 0.0

53 6.301 6.301 0.0

54 6.298 6.298 0.0

55 6.314 6.314 0.0

56 6.330 6.330 0.0

57 6.304 6.304 0.0

58 6.323 6.323 0.0

59 6.293 6.293 0.0

60 6.222 6.222 0.0

61 6.199 6.199 0.0

62 6.168 6.168 0.0
Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice D. Descripción de la energía generada en cada aerogenerador

Aerogenerador
Generación total

bruta (MWh)
Generación total

neta (MWh)
Pérdidas Efecto

Estela (%)

63 6.237 6.237 0.0

64 6.286 6.286 0.0

65 6.288 6.288 0.0

66 6.306 6.306 0.0

67 6.326 6.326 0.0

68 6.267 6.267 0.0

69 6.289 6.289 0.0

70 6.328 6.328 0.0

71 6.446 6.446 0.0

72 6.016 6.016 0.0

73 6.454 6.454 0.0

74 6.405 6.405 0.0

75 6.924 6.924 0.0

76 6.250 6.250 0.0

77 6.737 6.737 0.0

78 6.985 6.985 0.0

79 6.856 6.856 0.0

80 6.188 6.188 0.0

81 6.497 6.497 0.0

82 6.837 6.837 0.0

83 6.917 6.917 0.0

84 6.958 6.958 0.0

85 6.666 6.666 0.0

86 6.707 6.707 0.0

87 5.707 5.707 0.0
Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice E.

Esquemas de interconexión

En esta sección se muestran los esquemas de interconexión para las clasificaciones tipo BT y
MT2.

Figura E.1. Esquema de interconexión 1 para Centrales Eléctricas menores o iguales que 50 kW en
Baja Tensión con Centros de Carga.

Fuente: Manual de Interconexión de Centrales de Generación con Capacidad menor a 0.5 MW [38].
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Apéndice E. Esquemas de interconexión

Figura E.2. Esquema de interconexión 3 para Centrales Eléctricas mayores que 250 kW y menores
que 500 kW en Media Tensión con Centros de Carga.

Fuente: Manual de Interconexión de Centrales de Generación con Capacidad menor a 0.5 MW [38].

Figura E.3. Esquema de interconexión 4 para Centrales Eléctricas menores o iguales que 50 kW en
Baja Tensión con Centros de Carga.

Fuente: Manual de Interconexión de Centrales de Generación con Capacidad menor a 0.5 MW [38].
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Apéndice E. Esquemas de interconexión

Figura E.4. Esquema de interconexión 6 para Centrales Eléctricas mayores que 250 kW y menores
que 500 kW en Media Tensión con Centros de Carga.

Fuente: Manual de Interconexión de Centrales de Generación con Capacidad menor a 0.5 MW [38].

Figura E.5. Esquema de interconexión 7 para Centrales Eléctricas menores o iguales que 50 kW en
Baja Tensión.

Fuente: Manual de Interconexión de Centrales de Generación con Capacidad menor a 0.5 MW [38].
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Apéndice F.

Tabla de calibres AWG

Tabla F.1. Tabla de calibre de conductores eléctricos.

Designación
Área nominal
de la sección
transversal

Número
de hilos

Espesor
nominal del
aislamiento

Diámetro
exterior

aproximado

Peso total
aproximado

Capacidad de conducción
de corriente

Ampere

AWG/kcmil mm2 mm mm kg/100 m 60°C 75°C 90°C

14 2.08 19 0.76 3.4 2.9 15 20 25
12 3.31 19 0.76 3.9 4.2 20 25 30
10 5.26 19 0.76 4.5 6.2 30 35 40
8 8.37 19 1.14 5.9 10.4 40 50 55
6 13.3 19 1.52 7.6 16.8 55 65 75
4 21.2 19 1.52 8.8 24.8 70 85 95
2 33.6 19 1.52 10.3 37.2 95 115 130
1 42.4 19 2.03 12.2 49.0 110 130 145

1/0 53.5 19 2.03 13.2 59.9 125 150 170
2/0 67.4 19 2.03 14.3 73.7 145 175 195
3/0 85 19 2.03 15.6 90.9 165 200 225
4/0 107 19 2.03 17.0 112.6 195 230 260
250 127 37 2.41 19.0 134.2 215 255 290
300 152 37 2.41 20.3 158.4 240 285 320
350 177 37 2.41 21.6 182.4 260 310 350
400 203 37 2.41 22.7 207.4 280 335 380
500 253 37 2.41 24.8 254.9 320 380 430
600 304 61 2.79 27.6 306.4 350 420 475
750 380 61 2.79 30.2 383.5 400 475 535

1000 507 61 2.79 34.0 504.3 455 545 615

Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice G.

