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INFORME 1: setiembre de 2016.

Estado del arte en pronóstico de la energía solar y relevamiento de desarrollos nacionales.

El  aprovechamiento  de  la  energía  solar  como  fuente  de  energía  limpía  y  autóctona  ha
crecido significativamente a nivel global (REN, 2014). Este proceso es liderado por la tecnología
fotovoltaica (PV) principalmente debido a que sus costos se han reducido sistemáticamente durante
las últimas dos décadas (NREL, 2012). La Agencia Internacional de Energía (IEA) indica que la
capacidad PV instalada crecerá mundialmente a un 42% anual (IEA, 2012) y que para el año 2050
la generación fotovoltaica mundial representará el 16% de la generación eléctrica total (IEA, 2014),
lo que es un aumento respecto a las previsión de 11% dada en 2010 (IEA, 2010). Uruguay, un país
sin reservas comprobadas de recursos energéticos tradicionales como petróleo, gas natural o carbón,
no ha sido ajeno a este proceso.

El proceso de incorporación de energías renovables en la matriz eléctrica uruguaya inició
fuertemente en el  último quinquenio,  principalmente por la incorporación de energía eólica.  La
incorporación de energía solar es más reciente en este proceso. En 2014 la empresa eléctrica estatal
(UTE) adjudicó la instalación de 230 MW de generación PV distribuidos en el Noroeste del país.
Algunas  de estas  plantas  se  encuentran ya en operación (80 MW) y otras  están en proceso de
incorporación a la red. La naturaleza intermitente de esta fuente de energía introduce complejidad
en el proceso de despacho de la energía eléctrica y si se incorpora en grandes cantidades sin la
capacidad de manejarla  adecuadamente puede afectar  la  estabilidad de la  red.  Debido a  la  alta
variabilidad del recurso solar,  incorporar generación PV es en sí  un desafío tecnológico. En la
última  hoja  de  ruta  publicada  por  la  IEA para  la  energía  solar  fotovoltaica  se  identifica  a  la
capacidad de predicción del recurso solar como el principal cuello de botella para facilitar  una
mayor  penetración  de  este  tipo  de  energía  en  las  redes  eléctricas  y  como principal  aspecto  a
profundizar su desarrollo (IEA, 2014).

Las fluctuaciones en la generación de las plantas PV son directamente proporcionales a las
fluctuaciones  del  recurso solar.  La  irradiancia  solar  que alcanza  la  superficie  terrestre  varía  de
acuerdo al movimiento relativo entre la Tierra y el Sol y a los procesos de formación y movimiento
de las nubes. La variación debido al movimiento del Sol es lenta y predecible, mientras que la
variabilidad  asociada  a  la  nubosidad es  rápida  y  difícil  de  anticipar  (Kleissl  et  al,  2013).  Esta
segunda fuente de variabilidad es la que principalmente afecta el funcionamiento de las plantas PV.
El recurso solar es altamente variable en cortas escalas de tiempo. Cuantificar esta variabilidad
(horaria e intra-horaria) permite estimar qué fluctuaciones son esperables en la generación. Esta
información  permite  saber  qué  grado  de  penetración  puede  tener  esta  tecnología  en  la  matriz
eléctrica  y  qué  sistemas  de  contingencia  se  deben  prever.  La  variabilidad  y  la  capacidad  de
pronóstico del recurso solar están intrinsecamente relacionados. El desempeño de las técnicas de
pronóstico  es  afectado por  la  variabilidad local  del  recurso.  Por  ejemplo,  en  un sitio  donde el
recurso presenta poca variabilidad será relativamente fácil pronósticar el recurso. Por el contrario,
en un sitio con nubosidad altamente variable pronosticar el recurso no será tarea sencilla. Por tanto,
para cada región se requiere cuantificar la variabilidad local y el desempeño de las distintas técnicas
de pronóstico. Ambos aspectos dependen de la escala espacial y de la escala temporal a la cuál es
observado el recurso.



En este informe presentamos el estado del arte en el prónostico de la irradiación solar y la
generación PV, y un relevamiento del grado de desarrollo que tienen estas técncias en Uruguay. En
la  sección A se  brinda  una  panorama general  de  las  metodologías  existentes.  En la  sección B
brindamos  una  descripción  de  cada  metodología  por  separado.  Se  hace  foco  en  las  escalas
espaciales y temporales a las cuales cada técnica presenta mejor desempeño. En la sección C se
presenta  el  estado  actual  de  desarrollo  de  estas  técnicas  en  Uruguay.  Estos  desarrollos  son
realizados en colaboración por grupos de investigación de la Universidad de la República (UdelaR,
Uruguay). Además de mantener líneas de investigación en las técnicas propiamente dichas, estos
grupos  han  construido  infraestructura  para  brindar  estos  pronóstico  operativamente,  en  forma
regular y estable,  con productos que están al  estado de arte  del desarrollo en Uruguay y en el
mundo. Finalmente, en la sección D, se presenta un resumen del trabajo en curso y las perspectivas
a corto plazo en lo que refiere al pronóstico y a cuantificar la variabilidad del recurso solar en
Uruguay.

