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RESUMEN 

 

 

El estudio comprende la integración del modelado estocástico y la optimización de 

un sistema fotovoltaico (FV) conectado a la red mediante las herramientas HOMER 

Pro y Python. Se aplicaron funciones probabilísticas, junto con tres métricas 

(coeficiente de determinación R², criterio de información de Akaike AIC y prueba 

de Kolmogórov-Smirnov KS) a los datos de consumo de la Universidad Técnica de 

Cotopaxi (UTC). En la UTC, se observó una variación de la radiación diaria entre 

3,98 y 4,55 kWh/m²/día, mientras que la demanda mensual varió desde un mínimo 

de 521 kWh hasta un máximo de 4.529,00 kWh. Los resultados del sistema 

fotovoltaico óptimo involucraron diversos aspectos técnicos, determinándose que 

este debe contar con una capacidad de 6,20 kW, una producción anual de 6.764,00 

kWh y un factor de capacidad del 9,62 %. En relación con los aspectos económicos, 

se demostró la viabilidad económica del sistema al presentar un costo nivelado de 

energía (LCOE) de 0,085 USD/kWh y un costo presente neto (NPC) de 47.711,87 

USD. Este estudio es fundamental para modelar el comportamiento de la carga, 

mejorando la robustez del sistema y proporcionando un sólido respaldo para la 

planificación energética sostenible. 

PALABRAS CLAVES: energía solar, modelado estocástico, distribución gamma, 

optimización energética, HOMER Pro, Python. 
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1. INFORMACIÓN GENERAL 
 

Título del Proyecto: Modelado estocástico y Optimización de 

sistemas fotovoltaicos usando perfiles 

probabilísticos de demanda y radiación Solar 

con HOMER Pro 

Línea de investigación: Energías alternativas y renovables, eficiencia 

energética y protección ambiental. 

Proyecto de investigación asociado: Desarrollo  de  sistemas  eficientes  para  el 

abastecimiento y uso de energía eléctrica a nivel 

local, regional o nacional. 

Grupo de Investigación: Sistemas Eléctricos de Potencia 

Red nacional o internacional: Instituto de Ingenieros Eléctricos y Electrónicos 

(IEEE) 

 

2. INTRODUCCIÓN 

El constante incremento del consumo de energía eléctrica y las preocupaciones 

ambientales constituyen factores que impulsan el uso de energías renovables, como 

la energía solar fotovoltaica (FV). Cuando esta se integra a la red eléctrica, se 

requieren métodos que permitan simular la incertidumbre asociada tanto a la 

irradiancia solar como a la demanda de energía [1]. La irradiancia presenta 

variaciones diarias (con forma de campana) y estacionales debido a las condiciones 

atmosféricas y a la cobertura nubosa. Esta variabilidad genera incertidumbre en la 

producción de energía eléctrica, por lo que es necesario disponer de un modelo que 

permita abordar esta problemática [2]. 

 

La variabilidad también se presenta en el consumo diario de electricidad. El 

modelado mediante métodos probabilísticos permite capturar esta incertidumbre y 

ajustarla de una manera más adecuada [3]. Según [4], los enfoques estocásticos son 

apropiados para modelar la variabilidad y se adaptan de manera efectiva a 

situaciones reales, en lugar de basarse únicamente en condiciones promedio. 

Además, es necesario que exista una sincronización entre los dos parámetros de 

variabilidad mencionados anteriormente para lograr una buena eficiencia del 

sistema fotovoltaico [5]. 
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Existen diversas revisiones que presentan temas orientados a sistemas fotovoltaicos 

con la aplicación de modelos estocásticos. Sin embargo, el conocimiento abordado 

en el presente trabajo se encuentra, por lo general, disperso en líneas temáticas 

independientes. Por un lado, varios estudios se enfocan exclusivamente en el 

modelado probabilístico de la irradiancia diurna mediante distribuciones Beta o 

Weibull [6], [7]. No obstante, también existen investigaciones que emplean técnicas 

más avanzadas. Según [8] se aplicaron ecuaciones diferenciales estocásticas que, 

mediante errores aleatorios horarios, permiten capturar con alta precisión las 

variaciones intrahorarias. Por otra parte, estudios basados en el método de Monte 

Carlo, como el realizado por [9], demostraron desviaciones del 24,4 % entre la 

generación de energía estimada y la real, lo que sugiere la necesidad de evaluar 

estos escenarios extremos en el diseño y la operación de sistemas fotovoltaicos 

dentro de redes de distribución. De manera similar, [10] estimó la probabilidad de 

sobretensiones provocadas por sistemas fotovoltaicos congestionados, utilizando 

métodos basados en el riesgo para redes eléctricas activas. Asimismo, autores como 

[11], [12] señalaron que los sistemas fotovoltaicos y la demanda energética en redes 

de baja tensión pueden considerarse procesos estocásticos debido a su variabilidad. 