Distancia entre aerogeneradores y centro
de inversores

G.1. Distancia de aerogeneradores Enair 200 hacia el centro
de inversor

Tabla G.1. Distancia de cada aerogenerador Enair 200.

Enair 200

Aerogenerador Distancia (m)

A1-C1 137.4
A2-C1 98.2
A3-C1 59
A4-C1 60.2
A5-C1 99.4
A6-C1 116.2
A7-C1 77
A8-C1 56.2
A9-C1 95.4

A10-C1 131.6
Fuente: Elaboración propia.

Distancia del centro de inversores 1 hacia la subestación es de 412 m.
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Apéndice G. Distancia entre aerogeneradores y centro de inversores

G.2. Distancia de aerogeneradores Enair 200L hacia cada
centro de inversores

Tabla G.2. Distancia de cada aerogenerador Enair 200L.

Enair 200L

Circuito 1 Circuito 2

Aerogenerador Distancia (m) Aerogenerador Distancia (m)

A1-C1 190.2 A10-C2 137.6
A2-C1 151 A11-C2 98.4
A3-C1 111.8 A12-C2 59.2
A4-C1 151 A13-C2 80
A5-C1 190.2 A14-C2 119.2
A6-C1 102.2 A15-C2 142.6
A7-C1 63 A16-C2 153.4
A8-C1 63 A17-C2 192.6
A9-C1 102.2 A18-C2 256

A19-C2 216.8
A20-C2 236

Fuente: Elaboración propia.

Distancia del centro de inversores 1 hasta la subestación eléctrica es de 290 m.
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Apéndice G. Distancia entre aerogeneradores y centro de inversores

G.3. Distancia de aerogeneradores Enair 70pro hacia cada
centro de inversores

Tabla G.3. Distancia de cada aerogenerador Enair 70pro.

Enair 70pro

Circuito 1 Circuito 2

Aerogenerador Distancia (m) Aerogenerador Distancia (m)

A1-C1 95.2 A20-C2 88.2
A2-C1 78 A21-C2 71
A3-C1 60.8 A22-C2 53.8
A4-C1 43.6 A23-C2 36.6
A5-C1 26.4 A24-C2 19.4
A6-C1 29.6 A25-C2 36.6
A7-C1 46.8 A26-C2 53.8
A8-C1 64 A27-C2 71
A9-C1 81.2 A28-C2 88.2
A10-C1 98.4 A29-C2 86.8
A11-C1 98.8 A30-C2 69.6
A12-C1 81.6 A31-C2 52.4
A13-C1 64.4 A32-C2 35.2
A14-C1 47.2 A33-C2 42
A15-C1 30 A34-C2 59.2
A16-C1 47.2 A35-C2 76.4
A17-C1 64.4 A36-C2 93.6
A18-C1 81.6
A19-C1 98.8

Fuente: Elaboración propia.

Distancia de C1 hasta C2 es de 274 m
Distancia de C2 hasta la subestación eléctrica es de 254 m
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Apéndice G. Distancia entre aerogeneradores y centro de inversores

G.4. Distancia entre aerogeneradores Skystream 3.7 hacia
cada centro de inversores

Tabla G.4. Distancia de aerogeneradores Skystream 3.7 hacia el centro de inversores

Skystream 3.7
Circuito 1 Circuito 2

Subcircuito 1 Subcircuito 2

Aerogenerador
Distancia

(m) Aerogenerador
Distancia

(m) Aerogenerador
Distancia

(m)
A1-C1 153.72 A30-C2 151.28 A69-C3 149.72
A2-C1 138.84 A31-C2 136.4 A70-C3 134.84
A3-C1 123.96 A32-C2 121.52 A71-C3 119.96
A4-C1 109.08 A33-C2 106.64 A72-C3 105.08
A5-C1 94.2 A34-C2 91.76 A73-C3 90.2
A6-C1 79.32 A35-C2 76.88 A74-C3 75.32
A7-C1 64.44 A36-C2 62.00 A75-C3 60.44
A8-C1 49.56 A37-C2 47.12 A76-C3 45.56
A9-C1 34.68 A38-C2 32.24 A77-C3 30.68