A. Aspectos generales asociados a la predicción de la Energía Solar:

Los distintos horizontes de predicción tienen diferente utilidad para la operación de una red
eléctrica.  El pronóstico de 15 minutos hasta 2 horas permite anticipar rápidos decrecimientos o
crecimientos en la generación. Este fenómeno es denominado como “rampas de generación”. Los
sistemas  eléctricos  usualmente  tienen  una  rampa  máxima  de  generación  (de  crecimiento  o
decredimiento) que pueden soportar. En algunos países con mercados eléctricos distintos a Uruguay
(EEUU y Alemania, por ejemplo) a las plantas PV se les limita las rampas que pueden generar. Esto
usualmente  es  responsabilidad  del  generador  que  debe  incorporar  lógica  de  control  para  este
fenómeno y técnicas para pronosticar la variabilidad al corto plazo y muy corto plazo. El pronóstico
de 1 hora a 6 horas es útil para la planificación horaria (intra-día) del despacho de la energía y, por
ejemplo, se puede integrar a sistemas de seguimiento de carga. Es de utilidad en la operación diaria
del sistemas y cómo mínimo requiere actualizaciones cada 6 horas. La predicción con horizontes de
hasta 3 días en adelante se puede utilizar para la planificación diaria de los equipos de generación
(unit commitment). Finalmente, el pronóstico a más de 3 días (1 o más semanas, por ejemplo) es de
utilidad en la planificación semanal de la operación.

El pronóstico en la generación PV se construye a partir de una predicción de la irradiación
solar. Para convertir la irradiación solar pronosticada en generación PV se subdivide el proceso en
tres etapas: (i) la predicción de la irradiación global en plano horizontal (GHI, Global Horizontal
Irradiation),  (ii)  el pasaje  de  la  irradiación  a  global  en  plano  inclinado  (GTI,  Global  Tilted
Irradiation) y (iii) la estimación de la generación utilizando un modelo de planta PV. Cada etapa de
este proceso introduce incertidumbre en el pronóstico final. Esta cadena de pronóstico se presenta
en forma gráfica en la Figura 1. Las primeras dos etapas son inherentes al recurso solar disponible y
se  puede  cuantificar  independientemente  de  la  tecnología  PV.  Para  la  última  etapa  se  requiere
conocer las características de la planta PV para la cual se quiere pronosticar. Modelar la salida de
una planta PV a partir de su especificación exacta (cantidad de paneles y su conexión, modelos de
inversores, transformadores, pérdidas ohmicas, pérdidas por temperatura, etc.) requiere un modelo
de planta complejo. Para saldar esta limitación es usual utilizar un modelo de planta PV genérico,
que contemple la mayor cantidad de aspectos de la planta, y luego pos-procesar la salida con los



datos de generación reales de la planta PV. Este proceso oficia como ajuste tecnológico y mejora el
desempeño del pronóstico. Luego del proceso de ajuste a los datos de generación gran parte de la
incerteza debido al modelo de planta es eliminada. La incerteza en el pronóstico de la GHI y su
pasaje  a  plano inclinado es  la  que domina en el  problema y por  ello  es la  principal  fuente de
incertidumbre que interesa cuantificar.

Figura 1: cadena de predicción para la generación PV.

Para pronosticar la irradiancia GHI existen distintas técnicas. El objetivo es anticipar las
fluctuaciones del recurso causadas  por la nubosidad,  y su desempeño depende de qué tan bien
puedan predecir la nubosidad al horizonte temporal y la escala espacial bajo consideración. Existen
4 grandes grupos de técnicas de predicción del recurso solar (Diagne et  al,  2013; Kleissl  et  al,
2013):  (i)  predicción  basada  en  modelos  numéricos  de  atmósfera  (NWP,  Numerical  Wheater
Prediction), (ii) predicción en base a imágenes de satélite (nowcasting satelital), (iii) predicción en
base  a  imágenes  de  cámaras  colocadas  en  Tierra  (nowcasting  por  cámaras  todo-cielo)  y  (iv)
predicción en base al análisis de series meteorológicas adquiridas en Tierra. En forma general, los
enfoques  basados  en  el  análisis  de  series  temporales  y  cámaras  de  cielo  son  preferidos  para
horizontes  temporales  de  muy corto  plazo  (hasta  30  minutos)  y  escalas  espaciales  chicas.  Los
modelos basados en imágenes de satélite se pueden aplicar para el pronóstico entre 30 minutos y 6
horas, y en general son preferidos para ese intervalo de pronóstico. Los modelos NWP pueden ser
aplicados desde escalas intra-hora a  varios días en adelante.  Los NWP son, de hecho,  la única
técnica posible para todas las escalas temporales mayores a 6 horas. Corresponde mencionar a la
persistencia del recurso como caso particular del pronóstico basado en series temporales en Tierra.
La persistencia aplicada a la irradiación solar se basa en asumir que las condiciones de nubosidad se
mantendran constantes respecto al paso temporal anterior. Si las condiciones de cielo despejado
persisten  a  lo  largo  de  varios  pasos  temporales  esta  técnicas  de  pronóstico  funciona  de  forma
perfecta. Por el contrario, en condiciones de nubosidad, que es la principal causa de variabilidad y
lo que justamente se busca pronosticar, la técnica presenta un pobre desempeño. Debido a que es la
forma más sencilla de intentar pronósticar, usualmente es utilizada como marco de referencia. En
otras palabras, una técnica de pronóstico es útil en la medida que su incerteza sea menor que la
incerteza de un pronóstico basado en la persistencia.