Actualmente existen herramientas como HOMER Pro, PVsyst, entre otras [13]. Por 

ejemplo, [9] utilizó un modelo determinístico con PVsyst para estimar la 

producción de energía fotovoltaica a partir de irradiancias promedio. Sin embargo, 

este enfoque presentó limitaciones a nivel ambiental y operativo al no considerar la 

variabilidad inherente de las condiciones reales. 

 

Para resolver este problema, los autores proponen la simulación de Monte Carlo 

con el fin de cuantificar la incertidumbre y evaluar el modelo bajo condiciones 

reales. Además, aplican simulaciones mediante HOMER Pro, herramienta que 

permite generar un análisis técnico y económico integral [14]. Estos escenarios 

incorporan modelos estocásticos bajo condiciones extremas, lo que contribuye a 

mejorar el desempeño de los sistemas fotovoltaicos durante todo el período 

simulado [15], [16]. Asimismo, este software ofrece estudios de sensibilidad para 
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evaluar el uso de diversas tecnologías, perfiles de carga y fuentes de energía 

eléctrica [17]. 

 

3. Modelado Matemático 

3.1 Monte Carlo 

El método de Monte Carlo consiste en realizar iteraciones repetidas dentro de un 

modelo matemático mediante proyecciones aleatorias, con el fin de reproducir la 

variabilidad real asociada a parámetros inciertos. A partir de los resultados 

obtenidos en estas iteraciones, se determina la media P50. (μ), varianza (σ²), 

incertidumbre (desviación estandar σ), y un intervalo de confianza (CI) para los 

resultados proyectados se obtienen como se muestra en la Ecuación 1, donde: [9]: 

𝑁 
⎛ 𝜇 = 

1 
∑ 𝑋 

 

𝑁 𝑖 

𝑖=1 

⎪ 1 
𝑁 

 
(1) 

𝜎2 = 
⎨ 

∑(𝑋𝑖 − 𝜇)2 
𝑁 − 1 

𝑖=1 
 

 

𝜎 = √𝜎2 
𝜎 

𝐶𝐼 = 𝜇 ± 𝑍  
{ √𝑁 

 
• 𝑁 es el número total de simulaciones de Monte Carlo. 

• 𝑋𝑖 representa una possible producción anual. 

• 𝑍 es el valor crítico de la distribución normal estándar, el cual indica cuántas 

desviaciones estándar (σ) se encuentran alrededor de la media muestral 𝑋 . 

 

La demanda resultante permite una proyección óptima de la incertidumbre, 

respaldando una toma de decisiones más robusta en el diseño y la planificación de 

fuentes de energía, en comparación con metodologías determinísticas como la 

optimización lineal y los enfoques de punto único [17], [18]. 

 

3.2 Demanda de carga 

La demanda eléctrica se representa como una función de las distribuciones de 

probabilidad definidas en la Ecuación 2, donde [4], [5], [19], [20]: 

⎪ 



4  

∑ 

2 

• 𝑘 y 𝑐 son los parámetros de forma y escala de la función, respectivamente. 

• 𝛼 es el parámetro de forma y 𝛽 es el parámetro de tasa (=1/ 𝜇). 

• 𝜆 es la tasa de ocurrencia, definida como el inverso de 𝜇. 

1 𝑥−𝜇 2 

⎛ 𝑒− ( 
𝜎 

) 

⎪𝑓(𝑥) = 

⎪ 

→ 𝑁𝑜𝑟𝑚𝑎𝑙 
𝜎√2𝜋 

(l𝚗 𝑥−𝜇)2 
 

(2) 

⎪ 
⎪𝑓(𝑥) = 

𝑒
− 

2𝜎2 

→ 𝐿𝑜𝑔 − 𝑛𝑜𝑟𝑚𝑎𝑙 

𝑥𝜎√2𝜋 
⎨ 
𝑓(𝑥) = 

⎪ 

𝑘 𝑥 
 ( 
𝑐  𝑐 

𝑘−1 

) 𝑒−(𝑥⁄𝑐)𝑘 
→ 𝑊𝑒𝑖𝑏𝑢𝑙𝑙 

⎪ 
⎪ 𝑓(𝑥) = 
⎪ 

𝛽𝛼𝑥𝛼−1𝑒−𝛽𝑥 
 

 