A10-C1 29.8 A39-C2 32.24 A78-C3 33.80
A11-C1 44.68 A40-C2 47.12 A79-C3 48.68
A12-C1 59.56 A41-C2 62.00 A80-C3 63.56
A13-C1 74.44 A42-C2 76.88 A81-C3 93.32
A14-C1 89.32 A43-C3 91.76 A82-C3 108.20
A15-C1 104.20 A44-C2 106.64 A83-C3 123.08
A16-C1 119.08 A45-C2 121.52 A84-C3 137.96
A17-C1 99.24 A46-C2 136.40 A85-C3 152.84
A18-C1 84.36 A47-C2 151.28 A86-C3 167.72
A19-C1 69.48 A48-C2 153.88 A87-C3 182.6
A20-C1 54.6 A49-C2 139
A21-C1 39.72 A50-C2 124.12
A22-C1 24.84 A51-C2 109.24
A23-C1 34.96 A52-C2 94.36
A24-C1 49.84 A53-C2 79.48
A25-C1 64.72 A54-C2 64.60
A26-C1 79.60 A55-C2 49.72
A27-C1 94.48 A56-C2 34.84

Fuente: Elaboración propia.

Distancia del C1 hasta C3 es de 187.76 m.
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Apéndice G. Distancia entre aerogeneradores y centro de inversores

Skystream 3.7
Circuito 1 Circuito 2

Subcircuito 1 Subcircuito 2

Aerogenerador
Distancia

(m) Aerogenerador
Distancia

(m) Aerogenerador
Distancia

(m)
A28-C1 109.36 A57-C2 19.96
A29-C1 124.24 A58-C2 34.84

A59-C2 49.72
A60-C2 64.6
A61-C2 79.48
A62-C2 94.36
A63-C2 109.24
A64-C2 124.12

Fuente: Elaboración propia.

Distancia del C2 hasta C3 es de 197.76 m.
Distancia del C3 hasta la subestación eléctrica es de 390 m.
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Apéndice H.

Cálculos de pérdidas de potencia y caída
de tensión

H.1. Enair 200

Tabla H.1. Análisis del desempeño de la red eléctrica de baja tensión para el parque eólico de
baja potencia con un aerogenerador Enair 200.

Enair 200

Tramo
en línea

Tramo
por fase

(m)

Potencia
(kW)

Calibre
In

(A)

Área de sección
transversal

(mm2)

Rconductor
(ohms)

DV
(V)

DV
(%)

Pcu
(kW)

P
(%)

A1 - C1 137.4 20 8 33.34 8.37 0.282 9.414 2.139% 0.942 0.471%
A2 - C1 98.2 20 8 33.34 8.37 0.202 6.728 1.529% 0.673 0.336%
A3 - C1 59 20 8 33.34 8.37 0.121 4.042 0.919% 0.404 0.202%
A4 - C1 60.2 20 8 33.34 8.37 0.124 4.124 0.937% 0.413 0.206%
A5 - C1 99.4 20 8 33.34 8.37 0.204 6.810 1.548% 0.681 0.341%
A6 - C1 116.2 20 8 33.34 8.37 0.239 7.961 1.809% 0.796 0.398%
A7 - C1 77 20 8 33.34 8.37 0.158 5.275 1.199% 0.528 0.264%
A8 - C1 56.2 20 8 33.34 8.37 0.115 3.850 0.875% 0.385 0.193%
A9 - C1 95.4 20 8 33.34 8.37 0.196 6.536 1.485% 0.654 0.327%
A10 -C1 131.6 20 8 33.34 8.37 0.270 9.016 2.049% 0.902 0.451%

Circuito 1
- SE

412 100 4/0 166.7 107 0.066 11.040 2.509% 5.521 2.761%

Circuito 2
- SE

412 100 4/0 166.7 107 0.066 11.040 2.509% 5.521 2.761%

Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice H. Cálculos de pérdidas de potencia y caída de tensión

H.2. Enair 200L

Tabla H.2. Análisis del desempeño de la red eléctrica de baja tensión para el parque eólico de
baja potencia con un aerogenerador Enair 200L.