Debido  a  que  la  generación  PV se  distribuye  en  una  región,  es  de  interés  conocer  el
desempeño de la predicción no sólo a escala local sino también a escala regional. El pronóstico a
escala regional es la predicción para un conjunto de plantas PV distribuidas geográficamente. Los
indicadores regionales son más representativo de la situación real para el despacho de la energía
debido a que. si la generación está distribuida en una región. la variabilidad en la producción PV se
ve atenuada (Pérez et  al,  2016, 2012, 2011; Kleissl  et  al,  2013; Hoff  y Pérez,  2010, 2012).  El
diagnóstico local y regional permite decidir qué técnicas son preferidas en cada situación y buscar
formas adecuadas de combinar las técnicas en un único sistema de pronóstico.



En los últimos años se ha dedicado considerable esfuerzo a decidir qué técnica de pronóstico
reporta menor incertidumbre en las diferentes escalas temporales y espaciales (Heinemann et al,
2006; Perez et al, 2010a; Lorenz y Heinemann, 2012; Kleissl et al, 2013). Para el pronóstico a 1 día
o superior  los  NWP son la  única  estrategia  posible.  Para las  escalas  temporales  intra-diarias  y
resoluciones mayores a 1 km se puede pronósticar por satélite o por NWP. Para el pronóstico a 5-6
horas  en  adelante  los  NWP en  general  presentan  mejores  resultados  que  la  técnica  basada  en
imágenes de satélite. En cambio, para escalas temporales menores a 5-6 horas los modelos basado
en satélite presentan un mejor desempeño (Perez et al, 2010a; Kleissl et al, 2013). Estos resultados
son tanto para la predicción local como para la predicción regional. A modo de ejemplo, en Kleissl
et al (2013) se reporta una incertidumbre de 7% y 11% para la predicción regional a 1 y 3 horas
basada en satélite, mientras que para modelos NWP se obtuvo 14% para ambos horizontes. Para
mayor resolución espacial las únicas técnicas disponibles son las basadas en cámaras de cielo o
medidas adquiridas en Tierra (Diagne et  al,  2013).  Una escala  espacial  menor permite  detectar
variaciones temporales menores, por lo que estas técnicas son las más apropiadas para la predicción
a  muy corto  plazo  (menor  a  30  minutos).  En la  Figura  2  se  resume en  qué regiones  espacio-
temporales pueden generar estimaciones cada una de las 3 principales técnicas de pronóstico.

Figura 2: escalas temporales y espaciales donde las diferentes tećnicas de pronóstico son aplicables. Esta
imagen está inspirada en el trabajo de Diagne et al (2013).

En última instancia, un sistema completo de pronóstico del recurso solar deberá integrar
todas  estás  técnicas  para  poder  cubrir  de  forma  aceptable  todos  los horizontes  temporales  y
resoluciones espaciales relevantes. Un ejemplo de un sistema híbrido que combina redes neurales,
cámaras de cielo e imágenes de satélite se puede encontrar en (Marquez et al, 2013). En Kleissl et al
(2013) se recomienda el siguiente esquema de predicción: utilizar métodos basados en cámaras de
cielo  o  medidas  en  Tierra  para  predicción  intra-horaria,  utilizar  modelos  satelitales  para  el
pronóstico  a  1-5  horas,  y  modelos  NWP para  mayores  escales  temporales,  en  particular,  para
pronóstico  a  1-3  días  en  adelante.  Esta  configuración  es  también  la  utilizada  por  empresas
internacionales que comercializan pronósticos del recurso solar.



B. Técnicas de predicción de la irradiación solar:

En esta sección describimos el estado del arte cada técnica de pronóstico de la irradiación
solar.  La  sección  está  organizada  en  tres  subsecciones  donde  se  discuten  respectivamente  los
modelos numéricos de atmósfera, el nowcasting satelital y las cámaras del cielo.

B.1: Modelos numéricos de atmósfera

El objetivo de los modelos numéricos de atmósfera (NWP) es predecir el tiempo y el clima.

Estos  modelos  simulan  los  procesos  físicos  que  ocurren  en  el  sistema  climático  mediante  la
resolución de ecuaciones  matemáticas complejas  que modelan los procesos de mecánica de los
fluidos  (ecuaciones  de  Navier-Stokes)  y  de  termodinámica  en  la  atmósfera.  Las  ecuaciones
diferenciales involucradas son de carácter no lineal por lo que la resolución análitica exacta no es
posible. Por tanto, para resolver estos sistemas de ecuaciones se emplean métodos numéricos que
obtienen soluciones aproximadas. Los métodos más comunes son los de diferencias finitas en las 3
direcciones o la combinación de un método espectral en la horizontal con el método de diferencias
finitas en la vertical. La resolución numérica de estas ecuaciones requiere una gran cantidad de
cálculos computacionales para lo cual se necesitan muchas unidades de cómputo. Estos modelos
pronostican  un  gran  número  de  variables  atmosféricas,  entre  las  cuales  se  encuentran  la
temperatura, el viento, la nubosidad, la irradiancia infrarroja y la irradiancia solar, entre otras.

Las ecuaciones diferenciales de los modelos numéricos requieren de condiciones iniciales
para simular la evolución futura del sistema. Para ello toman información meteorológica de diversas
fuentes que es recolectada según los estándares de la Organización Mundial Meteorológica (WMO,
de su sigla en inglés).  Esta información proviene,  por ejemplo,  de medidas en barcos,  aviones,
radiosondeos, estaciones meteorológicas en superficie, boyas marinas e información satelital, entre
otros. Este proceso de ingresar las condiciones iniciales a la simulación es denominado asimilación
de datos, y a partir de él se construye un análisis de la situación atmosférica inicial. El pronóstico
final depende fuertemente de la calidad de los datos observados que son asimilados.