𝛤(𝛼) 
→ 𝐺𝑎𝑚𝑚𝑎 

{𝑓(𝑥) = 𝜆𝑒𝜆𝑥; 𝑥 ≥ 0 → 𝐸𝑥𝑝𝑜𝑛𝑒𝑛𝑡𝑖𝑎𝑙 

 

 
El análisis se realiza principalmente mediante estadística descriptiva, utilizando la 

media, la desviación estándar y el rango para examinar la variabilidad de los 

indicadores simulados. Además, se emplean la prueba de bondad de ajuste de 

Kolmogórov-Smirnov (KS), el Criterio de Información de Akaike (AIC) y el 

coeficiente de determinación (R²) para validar y calibrar las funciones de 

distribución, como se muestra en la Ecuación 3, donde [21], [22], [23]: 

⎛𝐾𝑆 = 𝑚𝑎𝑥 𝑖 − 1 𝑖 
(𝐹(𝑋 ) − ,  − 𝐹(𝑋 )) 

1≤𝑖≤𝑛 
 

𝑖 𝑛 𝑛 𝑖 
 

⎪ 𝐴𝐼𝐶 = −2 ln ( (𝜃̂ 𝑀𝐿𝐸|𝑋)) + 2𝐾 

𝑅2 = 1 − 
𝑅𝑆𝑆 (3) 

⎨ 𝑁 
𝑖=1 

𝑁 

(𝑋𝑖 − 𝜇)2 

⎪ 𝑅𝑆𝑆 = ∑(𝑋𝑖 − 𝑓(𝑡𝑖, 𝑝))2 
{ 𝑖=1 

 
• 𝑅𝑆𝑆 se considera como la suma residual de cuadrados entre los valores 

reales 𝑋𝑖 y los valores predichos 𝑓(𝑡𝑖, 𝑝). 

•  representa la función de verosimilitud. 

• 𝜃̂ 𝑀𝐿𝐸 es la estimación de máxima verosimilitud. 

• Por lo tanto, (𝜃̂ 𝑀𝐿𝐸|𝑋𝑖) es el valor máximo de la log-verosimilitud. Estos 
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datos son experimentales, obtenidos a partir de una función de distribución 

de probabilidad que depende de los parámetros. 𝑋𝑖. 
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• 𝐾 denota los parámetros estimados, incluida la varianza. 

 

 

De esta manera, el objetivo es priorizar aquellas distribuciones que proporcionen 

ajustes satisfactorios para datos positivos y asimétricos, como las distribuciones 

Gamma y Log-normal. Dado que HOMER Pro permite realizar simulaciones 

considerando la incertidumbre en algunas de las variables más críticas, esta 

herramienta se complementa con análisis de sensibilidad relacionados con factores 

como las variaciones en la vida útil del sistema y la tasa de descuento (DR), y la 

eficiencia del sistema, factores que influyen directamente en los resultados 

económicos. 

 

3.3 Optimización Estocástica 

3.3.1 Función Objetivo 

El enfoque de optimización propuesto considera un sistema fotovoltaico (FV) 

conectado a la red, cuyo objetivo es minimizar el costo presente neto (NPC) 

mientras satisface la demanda de energía eléctrica. Esto se expresa en la Ecuación 

4, como se cita en [19], [24]: 

min NPC 
N 

(4) 

= ∑ 

n=1 

Ccap,n + Crep.n + CO&M,n − Csalv,n 
 

 

(1 + DR)n 

 
• Ccap,n: costo de capital. 

• Crep.n: costos de reemplazo. 

• CO&M,n: costos de operación y mantenimiento. 

• Csalv,n: valor de rescate. 

• N Ciclo de vida útil del proyecto. 

• 𝐷𝑅 Tasa de descuento. 

 

 

3.3.2 Parámetros de entrada 

Cuando no se dispone de registros horarios completos, HOMER genera valores de 

irradiancia a partir de promedios mensuales aplicando la Ecuación 5. El algoritmo 
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muestra una relación temporal de las horas en las que el cielo se encuentra nublado 

y despejado. Además, el error es inferior al 5 % en comparación con los datos reales. 