Enair 200L

Tramo
en línea

Tramo
por fase

(m)

Potencia
(kW)

Calibre
In

(A)

Área de sección
transversal

(mm2)

Rconductor
(ohms)

DV
(V)

DV
(%)

Pcu
(kW)

P
(%)

A1 - C1 190.2 10 10 16.75 8.37 0.391 6.547 1.488% 0.329 0.164%
A2 - C1 151 10 10 16.75 8.37 0.310 5.198 1.181% 0.261 0.131%
A3 - C1 111.8 10 10 16.75 8.37 0.230 3.848 0.875% 0.193 0.097%
A4 - C1 151 10 10 16.75 8.37 0.310 5.198 1.181% 0.261 0.131%
A5 - C1 190.2 10 10 16.75 8.37 0.391 6.547 1.488% 0.329 0.164%
A6 - C1 102.2 10 10 16.75 8.37 0.210 3.518 0.799% 0.177 0.088%
A7 - C1 63 10 10 16.75 8.37 0.129 2.168 0.493% 0.109 0.054%
A8 - C1 63 10 10 16.75 8.37 0.129 2.168 0.493% 0.109 0.054%
A9 - C1 102.2 10 10 16.75 8.37 0.210 3.518 0.799% 0.177 0.088%
A10 -C1 137.6 10 10 16.75 8.37 0.283 4.736 1.076% 0.238 0.119%
A11 - C1 98.4 10 10 16.75 8.37 0.202 3.387 0.770% 0.170 0.085%
A12 - C1 59.2 10 10 16.75 8.37 0.122 2.038 0.463% 0.102 0.051%
A13 - C1 80 10 10 16.75 8.37 0.164 2.754 0.626% 0.138 0.069%
A14 - C1 119.2 10 10 16.75 8.37 0.245 4.103 0.932% 0.206 0.103%
A15 - C1 142.6 10 10 16.75 8.37 0.293 4.908 1.116% 0.247 0.123%
A16 - C1 153.4 10 10 16.75 8.37 0.315 5.280 1.200% 0.265 0.133%
A17 - C1 192.6 10 10 16.75 8.37 0.396 6.629 1.507% 0.333 0.167%
A18 - C1 256 10 10 16.75 8.37 0.526 8.812 2.003% 0.443 0.221%
A19 - C1 216.8 10 10 16.75 8.37 0.446 7.462 1.696% 0.375 0.187%
A20 - C1 236 10 10 16.75 8.37 0.485 8.123 1.846% 0.408 0.204%
Circuito 1

- SE
290 90 3/0 149.13 85 0.059 8.751 1.989% 3.915 1.958%

Circuito 2
- SE

290 110 3/0 149.13 85 0.059 8.751 1.989% 3.915 1.958%

Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice H. Cálculos de pérdidas de potencia y caída de tensión

H.3. Enair 70pro

Tabla H.3. Análisis de la red eléctrica de baja tensión para un parque eólico con un
aerogenerador Enair 70pro.

Enair 70pro

Tramo
en línea

Tramo
por fase

(m)

Potencia
(kW) Calibre

In
(A)

Área de sección
transversal

(mm2)

Rconductor
(ohms)

DV
(V)

DV
(%)

Pcu
(kW)

P
(%)