Existen  diferentes  tipos  de  NWP cuya  utilidad  depende  de  la  necesidad  y  el  tipo  de
aplicación.  La  primer  gran  distinción  es  entre  los  modelos  globales  y  los  modelos  regionales
(mesoescala). Los modelos de escala global cubren la Tierra entera y la grilla sobre la que trabajan
es de baja resolución espacial, entre 100 km y 15 km. El pronóstico de estos modelos alcanza hasta
un horizonte temporal de 15 días. Los modelos regionales presentan varias características análogas
a los modelos globales, pero abarcan regiones de menor tamaño. Trabajan sobre una grilla de mayor
resolución y su horizonte temporal es de menos días hacia el  futuro.  Debido a los altos costos
computacionales que presentan este tipo de modelos, en general se corren operacionalmente hasta
120 horas en adelante. La salida de los modelos globales es utilizada como condición de borde para
los modelos regionales y se re-utiliza la estructura inicial de la simulación.

En el caso de la predicción de irradiancia solar, el pronóstico de los NWP es de carácter
probabilistico ya que los modelos numéricos estiman probabilidad de formación de nubes. No son
capaces de predecir en forma determinista la posición y extensión de las nubes individuales, o los
campos de nubes que afectan el recurso solar en una lugar determinado (Pérez, 2010a). Además, el
cómputo asociado a la predicción de irradiancia solar es una de las partes más complejas y de



mayor  costo  computacional  de  los  NWP.  Estos  procesos  son  fundamentales  porque  conectan,
directa  e  indirectamente,  todos  los  procesos  físicos  de  la  dinámica  del  modelo,  y  regulan  en
promedio los intercambios y transformaciones de energía entre la superficie terrestre y la atmósfera.
Los  modelos  consideran  como  única  fuente  de  energía  la  radiación  de  onda  corta  del  Sol  y
consideran los procesos de absorción, reflexión y scattering en la atmósfera y en la superficie. En
consecuencia, la radiación simulada está relacionada a la predicción de la distribución de vapor de
agua y nubes, como también del dióxido de carbono y ozono (Skamarock, 2008). 

La NOAA/EEUU (National Ocean and Atmospheric Administration) disponibiliza la salidas
del  modelo  global  GFS  (Global  Forecast  System).  Este  modelo  global  es  desarrollado  por  el
NCEP/NOAA (National  Centers  for  Environmental  Prediction).  Sus  productos  son actualizados
cada 6 horas y ofrecen decenas de variables de atmósfera. La resolución horizontal de este modelo
alcanza  hasta  los  28  km y  su  escala  temporal  es  de  3  horas.  El  GFS es  un  modelo  acoplado
compuesto por 4 modelos separados: un modelo de atmósfera, un modelo de océano, un modelo de
superficie/Tierra y un modelo de hielo marino. Los datos se encuentran públicamente accesible en
lo servidores de la NOAA y se puden utilizar para alimentar modelos regionales.

El WRF (Weather Research and Forecasting Model) es un modelo numérico mesoescala, no
hidrostático, euleriano y compresible, desarrollado por la comunidad científica del campo de las
ciencias de la atmósfera. El modelo es de código libre y además de utilizarse para investigación, se
puede  utilizar  como  pronóstico  operativo  para  diversas  aplicaciones.  El  modelo  original  fue
desarrollado por el NCAR (National Center for Atmospheric Research), que es un centro nacional
de investigación en ciencias de la atmósfera que depende del gobierno de los EEUU. Existe una
gran  comunidad  científica  de  usuarios  que  aportan  al  desarrollo  del  modelo.  Una  descripción
completa del WRF se encuentra en Skamarock (2008).

La configuración de utilizar el modelo de mesoescala WRF junto con el modelo global GFS
es  la  que  se  utiliza  actualmente  en  la  Facultad  de  Ingeniería  (FING)  de  la  UdelaR  para  dar
pronósticos operativos de energía solar y eólica. Un estudio reciente del funcionamiento de este
sistema para el pronóstico de energía solar se presenta en la subsección C.1.

B.2: Pronóstico por satélite

La forma moderna  de  estimar  el  recurso  solar  es  a  partir  de  imágenes  de  satélite.  Los
satélites para la observación de la Tierra se dividen en dos grandes grupos: los geoestacionarios y
los de órbita baja (polares o heliosincrónicos). Los satélites de órbita baja, debido a su cercanía a la
Tierra, generan imágenes de alta resolución espacial que pueden alcanzar una resolución algunos
metros. Como contrapartida, presentan una baja resolución temporal de una o dos imágenes por día.
Estas imágenes no pueden ser utilizadas (por sí solas) para estimar una variable de rápida variación
como la irradiancia solar. Los satélites meteorológicos geoestacionarios generan imágenes con una
cadencia temporal de más de una imagen por hora. Estos satélites conforman el Sistema Global de
Observación de la Tierra de la WMO y se encuentran dispuestos de forma tal que su imagenología
cubre todo el globo. La resolución nominal de las imágenes es de 1 km y, para el hemisferio Norte,
se disponen con cadencia de 15 minutos. Para Sudamérica, el satélite GOES-East (administrado por
la  NOAA/EEUU) genera imágenes  con una cadencia de 30 minutos.  Esta  información tiene la
cadencia temporal adecuada para cuantificar la nubosidad a escala horaria o sub-horaria y a partir



de ella estimar el recurso solar. En la Figura 3 se presenta en forma esquemática la forma de generar
estimaciones horarias de la irradiación solar a partir de imágenes de satélite. A partir de un histórico
de  información  satelital  se  puede  conocer  la  irradiación  hora  a  hora  para  cualquier  punto  del
territorio y estadística de varios años. Por ejemplo, con imágenes desde el enero de 2000 a la fecha
se pueden generar series temporales horarias de irradiación solar de más de 16 años de duración.