Gave = KtG0,ave (5) 
 

 

• Kt representa el índice de claridad. 

• Gave y G0,ave indican la irradiancia sintética y la irradiancia extraterrestre, 

respectivamente. 

 

Con los perfiles de irradiancia y demanda generados, HOMER Pro realiza 

simulaciones combinando las variables de entrada. Para ello, aplica un análisis 

iterativo de Monte Carlo, en el cual cada configuración es evaluada de acuerdo con 

una distribución de probabilidad que describe la incertidumbre. La Ecuación 6 

muestra la obtención del costo nivelado de energía (LCOE), donde el término CRF 

corresponde al factor de recuperación de capital [19], [26], [27]. 

Cannualized 

LCOE = 
EProduced 

= 0,085 $/kWh 
(6) 

Cannualized = NPC × CRF(TD, N) 
TD(1 + TD)N 

{ 
CRF(TD, N) = 

(1 + TD)N − 1 

 
3.3.3 Restricciones 

Al diseñar sistemas fotovoltaicos (FV) conectados a la red, es esencial estimar las 

restricciones técnicas para la capacidad mínima y máxima del arreglo fotovoltaico 

y el tamaño del inversor. El sistema debe tener una capacidad instalada tal que la 

potencia fotovoltaica máxima 𝑃𝐹𝑉 sea mayor que el consumo de carga 𝑃𝑙𝑜𝑎𝑑, pero 

sin sobredimensionarse más allá de los límites físicos o económicos. En cuanto al 

inversor 𝑃𝑖𝑛𝑣 se requiere que no se pierda energía debido a la saturación y que los 

costos no aumenten por un sobredimensionamiento. Como señala [28], se considera 

una relación de dimensionamiento de potencia (PSR) de aproximadamente 1,19, 

como se muestra en la Ecuación 7. 
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𝑃𝑙𝑜𝑎𝑑 < 𝑃𝑃𝑉 , 𝑃𝑖𝑛𝑣 

 𝑃𝐹𝑉  
{ 𝑃𝑆𝑅 = 

𝑃𝑖𝑛𝑣 

(7) 

1 < 𝑃𝑆𝑅 ≤ 1,19 

3.4 Diseño del Estudio 

En este estudio se sigue un enfoque cuantitativo, científico, descriptivo, explicativo 

y cuasi experimental, ya que se realizan simulaciones basadas en dos escenarios 

diferentes. Además, se utilizan simulaciones computacionales para evaluar 

cuantitativamente el efecto del modelado estocástico sobre el desempeño técnico y 

económico de un sistema fotovoltaico (FV) conectado a la red. El software principal 

empleado es HOMER Pro, mientras que se utiliza código en Python para generar 

perfiles horarios de demanda mediante la incorporación de funciones de 

distribución de probabilidad. 

 

Se detalla un procedimiento de diseño (véase la Figura 1), que comienza con la 

definición de los escenarios y continúa hasta la obtención de los resultados, como 

se indica a continuación: 

P1. Se establece como caso de estudio el sistema fotovoltaico (FV) conectado a la 

red presente en la UTC. Además, se definen los parámetros y condiciones, tales 

como la capacidad instalada, la demanda de electricidad y las condiciones 

climáticas. 

 

P2. Los datos de radiación solar se obtuvieron de la base de datos NASA-POWER 

incorporada en HOMER Pro. A partir de esta fuente, se utilizan los valores de 

irradiancia solar horizontal (GHI, Global Horizontal Irradiance) correspondientes 

al caso de estudio [29]. A partir de ello, se utilizan los valores de radiación solar 

horizontal (GHI, Irradiancia Global Horizontal) correspondientes al caso de estudio 

 

P3. Antes de ejecutar la simulación, se deben preparar los perfiles de demanda 

utilizando Python, aplicando simulación estocástica con funciones de distribución 

probabilística (Gamma, Log-normal y Weibull). Estas fueron validadas mediante 

métricas como la prueba KS y el criterio AIC. Posteriormente, en HOMER Pro, 

estos datos horarios son reemplazados mediante un archivo .csv personalizado. 
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Figure 1. Proceso de diseño. Fuente: elaborado por los autores. 

 

 

P4. Se incluyen tres componentes esenciales: paneles, inversores y controladores. 

En función de ello, se definen la eficiencia, la vida útil, la degradación anual y los 

costos. 