A1 - C1 95.2 5.5 14 9.11 2.08 0.787 7.172 1.630% 0.196 0.098%
A2 - C1 78 5.5 14 9.11 2.08 0.645 5.876 1.335% 0.161 0.080%
A3 - C1 60.8 5.5 14 9.11 2.08 0.503 4.580 1.041% 0.125 0.063%
A4 - C1 43.6 5.5 14 9.11 2.08 0.361 3.285 0.746% 0.090 0.045%
A5 - C1 26.4 5.5 14 9.11 2.08 0.218 1.989 0.452% 0.054 0.027%
A6 - C1 29.6 5.5 14 9.11 2.08 0.245 2.230 0.507% 0.061 0.030%
A7 - C1 46.8 5.5 14 9.11 2.08 0.387 3.526 0.801% 0.096 0.048%
A8 - C1 64 5.5 14 9.11 2.08 0.529 4.821 1.096% 0.132 0.066%
A9 - C1 81.2 5.5 14 9.11 2.08 0.671 6.117 1.390% 0.167 0.084%
A10 -C1 98.4 5.5 14 9.11 2.08 0.814 7.413 1.685% 0.203 0.101%
A11 - C1 98.8 5.5 14 9.11 2.08 0.817 7.443 1.692% 0.203 0.102%
A12 - C1 81.6 5.5 14 9.11 2.08 0.675 6.147 1.397% 0.168 0.084%
A13 - C1 64.4 5.5 14 9.11 2.08 0.533 4.851 1.103% 0.133 0.066%
A14 - C1 47.2 5.5 14 9.11 2.08 0.390 3.556 0.808% 0.097 0.049%
A15 - C1 30 5.5 14 9.11 2.08 0.248 2.260 0.514% 0.062 0.031%
A16 - C1 47.2 5.5 14 9.11 2.08 0.390 3.556 0.808% 0.097 0.049%
A17 - C1 64.4 5.5 14 9.11 2.08 0.533 4.851 1.103% 0.133 0.066%
A18 - C1 81.6 5.5 14 9.11 2.08 0.675 6.147 1.397% 0.168 0.084%
A19 - C1 98.8 5.5 14 9.11 2.08 0.817 7.443 1.692% 0.203 0.102%
A20 - C2 88.2 5.5 14 9.11 2.08 0.729 6.644 1.510% 0.182 0.091%
A21 - C2 71 5.5 14 9.11 2.08 0.587 5.349 1.216% 0.146 0.073%
A22 - C2 53.8 5.5 14 9.11 2.08 0.445 4.053 0.921% 0.111 0.055%
A23 - C2 36.6 5.5 14 9.11 2.08 0.303 2.757 0.627% 0.075 0.038%
A24 - C2 19.4 5.5 14 9.11 2.08 0.160 1.461 0.332% 0.040 0.020%
A25 - C2 36.6 5.5 14 9.11 2.08 0.303 2.757 0.627% 0.075 0.038%
A26 - C2 53.8 5.5 14 9.11 2.08 0.445 4.053 0.921% 0.111 0.055%
A27 - C2 71 5.5 14 9.11 2.08 0.587 5.349 1.216% 0.146 0.073%
A28 - C2 88.2 5.5 14 9.11 2.08 0.729 6.644 1.510% 0.182 0.091%
A29 - C2 86.8 5.5 14 9.11 2.08 0.718 6.539 1.486% 0.179 0.089%
A30 - C2 69.6 5.5 14 9.11 2.08 0.576 5.243 1.192% 0.143 0.072%
A31 - C2 52.4 5.5 14 9.11 2.08 0.433 3.947 0.897% 0.108 0.054%
A32 - C2 35.2 5.5 14 9.11 2.08 0.291 2.652 0.603% 0.072 0.036%
A33 - C2 42 5.5 14 9.11 2.08 0.347 3.164 0.719% 0.086 0.043%
A34 - C2 59.2 5.5 14 9.11 2.08 0.490 4.460 1.014% 0.122 0.061%
A35 - C2 76.4 5.5 14 9.11 2.08 0.632 5.755 1.308% 0.157 0.079%
A36 - C2 93.6 5.5 14 9.11 2.08 0.774 7.051 1.603% 0.193 0.096%
C1 - C2 274 5.5 14 9.11 2.08 2.266 20.641 4.691% 0.564 0.282%

Circuito 1
- SE 254 104.5 3/0 173.09 85 0.051 8.896 2.022% 4.620 2.310%

Circuito 2
- SE 254 93.5 3/0 154.87 85 0.051 7.960 1.809% 3.698 1.849%

Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice H. Cálculos de pérdidas de potencia y caída de tensión

H.4. Skystream 3.7.

Tabla H.4. Análisis de la red eléctrica de baja tensión para un parque eólico con un
aerogenerador Skystream 3.7.