Figura 3: cadena para estimar irradiación sola horaria a partir de imágenes de satélite.

Para tranformar una imagen de satélite en una estimación del recurso solar se debe utilizar
un  modelo.  Los  datos  en  Tierra  son  fundamentales  para  ajustar  estos  modelos  y  validar  su
funcionamiento. En los trabajos de R. Perez et al (1994, 1997) y A. Zelenka et al (1992, 1999) se
comparó el desempeño de los modelos satelitales en comparación a la interpolación de medidas
adquiridas  en  Tierra.  Se  encontró  que  incluso  modelos  satelitales  sencillos  presentaban  menor
incerteza en el estimado horario que la interpolación de datos de estaciones vecinas para distancias
típicas entre estaciones mayores a 35 km. Esta distancia característica aumenta a 50 km si se realiza
la comparación a escala diaria.  Esto quiere decir que una red de medida que tenga las mismas
prestaciones a escala horaria que el estimativo satelital tiene que tener una densidad de sensores de
1 cada 35 km. Construir una red de estas características es inviable por el costo de instalación y
mantenimiento.  Además,  en los  últimos 20 años tanto las capacidades de los  satélites  como el
desempeño de los modelos satélites han mejorado sensiblemente, con lo cual para las capacidades
actuales estás distancias son aún menores. En la actualidad típicamente los modelos satelitales para
la caracterización de GHI presentan incertezas a escala horaria entre 10 y 15 % y a escala diaria
entre 6 y 9 %. Esta baja incerteza permite plantearse el pronóstico de la GHI por satélite.

La parte fundamental del proceso de predicción basado en satélite es lograr pronosticar las
próximas imágenes a partir de la secuencia de imágenes anteriores. Existen técnicas conocidas de
CMF (Cloud Motion Field) que buscan estiman el campo de velocidades del movimiento nuboso y,
a partir de él,  estimar la ubicación futura de la nubosidad. Si la ubicación futura (las imágenes
futuras) son adecuadamente pronosticadas es posible utilizar un modelo satelital para estimar el
recurso  solar  futuro  a  partir  de  ellas.  En  la  Figura  4  se  muestra  un  ejemplo  de  la  cadena  de
pronóstico del recurso solar basado en imágenes de satélite. El pronóstico de la próxima imagen
presenta un buen desempeño hasta 5-6 horas, razón por la cuál esta técnica de pronóstico se utiliza
para los horizontes de pronóstico menores a 6 horas.



Figura 4: cadena para estimar irradiación sola horaria a partir de imágenes de satélite.

El problema de estimar las próximas imágenes es complejo debido a que las nubes no sólo
se trasladan en el espacio, sino que también cambian su forma, se generan y se extinguen. Los
bordes de las nubes usualmente no estan perfectamente definidos por lo que en general es requerido
suavizar espacialmente (regularizar) una primera estimación del campo de velocidades. No obstante
existen  propuestas  exitosas  que  se utilizan  en  sistemas  comerciales  que  pronostican  irradiancia
solar. Por  ejemplo,  la  metodología  explicada  en  Lorenz  et  al  (2004,  2007)  es  utilizada
operativamente en EEUU y en Europa para la predicción a corto plazo de la irradiancia solar y la
generación PV (Kleissl et al, 2013).

Las primeras propuestas para estimar campos de velocidad en imágenes de satélite datan de
la  época  de los  primeros  satélites  meteorológicos  (Fujita,  1969;  Leese,  1970).  No fue  hasta  la
década del 90 en que este enfoque se empieza a utilizar para el pronóstico de generación PV (Kaifel
and Jesemann, 1992; Beyer et al, 1994; Cote and Tatnall, 1995; Bannerh et al, 1996; Hammer et al,
1999).  En Hammer et  al  (2001) se comparó el  modelo satelital  de predicción basado en CMF
desarrollado en Hammer et  al  (1999) con un modelo satelital  basado en redes neuronales y se
concluyó que el modelo CMF reportaba una mejora de 5 puntos porcentuales en la estimación de la
próxima imagen.

En la  actualidad,  esencialmente  existen  dos  tipos  de técnicas  CMF para  pronosticar  las
próximas imágenes y la irradiancia solar: (I) las técnicas basadas en correlación y (II) las tećnicas
basadas en flujo óptico. 