 

P5. Se definen los parámetros económicos, incluyendo la tasa de descuento (DR), 

la inflación, la vida útil del proyecto 𝑁 (20–25 years), y el precio de la electricidad 

basado en el pliego tarifario (0,085 USD/kWh), de acuerdo con la resolución de la 

Agencia de Regulación y Control de Electricidad (ARCONEL) 002/24 [27]. 

 

P6. HOMER Pro es capaz de realizar diversas combinaciones de carácter técnico y 

económico con el fin de establecer la configuración óptima; con ello, se minimizan 

el NPC y el LCOE. 

 

P7. Los resultados incluyen múltiples figuras y tablas, tales como la curva de 

producción de energía, la comparación entre escenarios determinísticos y 

estocásticos, el análisis económico, el flujo de caja anual y la sensibilidad 

porcentual frente a la tasa de descuento o a la variación del precio de la energía. Los 

informes gráficos y numéricos se exportan para su integración en el informe técnico. 
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4. RESULTADOS 

4.1 Consumo de Electricidad 

Se realizó una proyección estocástica para desarrollar el perfil de demanda horario. 

Este método se basó en una simulación de Monte Carlo que empleó datos de 

consumo eléctrico mensual (véase la Tabla 1) de la UTC. 

 
Table 1. Consumo eléctrico mensual en la UTC. Fuente: elaborado por los autores. 

 

Mes kWh/mes Mes kWh/mes 

January 521,00 July 4.310,00 

February 1.767,00 August 4.529,00 

March 3.608,00 September 939,00 

April 3.346,00 October 825,00 

May 3.873,00 November 965,00 

June 3.855,00 December 987,00 

 

La Figura 2 muestra el consumo mensual de energía en kWh, en las estaciones 

lluviosa (banda clara) y seca (banda oscura) en los meses de la provincia de la UTC; 

donde se observa un alto consumo desde junio (3.855 kWh/mes) hasta agosto (4.529 

kWh/mes). 

 

Figura 2. Consumo mensual en UTC. Fuente: creado por los autores. 

 

 

4.2 Distribución Estadística del consumo 

La Figure 3 muestra una comparación estadística bajo los criterios KS, IAC, error 

de proyección y estabilidad, basada en simulaciones de Monte Carlo. Estos se 

definen bajo un nivel de rendimiento porcentual; entre ellos, el mejor resultado 
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corresponde a la distribución normal con 79.3%, seguida de cerca por la 

distribución Gamma con 79.1%. Ambas distribuciones muestran un ajuste muy 

bueno con un valor p mayor a 0.27 y una estabilidad superior al 90%, lo que muestra 

un nivel aceptable de consistencia en las simulaciones. En contraste, la distribución 

de Weibull presentó el desempeño más bajo con 76.6%. 

 

Figura 3. Evaluación de distribuciones estadísticas. Fuente: elaborado por los autores. 

 

 

4.3 Simulación Monte Carlo 

Se muestra una comparación entre los valores de consumo mensual de energía y el 

modelo estocástico con Monte Carlo en la Figura 4. El valor promedio se identifica 

mediante la línea roja, mientras que la banda sombreada representa los rangos 

percentiles P10–P90 y los intercuartiles 25 %–75 %. Por lo tanto, se observa la 

dispersión de las simulaciones y su concentración. 

 

Figura 4. Datos reales vs. proyección de Monte Carlo. Fuente: elaborado por los autores. 

 

 

4.4 Radiación Solar en la UTC 

Tabla 2 detalla los valores mensuales de Kty y la irradiación solar media diaria para 

la UTC. Se observa que los valores diarios oscilan desde un mínimo relativamente 

bajo de 3.980 kWh/m²/día registrado en diciembre hasta 4.550 kWh/m²/día en 
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marzo, lo que refleja una disponibilidad constante del recurso solar a lo largo del 

año. El índice de claridad Kt presenta una variación reducida entre los meses del 

año, alcanzando su valor máximo de 0,457 en julio, mientras que en diciembre es 

mínimo, con un valor de 0,397. 

 
Tabla 2: Radiación solar – UTC. Fuente: elaborado por los autores. 