Skystream 3.7

Tramo
en línea

Tramo
por fase

(m)

Potencia
(kW) Calibre

In
(A)

Área de sección
transversal

(mm2)

Rconductor
(ohms)

DV
(V)

DV
(%)

Pcu
(kW)

P
(%)

A1 - C1 153.72 2.4 14 3.97 2.08 1.271 5.046 1.147% 0.060 0.030%
A2 - C1 138.84 2.4 14 3.97 2.08 1.148 4.558 1.036% 0.054 0.027%
A3 - C1 123.96 2.4 14 3.97 2.08 1.025 4.069 0.925% 0.048 0.024%
A4 - C1 109.08 2.4 14 3.97 2.08 0.902 3.581 0.814% 0.043 0.021%
A5 - C1 94.2 2.4 14 3.97 2.08 0.779 3.092 0.703% 0.037 0.018%
A6 - C1 79.32 2.4 14 3.97 2.08 0.656 2.604 0.592% 0.031 0.016%
A7 - C1 64.44 2.4 14 3.97 2.08 0.533 2.115 0.481% 0.025 0.013%
A8 - C1 49.56 2.4 14 3.97 2.08 0.410 1.627 0.370% 0.019 0.010%
A9 - C1 34.68 2.4 14 3.97 2.08 0.287 1.139 0.259% 0.014 0.007%

A10 - C1 29.8 2.4 14 3.97 2.08 0.246 0.978 0.222% 0.012 0.006%
A11 - C1 44.68 2.4 14 3.97 2.08 0.369 1.467 0.333% 0.017 0.009%
A12- C1 59.56 2.4 14 3.97 2.08 0.493 1.955 0.444% 0.023 0.012%
A13- C1 74.44 2.4 14 3.97 2.08 0.616 2.444 0.555% 0.029 0.015%
A14 - C1 89.32 2.4 14 3.97 2.08 0.739 2.932 0.666% 0.035 0.017%
A15 - C1 104.2 2.4 14 3.97 2.08 0.862 3.421 0.777% 0.041 0.020%
A16 - C1 119.08 2.4 14 3.97 2.08 0.985 3.909 0.888% 0.047 0.023%
A17 - C1 99.24 2.4 14 3.97 2.08 0.821 3.258 0.740% 0.039 0.019%
A18 - C1 84.36 2.4 14 3.97 2.08 0.698 2.769 0.629% 0.033 0.016%
A19 - C1 69.48 2.4 14 3.97 2.08 0.575 2.281 0.518% 0.027 0.014%
A20 - C1 54.6 2.4 14 3.97 2.08 0.452 1.792 0.407% 0.021 0.011%
A21 - C1 39.72 2.4 14 3.97 2.08 0.328 1.304 0.296% 0.016 0.008%
A22 - C1 24.84 2.4 14 3.97 2.08 0.205 0.815 0.185% 0.010 0.005%
A23 - C1 34.96 2.4 14 3.97 2.08 0.289 1.148 0.261% 0.014 0.007%
A24 - C1 49.84 2.4 14 3.97 2.08 0.412 1.636 0.372% 0.019 0.010%
A25 - C1 64.72 2.4 14 3.97 2.08 0.535 2.125 0.483% 0.025 0.013%
A26 - C1 79.6 2.4 14 3.97 2.08 0.658 2.613 0.594% 0.031 0.016%
A27 - C1 94.48 2.4 14 3.97 2.08 0.781 3.102 0.705% 0.037 0.018%
A28 - C1 109.36 2.4 14 3.97 2.08 0.904 3.590 0.816% 0.043 0.021%
A29 - C1 124.24 2.4 14 3.97 2.08 1.027 4.079 0.927% 0.049 0.024%
A30 - C2 151.28 2.4 14 3.97 2.08 1.251 4.966 1.129% 0.059 0.030%
A31 - C2 136.4 2.4 14 3.97 2.08 1.128 4.478 1.018% 0.053 0.027%
A32 - C2 121.52 2.4 14 3.97 2.08 1.005 3.989 0.907% 0.048 0.024%
A33 - C2 106.64 2.4 14 3.97 2.08 0.882 3.501 0.796% 0.042 0.021%
A34 - C2 91.76 2.4 14 3.97 2.08 0.759 3.012 0.685% 0.036 0.018%
A35 - C2 76.88 2.4 14 3.97 2.08 0.636 2.524 0.574% 0.030 0.015%
A36 - C2 62 2.4 14 3.97 2.08 0.513 2.035 0.463% 0.024 0.012%
A37 - C2 47.12 2.4 14 3.97 2.08 0.390 1.547 0.352% 0.018 0.009%
A38 - C2 32.24 2.4 14 3.97 2.08 0.267 1.058 0.241% 0.013 0.006%
A39 - C2 32.24 2.4 14 3.97 2.08 0.267 1.058 0.241% 0.013 0.006%
A40 - C2 47.12 2.4 14 3.97 2.08 0.390 1.547 0.352% 0.018 0.009%

Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice H. Cálculos de pérdidas de potencia y caída de tensión

Skystream 3.7

Tramo
en línea

Tramo
por fase

(m)

Potencia
(kW) Calibre

In
(A)

Área de sección
transversal

(mm2)

Rconductor
(ohms)

DV
(V)

DV
(%)

Pcu
(kW)

P
(%)

A41 - C2 62 2.4 14 3.97 2.08 0.513 2.035 0.463% 0.024 0.012%
A42 - C2 76.88 2.4 14 3.97 2.08 0.636 2.524 0.574% 0.030 0.015%
A43 - C2 91.76 2.4 14 3.97 2.08 0.759 3.012 0.685% 0.036 0.018%
A44 - C2 106.64 2.4 14 3.97 2.08 0.882 3.501 0.796% 0.042 0.021%
A45 - C2 121.52 2.4 14 3.97 2.08 1.005 3.989 0.907% 0.048 0.024%
A46 - C2 136.4 2.4 14 3.97 2.08 1.128 4.478 1.018% 0.053 0.027%
A47 - C2 151.28 2.4 14 3.97 2.08 1.251 4.966 1.129% 0.059 0.030%
A48 - C2 153.88 2.4 14 3.97 2.08 1.272 5.052 1.148% 0.060 0.030%
A49 - C2 139 2.4 14 3.97 2.08 1.149 4.563 1.037% 0.054 0.027%
A50 - C2 124.12 2.4 14 3.97 2.08 1.026 4.075 0.926% 0.049 0.024%
A51 - C2 109.24 2.4 14 3.97 2.08 0.903 3.586 0.815% 0.043 0.021%
A52 - C2 94.36 2.4 14 3.97 2.08 0.780 3.098 0.704% 0.037 0.018%
A53 - C2 79.48 2.4 14 3.97 2.08 0.657 2.609 0.593% 0.031 0.016%
A54 - C2 64.6 2.4 14 3.97 2.08 0.534 2.121 0.482% 0.025 0.013%
A55 - C2 49.72 2.4 14 3.97 2.08 0.411 1.632 0.371% 0.019 0.010%
A56 - C2 34.84 2.4 14 3.97 2.08 0.288 1.144 0.260% 0.014 0.007%
A57 - C2 19.96 2.4 14 3.97 2.08 0.165 0.655 0.149% 0.008 0.004%
A58 - C2 34.84 2.4 14 3.97 2.08 0.288 1.144 0.260% 0.014 0.007%
A59 - C2 49.72 2.4 14 3.97 2.08 0.411 1.632 0.371% 0.019 0.010%
A60 - C2 64.6 2.4 14 3.97 2.08 0.534 2.121 0.482% 0.025 0.013%
A61 - C2 79.48 2.4 14 3.97 2.08 0.657 2.609 0.593% 0.031 0.016%
A62 - C2 94.36 2.4 14 3.97 2.08 0.780 3.098 0.704% 0.037 0.018%
A63 - C2 109.24 2.4 14 3.97 2.08 0.903 3.586 0.815% 0.043 0.021%
A64 - C2 124.12 2.4 14 3.97 2.08 1.026 4.075 0.926% 0.049 0.024%
A65 - C2 139 2.4 14 3.97 2.08 1.149 4.563 1.037% 0.054 0.027%
A66 - C2 153.88 2.4 14 3.97 2.08 1.272 5.052 1.148% 0.060 0.030%
A67 - C2 168.76 2.4 14 3.97 2.08 1.396 5.540 1.259% 0.066 0.033%
A68 - C2 183.64 2.4 14 3.97 2.08 1.519 6.029 1.370% 0.072 0.036%
A69 - C3 149.72 2.4 14 3.97 2.08 1.238 4.915 1.117% 0.059 0.029%
A70 - C3 134.84 2.4 14 3.97 2.08 1.115 4.427 1.006% 0.053 0.026%
A71 - C3 119.96 2.4 14 3.97 2.08 0.992 3.938 0.895% 0.047 0.023%
A72 - C3 105.08 2.4 14 3.97 2.08 0.869 3.450 0.784% 0.041 0.021%
A73 - C3 90.2 2.4 14 3.97 2.08 0.746 2.961 0.673% 0.035 0.018%
A74 - C3 75.32 2.4 14 3.97 2.08 0.623 2.473 0.562% 0.029 0.015%
A75 - C3 60.44 2.4 14 3.97 2.08 0.500 1.984 0.451% 0.024 0.012%
A76 - C3 45.56 2.4 14 3.97 2.08 0.377 1.496 0.340% 0.018 0.009%
A77 - C3 30.68 2.4 14 3.97 2.08 0.254 1.007 0.229% 0.012 0.006%
A78 - C3 33.8 2.4 14 3.97 2.08 0.280 1.110 0.252% 0.013 0.007%
A79 - C3 48.68 2.4 14 3.97 2.08 0.403 1.598 0.363% 0.019 0.010%
A80 - C3 63.56 2.4 14 3.97 2.08 0.526 2.087 0.474% 0.025 0.012%
A81 - C3 78.44 2.4 14 3.97 2.08 0.649 2.575 0.585% 0.031 0.015%
A82 - C3 93.32 2.4 14 3.97 2.08 0.772 3.064 0.696% 0.036 0.018%
A83 - C3 108.2 2.4 14 3.97 2.08 0.895 3.552 0.807% 0.042 0.021%
A84 - C3 123.08 2.4 14 3.97 2.08 1.018 4.041 0.918% 0.048 0.024%
A85 - C3 137.96 2.4 14 3.97 2.08 1.141 4.529 1.029% 0.054 0.027%
A86 - C3 152.84 2.4 14 3.97 2.08 1.264 5.018 1.140% 0.060 0.030%
A87 - C3 167.72 2.4 14 3.97 2.08 1.387 5.506 1.251% 0.066 0.033%

Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice I.

Selección de tubo conduit PVC

I.1. Tabla para selección tubo Conduit PVC

Tabla I.1. Tabla para la selección deltubo conduit rigido de PVC.

Arículos 352 y 353 - Tubo conduit rígido de PVC (PVC), Cédula 40 y Conduit HDPE (HDPE)

Diámetro
interno

100% del
área total

60% del
área total

Un conductor
fr=53%

Dos conductores
fr=31%

Más de 2
conductores fr=40%Designación

métrica
Tamaño

comercial mm mm2 mm2 mm2 mm2 mm2

12 3/8 — — ^{2} — — —
16 1/2 15.3 184 $ 97 57 74
21 3/4 20.4 327 196 173 101 131
27 1 26.1 535 321 284 166 214
35 1 1/4 34.5 935 561 495 290 374
41 1 1/2 40.4 1282 769 679 397 513
53 2 52 2124 1274 1126 658 849
63 2 1/2 62.1 3029 1817 1605 939 1212
78 3 77.3 4693 2816 2487 1255 1877
91 3 1/2 89.4 6277 3766 3327 1946 2511

103 4 101.5 8091 4855 4288 2508 3237
129 5 127.4 12748 7649 6756 3952 5099
155 6 153.2 18433 11060 9770 5714 7373

Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice J.

Precio Marginal Local

En esta sección se muestra las gráficas de los componentes que conforman el precio marginal
local, en este caso se esta estudiendo el NodoP de Juchitán II con clave 02JUD-115, en la
Figura J.1, se presenta las pérdidas de energía con unidades de USc$/kWh del período de
tiempo del 2017 al 2022, en donde se observa claramente que el año con mayores pérdidas
se tuvo en 2019, llegando al punto máximo en abril del 2019 con 0.62 USc$/kWh y el valor
mínimo de -0.14 USc$/kWh.

Figura J.1. Gráfica de las pérdidas de energía en el SEN del período 2017 al 2022.
Fuente: Elaboración propia.
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Apéndice J. Precio Marginal Local

En la Figura J.2 se presenta la gráfica de congestión de energía en los años de 2017 al
2022, el punto máximo y mínimo es de 0.38 y 0.04 USc$/kWh, respectivamente, estos puntos
se presentan en abril y el valor mínimo en octubre.

Figura J.2. Gráfica de congestión de energía del período 2017-2022.
Fuente: Elaboración propia.
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