El ejemplo más relevante de técnica tipo (I) es la desarrollada por Lorenz et al (2004, 2007).
El campo de velocidades es estimado solamente a partir de la imagen actual y la imagen anterior (2
imágenes en total). Para cada pixel objetivo de la imagen anterior se determina un vector velocidad
buscando  celdas  vecinas  con  información  similar  en  la  imagen  actual.  Se  toma  una  celda  de
~100x100 km en torno a cada pixel de la imagen anterior y se la compara con celdas de igual
tamaño en la imagen actual dentro de una región de búsqueda de ~200x200 km. La comparación de
las celdas se realiza calculando pixel a pixel  la diferencia cuadrática media de nubosidad entre la
celda objetivo y las celdas vecinas de la región de búsqueda. Se escoje la celda con la cual la
diferencia haya sido menor. Debido a esto, esta técnica esencialmente compara las texturas de las
celdas. A partir de la distancia entre ambas celdas se le asigna al pixel objetivo el vector velocidad



correspondiente a la traslación. El tamaño de la celda y la región de búsqueda (extensión donde se
buscan las celdas vecinas) deben ser adaptados a la velocidad y variabilidad de la nubosidad local.
Este método presenta, en comparación con otros métodos más complejos, un buen desempeño en
términos  de  incertidumbre  y  tiempos  de  procesamiento.  En  Perez  et  al  (2010b)  se  reportan
incertidumbres que van desde 16% a 33% para la predicción a 1 hora y desde 23% a 47% para la
predicción a 5 horas, depediendo de la variabilidad del recurso en cada sitio de medida. En Kleissl
et al (2013) se indica que la incertidumbre de la predicción regional basada en esta técnica es de 7%
y 11% para la predicción a 1 hora y 3 horas respectivamente, evaluada para sitios en Alemania.

Las  técnicas  tipo  (II)  son  propias  del  área  de  procesamiento  de  señales  y  se  utilizan
comunmente en aplicaciones de procesamiento o compresión de video. No obstante, su aplicación a
imágenes de satélite es relativamente reciente. En Peng et al (2013) y Cros et al (2014) se aplican
técnicas de este tipo para estimar los CMF. En el primero se utilizan algoritmos de flujo óptico y en
el segundo algortimos de correlación de fase.

En particular, en Peng et al (2013) se aplica la técnica de flujo óptico a imágenes GOES
(satélite que genera imágenes para Sudamérica) con buenos resultados.  La estimación por flujo
óptico en su versión más básica asume dos hipótesis sobre la secuencia de imágenes: (a) que los
puntos  cercanos  tienen  velocidades  parecidas  y  (b)  que  una  celda  al  desplazarse  no  deforma
sustancialmente  su  contenido.  Estas  hipótesis  usualmente  no  son  cumplidas  por  secuencias  de
imágenes reales (ya sean de satélite o cualquier otra) por lo que la técnica básica ha sido objeto de
sucesivos mejoramientos a lo largo del tiempo que robustecen la estimación (Horn and  Schunck,
1981; Lukas and Kanade, 1981; Black and Anandan, 1996). En la técnica básica los valores del
campo de velocidades v = (vx, vy) son estimados minimizando la siguiente diferencia:

Δ=I (z+ v⃗ )−I (z) .

Si se linealiza el sistema y se utiliza la norma Euclídea el problema de minimización es simple y es
resoluble pixel a pixel a través de una regresión múltiple. En la formulación básica las velocidades
vx y  vy se asumen constantes dentro de la celda que contiene al  pixel objetivo.  En Lucas and
Kanade (1981) se retira esa hipótesis permitiendo a vx y vy respetar un modelo lineal dentro de la
celda. En Horn and Schunck (1981) se agregan términos de regularidad espacial en la solución. Se
puede variar la regularidad de la solución modificando el peso que se le asigna a estos términos.
Ninguno de estos dos enfoques complejiza en forma significativa la forma de estimación del campo
de velocidades. En Black and Anandan (1996) se utilizan normas robustas en lugar de la norma
Euclidea. Estas normas tienen mayor capacidad de segregar outliers por lo que la estimación es
menos sensible a los píxeles que no respetan las hipótesis base de la técnica. Como contrapartida, su
aplicación introduce complejidad en el problema y su solución se debe buscar en forma iterativa
partiendo  de  una  semilla.  Es  común  utilizar  como  semilla  la  estimación  por  alguna  de  las
estimaciones descriptas anteriormente.

Estos refinamientos tienen especial aplicación a la predicción de próximas imágenes por
satélite. En particular, la regularidad espacial es un aspecto fundamental de la solución buscada. En
Perez et al (2010b), Lorenz et al (2007) y Peng et al (2013) se aplican pos-procesos a la primera
estimación para regularizarla. La formulación robusta de permite distinguir mejor la transición entre
movimientos y es de particular interés en las situaciones donde dos nubes a distintas alturas se
cruzan en la imagen. No todas las posibilidades que ofrecen las técnicas de flujo óptico han sido



exploradas  para este  problema.  En la  sección C.2.  se presentan algunos resultados  actuales  del
Laboratorio  de  Energía  Solar  en  el  uso  de  técnicas  de  pronóstico  basadas  en  algoritmos  de
procesamiento de señales al estado del arte.

B.3: Cámaras todocielo

El diseño de sistemas de pronóstico del recurso solar a muy corto plazo (sub-horario) y a
nivel  local  (resoluciones  sub-kilométricas)  presenta  desafíos  que  no  pueden  ser  afrontados
adecuadamente a partir de técnicas de pronóstico aplicadas a resoluciones temporales o espaciales
mayores. Para horizontes temporales de hasta ~30 minutos la técnica de pronóstico que ha emergido
en los últimos 10 años es la que se basa en la utilización de cámaras todo-cielo (all-sky). El nombre
que se le da a esta familia de dispositivos obedece al hecho que en una sola imagen capturada se
obtiene un campo visual de 180° (FOV, por su sigla en inglés). Estos sistemas constan normalmente
de una lente gran angular (u ojo de pez) y una cámara digital, ambos ubicados dentro de un recinto
estanco (ver Figura 5).  En general  cuentan con sistemas de calentamiento activo para evitar la
formación de  rocío sobre el  domo protector  del  sistema óptico  y,  ocasionalmente,  cuentan con
ocultadores del Sol utilizados para evitar la saturación de la imagen en la región del cielo donde se
encuentra el disco solar (zona circumsolar). La frecuencia de adquisición de imágenes con estos
sistemas varía entre 30 segundos y 1 minuto dependiendo de la complejidad de los algoritmos de
procesamiento  de  imágenes  involucrados.  A su  vez,  las  imágenes  de  alta  definición  que  son
adquiridas por el sistema tienen resoluciones espaciales que son inalcanzables mediante imágenes
satelitales u otras técnicas de pronóstico.