 

Meses 𝐊𝐭 Radiación 

kWh/m2/día 

Enero 0,408 4,140 

Febrero 0,416 4,350 

Marzo 0,433 4,550 

Abril 0,426 4,330 

Mayo 0,430 4,120 

Junio 0,437 4,020 

Julio 0,457 4,270 

Agosto 0,453 4,460 

Septiembre 0,414 4,270 

Octubre 0,408 4,240 

Noviembre 0,422 4,300 

Diciembre 0,397 3,980 

 

4.5 Sistema PV conectado a la red: Análisis Técnico y Económico 

Este sistema PV incluye la conexión a la red eléctrica, los convertidores y la carga, 

como se muestra en la Figura 5, cuyo objetivo es abastecer parcialmente la demanda 

energética de la UTC. Además, tiene una capacidad de 6,20 kW pico, cuyo valor 

presenta el ajuste adecuado para minimizar el Costo Presente Neto (NPC) sin 

afectar el funcionamiento del sistema.. 

 
Figura 5. Sistema PV conectado a la red. Fuente: elaborado por los autores. 
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El NPC tiene un valor máximo de 47.711,87 USD, el cual es equivalente a la 

inversión total del proyecto durante todo su periodo útil, como se indica en la Figura 

6. El LCOE indica el precio unitario de generación y es igual a 0,085 USD/kWh. 

Finalmente, el costo anual de operación es de 2.458,19 USD, y su mayor valor se 

debe al mantenimiento del sistema PV. Bajo todos estos parámetros, la propuesta 

es técnica y económicamente viable. 

 
Figura 6. Costos proyectados del sistema. Fuente: elaborado por los autores. 

 

La Tabla 3 muestra los costos de los componentes del sistema PV para el período 

del proyecto de 25 años, con un valor total de 21.115,79 USD y distribuidos de la 

siguiente manera: 20.076,21 USD para los módulos PV y 1.038,58 USD para el 

convertidor. Además, se presentan costos de reemplazo del convertidor por un valor 

de 334,62 USD, costos de operación/mantenimiento (O&M) equivalentes a 

22.947,43 USD en la red y 2.172,10 USD en el sistema PV. También se incluye un 

valor de rescate al final del ciclo de vida, que en este caso es negativo de 52,42 USD 

para el convertidor, reflejando un valor residual negativo. Por lo tanto, el NPC es 

igual a 47.711,87 USD, lo que representa el costo monetario total en el tiempo 

presente y permite la implementación y operación del sistema durante todo su ciclo 

de vida. 

 
Tabla 3. Costos de inversión del sistema PV. Fuente: elaborado por los autores. 

 

Components Capital ($) Replace 

ment ($) 

O&M ($) Salvage 

($) 

Total ($) 

Generic PV 20.076,21 0,00 2.172,10 0,00 22.248,31 

Grid 0,00 0,00 22.947,43 0,00 22.947,43 

Others 1,00 0,00 1.081,94 0,00 1.082,94 

Converter 1.038,58 334,62 112,41 -52,42 1.433,19 

System 21.115,79 334,62 26.313,88 -52,42 47.711,87 
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La amortización de los costos de su instalación se ilustra en la Tabla 4 y la Figura 

7, donde se refleja el flujo económico. Parte de la inversión (21.115,79 USD) y, a 

lo largo de los años, se presenta un gasto operativo anual de 2.422,11 USD, el cual 

se acumula cada año. En el año 15, se presenta un reemplazo del convertidor por un 

valor equivalente a 346,19 USD. 

 
Tabla 4. Producción anual de energía. Fuente: elaborado por los autores. 

 

Source kWh/year % 

Generic PV 6.764,00 22.2 

Grid Purchase 23.648,00 77.8 

Total 30.412,00 100 

 

Figura 7. Amortización del proyecto. Fuente: elaborado por los autores. 

 

El flujo de caja acumulado expresado en la Figura 8 muestra cómo varía durante 

los 25 años de duración del proyecto PV conectado a la red. En el año 0 se considera 

la inversión, la cual representa un valor negativo, ya que corresponde a los costos 

iniciales del sistema. A medida que transcurren los años, este valor disminuye 

debido a los ahorros generados por el sistema PV. Este tipo de comportamiento 

indica que el sistema PV es económicamente rentable y viable para su 

implementación futura. 

 

Figura 8. Flujos de caja acumulados. Fuente: elaborada por los autores. 
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La Tabla 5 describe la producción de energía eléctrica tanto con el sistema FV como 

mediante la compra de energía. Esta se divide en un 22,2 % (6.764,00 kWh/año) 

con el sistema FV y el resto, es decir, 77,8 % (23.648,00 kWh/año), fue cubierto 

mediante la compra de energía de la red eléctrica. Por lo tanto, el sistema FV 

suministra un poco más de una quinta parte de la demanda eléctrica de la UTC; por 

consiguiente, existe una alta dependencia de la red convencional. 