Figura 5: ejemplo de un sistema de cámara todo-cielo.

A modo de ejemplo, a la izquierda de la Figura 6 se muestra una imagen todo-cielo. Estas
imágenes tienen una resolución de 1920 x 1280 píxeles. Asumiendo una altura de base de nubes de
1000 metros (valor típico para este tipo de nubes) se pueden proyectar la cobertura nubosa a esa



altura y obtener una estimación de la extensión real de las nubes (en metros). A través de este
proceso  de  proyección  se  deshace  la  deformación  introducida  por  el  sistema  óptico.  La
correspondiente imagen proyectada se muestra  a la  derecha de la  Figura 6.  Como se aprecia a
simple vista la extensión real de estas nubes es bastante menor que la máxima resolución alcanzada
por la capacidad actual de los satélites geoestacionarios u otras herramientas de pronóstico. Por otro
lado, las fluctuaciones de corta duración del recurso solar resultan prácticamente imposibles de
predecir con otra técnica que no utilice cámaras todo-cielo. Un ejemplo de estas fluctuaciones de
corta duración se muestra en la Figura 7. Allí se grafica para el 21 de mayo de 2016 el cociente
entre la irradiancia global horizontal a escala minutal con la correspondiente irradiancia de cielo
despejado calculada por un modelo de cielo claro especialmente ajustado a las medidas. Se pueden
apreciar descensos de hasta un 60% en la irradiancia solar con respecto al valor de cielo despejado.

Figura 6. A la izquierda: imagen todo cielo (resolución original 1920 x 1280 píxeles). A la derecha:
proyección a una altura de base de nubes de 1000 m (los valores indicados están expresados en metros).

Figura 7: cociente entre la medida de GHI registrada en Tierra y el  valor de cielo claro calculado a través de
un modelo de cielo claro. Día 21/05/2016. Datos medidos por el LES/UdelaR.



La relevancia del estudio de estos fenómenos de corto plazo radica en que ocurren en lapsos
temporales pequeños y su efecto se traduce directamente a la generación eléctrica de plantas PV.
Para afrontar este problema, el desarrollo de este tipo de sistemas ha iniciado hace relativamente
poco tiempo. A escala mundial existen distintos modelos de predicción basados en cámaras de cielo
que permiten anticipar las fluctuaciones del recurso solar.  Algunos de estos sistemas se venden
comercialmente a un alto costo.

El  primer  trabajo  en  explorar  el  potencial  uso  de  cámaras  todo-cielo  para  estudiar  la
variabilidad del recurso solar fue realizado por Pfister et al (2003). El análisis se realizó utilizando
un año de datos de irradiancia solar medida (directa, global y difusa) y de imágenes tomadas por
dos sistemas todo-cielo durante el mismo período. Al comparar los valores medios mensuales de
fracción de nubosidad y los ratios de irradiancia solar medida sobre el valor correspondiente de
cielo claro, se encontró una correlación negativa de ~-0.9. Se estudiaron los eventos de descensos
de la GHI (ratios < 0.9) y los aumentos por encima del valor de cielo claro (ratios > 1.1) que los
autores denominan  enhancements. Se concluyó que en conciciones de alta fracción de nubosidad
(calculada desde la imagen) en general se observan descensos importantes de la irradiancia (ratios <
0.9). En otras palabras, cuanto a mayor es la nubosidad mayor es la probabilidad de que el disco
solar esté oculto por una nube. En cambio, los enhancements se debían a un pequeño cambio de la
directa y un aumento significativo de la difusa. Este efecto ocurre en general cuando el disco solar
está despejado de nubes y la nubosidad circundante es moderada. De todas formas, incluso estando
el disco solar parcialmente oculto por nubes ópticamente delgadas que no afecten tanto la directa, se
puede generar un enhancement. Los resultados de este trabajo se sintetizan en la Tabla 1.

FN
Descensos

(k<0.9)
GHI cielo claro

(0.9<k<1.1)
Enhancement

(k>1.1)
10-20% 3% 96% 0.5%
40-60% 46% 26% 31%
80-100% 91% 5% 4%

Tabla 1: frecuencia de ocurrencia de los eventos en función de la fracción de nubosidad (Pfister et al, 2003).