 
Tabla 5. Producción anual de energía. Fuente: elaborada por los autores. 

 

Fuente kWh/año % 

FV genérico 6.764,00 22.2 

Compra de energía de la red 23.648,00 77.8 

 

Un total del 99,5 % (29.437,00 kWh/año) corresponde al consumo de carga 

primaria en corriente alterna (CA), que se considera la principal demanda energética 

del sistema, como se muestra en la Tabla 6. Sin embargo, también existe un consumo 

relacionado con la red de 147 kWh/año, equivalente al 0,5 %, donde se genera un 

pequeño excedente de energía. 

 
Tabla 6. Consumo anual de energía del sistema. Fuente: elaborada por los autores. 

 

Categoria kWh/año % 

Carga primaria de AC 29.437 99,5 

Carga primaria de DC 0 0 

Carga diferible 0 0 

Excedente de energía 147 0,5 

Total 29.584 100 

 

El sistema FV opera con una capacidad nominal de 6,20 kW, como se muestra en 

la Tabla 7; además, tiene una producción anual total estimada de 6.764,00 kWh, lo 

que equivale a una generación promedio de 18,5 kWh por día. Adicionalmente, 

presenta un factor de capacidad instalada del 9,62 %, 4.380 horas de funcionamiento 

del sistema FV por año y una potencia máxima de 5,66 kW. La penetración del 

sistema FV conectado a la red se estima en el 23 % de la demanda total. Finalmente, 

el LCOE se sitúa en 0,085 USD/kWh, sin pérdidas por 



16  

producción recortada, lo que refleja un aprovechamiento eficiente de la energía 

solar. 

 
Tabla 7. Parámetros operativos del sistema FV conectado a la red. Fuente: elaborada por los 

autores. 

Parámetro Valor Unidad 

Capacidad nominal 6,20 kW 

Producción promedio 0,772 kW 

 18,5 kWh/día 

Factor de capacidad 9,62 % 

Producción total 6.764,00 kWh/año 

Producción mínima 0 kW 

Producción máxima 5,66 kW 

Penetración PV 23 % 

Horas de funcionamiento 4.380,00 h/año 

Costo nivelado de la energía 0,085 $/kWh 

Producción desaprovechada 0 kWh 

Ahorro anual 574,94 $/año 

 

El inversor fotovoltaico (convertidor) tiene una capacidad nominal (producción 

máxima) de 3,46 kW, que opera con una potencia promedio de 0,678 kW, con un 

factor de capacidad del 19,6 %, como se ilustra en la Tabla 8. Durante un año de 

funcionamiento del inversor, es decir, 4.380 horas, el sistema generó 5.936,00 kWh 

de energía, con un balance de 6.249,00 kWh o un ingreso energético de 6.249,00 

kWh. Al realizar los cálculos, se obtuvieron pérdidas de 312 kWh. Esto puede 

representarse como resultado de la conversión de energía y de las sobrecargas. 

 
Tabla 8. Demanda y consumo del inversor y rectificador. Fuente: elaborada por los autores. 

 

Parameter Inverter Rectifier Unit 

Capacity 3,46 3,46 kW 

Output Average 0,678 0,00 kW 

Minimum 0,00 0,00 kW 

Maximum 3,46 0,00 kW 

Capacity factor 19,6 0,00 % 

Operating hours 4.380,00 0,00 h/year 
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Energy output 5.936,00 0,00 kWh/year 

Energy input 6.249,00 0,00 kWh/year 

Losses 312 0,00 kWh/year 

 

4.6 Comparación entre metodologías de diseños. 

La propuesta de los autores se considera superior a las demás citadas en la Tabla 9 

[7], [9], [24] ya que integra el modelado estocástico y la optimización técnico-

económica del sistema fotovoltaico conectado a la red mediante HOMER Pro. A 

diferencia de las investigaciones mencionadas anteriormente, que emplean 

enfoques deterministas, distribuciones truncadas o validaciones parciales a nivel 

estadístico, la propuesta incluye múltiples distribuciones probabilísticas para la 

demanda y la radiación solar, con métricas estadísticas como valores p, R², AIC y 

KS, lo que contribuye a validar la incertidumbre. De igual manera, la simulación de 

Monte Carlo permite comparar múltiples modos de operación y escenarios de 

costos, dando como resultado un diseño fotovoltaico conectado a la red en el que el 

desempeño técnico y económico se optimiza simultáneamente. 

 
Tabla 9. Análisis comparativo de estudios previos. Fuente: elaborada por los autores. 

 

Aspects [9] [7] [24] Proposed Approach 
 

Probability distributions (demand and/or radiation) 
 

Weibull X ✔ Time series ✔ 

Log-normal X X 

Normal ✔ X 

 
 

(ARIMA), no ✔ 
statistical 

✔ 
distributions 

Gamma X X ✔ 
 

Exponential X X ✔ 
 

Statistical metrics 
 

Mean (P50) ✔ ✔ X ✔ 

Standard deviation ✔ ✔ X ✔ 

Confidence intervals ✔ ✔ X ✔ 

p-value ✔ X X ✔ 

R2 X X X ✔ 

AIC X X ✔ ✔ 

KS X X X ✔ 
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MAPE X ✔ ✔ X 
 

Applied methodologies 
 

Monte Carlo ✔ X X ✔ 

Neural networks X ✔ X X 

Single-point X X ✔ X 

Application software 

Homer Pro X X X ✔ 

PVSyst ✔ X X X 

Matlab X ✔ ✔ X 

On-grid PV system designs 

Technical ✔ ✔ ✔ ✔ 

Economic X X X ✔ 

 

5. CONTRIBUCIÓN CIENTÍFICA 

La contribución científica de esta investigación radica en la integración del 

modelado estocástico en el proceso de optimización energética de sistemas 

fotovoltaicos, utilizando HOMER Pro y Python como herramientas 

complementarias de simulación. Este trabajo aporta un enfoque metodológico 

pionero al representar la variabilidad de la irradiación solar y de la demanda 

eléctrica mediante distribuciones de probabilidad Gamma, Normal, Log-normal, 

Exponencial y Weibull, lo que permite modelar con mayor precisión la 

incertidumbre presente en los sistemas reales. 

 

Además, se emplean pruebas estadísticas como R², AIC y la prueba KS para validar 

el modelo desarrollado y su aplicabilidad tanto en entornos académicos como 

prácticos. Finalmente, este modelo contribuye al sector energético al establecer un 

marco base que puede ser replicado en otras instituciones educativas. Por lo tanto, 

se presenta como una herramienta científica válida para el diseño de sistemas 

fotovoltaicos en escenarios de incertidumbre. 

 

6. CONCLUSIONES 

Los resultados presentados demuestran que el modelo estocástico permite 

representar de manera más realista la variabilidad diaria de la irradiancia solar (3,98 
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– 4,55 kWh/m²) y la variabilidad mensual de la demanda eléctrica (521 – 4.529,00 

kWh). En comparación con un modelo determinista clásico, los modelos 

estocásticos también capturan la incertidumbre del recurso natural, dando lugar a 

configuraciones de sistemas fotovoltaicos conectados a la red más robustas frente a 

la variabilidad meteorológica y de consumo. 

 

La aplicación de Python y HOMER Pro fue fundamental para la implementación 

de la metodología integrada de simulación y optimización. En Python, se 

construyeron perfiles horarios de demanda basados en diferentes densidades de 

distribución probabilística, cuyos desempeños fueron del 79,2 % (Gamma), 76,6 % 

(Weibull), 78,7 % (Log-normal), 79,2 % (Exponencial) y 79,3 % (Normal), 

validados mediante métricas estadísticas como R², AIC y KS. Mientras tanto, en 

HOMER Pro se realizaron múltiples simulaciones tecnoeconómicas, guiadas por el 

conjunto accesible de configuraciones que permitieron optimizar el Costo Presente 

Neto (NPC) hasta USD 47.711,87 y un Costo Nivelado de la Energía (LCOE) de 

USD 0,085/kWh. 

 

HOMER Pro establece varios parámetros técnicos, como la capacidad óptima de 

6,20 kW del sistema fotovoltaico conectado a la red, junto con una producción anual 

de 6.764 kWh y un factor de capacidad del 9,62 %. Los resultados del LCOE de 

0,085 USD/kWh se encuentran dentro del marco tarifario ARCONEL 002/24. El 

NPC total de la operación fue de USD 47.711,87 y los costos operativos se 

mantuvieron estables a lo largo de los años, demostrando que el sistema era 

técnicamente viable y económicamente rentable, ya que el consumo de electricidad 

proveniente de la red fue muy bajo. 
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