Posteriormente, Chow et al (2011) emplearon un sistema todo-cielo comúnmente utilizado
por la comunidad científica de ciencias de la atmósfera (el Total Sky Imager, o TSI) para anticipar
la posición futura de las nubes y de la sombra generada a nivel de suelo estudiar su impacto sobre la
irradiancia  solar.  Utilizando  la  altura  de  base  de  nubes  obtenida  mediante  un  ceilómetro  se
construye lo que los autores denominan un mapa de nubes, similar al  mostrado en la Figura 6
(derecha). Posteriormente, a los efectos de determinar si para un punto del suelo el Sol está oculto o
no por las nubes, se determina para cada punto la intersección del vector solar con el mapa de
nubes. El estudio se realiza con distintos puntos circundantes a la ubicación del sistema todo-cielo,
comparándolo  con valores  medidos  por  distintos  piranómetros  desplegados  en  el  Solar  Energy
Testbed de la Universidad de California San Diego. En este trabajo se evalúa la estimación de la
GHI actual en otro punto a partir del mapa de nubes actual. El modelo de irradiancia utilizado es de
naturaleza simple: si el Sol en ese pixel está despejado se usa el valor de cielo claro y si el Sol en
este pixel está oculto se reduce el valor de cielo claro al 40%. Los resultados se muestran en la
Figura 8, obtenida del propio artículo.



Figura 8: valores medidos de GHI en una estacióna ~2km del sitio de la ubicación de la cámara todo-cielo
(en azul)  y valores obtenidos para la GHI a partir del mapa de nubes (en verde).

En Marquez y Coimbra (2013) se describe una metodología para realizar pronósticos infra-
horarios de irradiancia directa sobre plano normal (DNI) a partir de imágenes todo-cielo adquiridas
con un TSI. En este artículo se plantea como objetivo la predicción de valores promedio minutales
de  DNI  para  horizontes  temporales  de  predicción  de  entre  3  y  15  minutos.  La  metodología
planteada en este trabajo consiste en obtener el campo de velocidades de las nubes presentes en una
imagen a partir de imágenes anteriores. Luego se determina el vector de desplazamiento medio y se
toma sobre la imagen una serie de celdas en dirección opuesta a este vector que parten desde la
posición del Sol (Figura 9). El modelo de predicción de DNI propuesto considera las fracciones de
nubosidad Xi de cada celda i (i=1…6), y modula el valor futuro máximo de DNI (correspondiente a
disco solar despejado de nubes) mediante el factor 1-Xi(t).

Figura 9: Imagen todo cielo proyectada, en la que se muestra la grilla rectangular de 6 celdas utilizada para el
pronóstico de DNI (Fuente imagen: Marquez & Coimbra, 2013). 

El  desempeño general  del  modelo  depende,  para  un  determinado horizonte  temporal  de
predicción, de la celda considerada. Tomando para cada horizonte temporal de predicción la celda
que minimiza el error RMS del pronóstico, los autores obtienen valores de rRMS entre un 20 y un
40% menores  que la  persistencia.  La diferencia  de desempeño de un modelo de pronóstico en
comparación  a  la  persistencia  es  conocida  en  la  literatura  como  habilidad  de  predicción  “s”
(forecasting skill), y se obtiene mediante la siguiente expresión:

s=1−
RMSmodelo

RMS per

.



Este indicador expresa la ganancia del modelo comparado a un modelo de persistencia. En este
trabajo el mejor desempeño del modelo se corresponde con un horizonte temporal de predicción de
5  minutos.  En  otros  trabajos  de  este  mismo  grupo  de  investigación  se  compara  este  modelo
predicción de DNI con un modelo similar que utiliza una red neuronal artificial (ANN, por su sigla
en inglés). Las mejoras obtenidas al incorporar la red neuronal generan valores de  s de 20.9 % y
22.5% para horizontes temporales de predicción de 5 y 10 minutos.

En Fu y Cheng (2013) se  desarrolla  un modelo de predicción basado en un modelo de
regresión. A partir del estudio de 14 características de imágenes todo cielo (vinculadas a textura y
brillo) se establece un modelo de regresión que realiza pronósticos de índice de claridad (kT) a 5 y
15  minutos.  A partir  del  índice  de  claridad  predicho  se  predice  el  valor  futuro  de  GHI.  Para
horizontes de predicción de 5 minutos se reporta un error absoluto medio (rMAE) de 22%, y para
15 minutos se reporta un rMAE de 24%.

En Yang et  al  (2014) se presenta un algoritmo de predicción de kT en una determinada
ubicación (cercana al punto donde se encuentra el sistema todo-cielo) a partir de datos de GHI
medidos en el punto para el que se realiza el pronóstico. Con los datos de GHI de las dos horas
inmediatamente anteriores al instante actual, se determinan los picos y valles en la evolución de kT,
y de esta forma se estima la profundidad óptica de las nubes presentes. Este método se utiliza dada
la dificultad en inferir la profundidad óptica a partir de las imágenes todo cielo. De esta forma, los
autores reportan un rRMS de 24% para un horizonte de predicción de 15 minutos, y un rMAE de
~14% para el mismo horizonte de predicción. La muestra considerada en este trabajo es de un mes
de imágenes en invierno.

En Chu et al (2014) proponen el uso de un sistema todo cielo de bajo costo para realizar
predicciones  de valores  medios  minutales  de  GHI.  La  fracción de nubosidad que  determina  el
algoritmo de detección de nubes propuesto por los autores se utiliza como entrada de una ANN para
predicción de GHI, con  habilidades de predicción “s” de 14, 18 y 19% para 5, 10 y 15 minutos,
respectivamente.  Para  este  estudio  se  utilizó  una  muestra  de  19.920  instantes  de  tiempo  entre
13/01/2013 y el 02/04/2013.

En Alonso-Montesinos et al (2015a) se estudia la correlación entre el brillo de imágenes
todo cielo en los canales RGB y HSV y la irradiancia global, difusa y directa. Subdividiendo la
imagen en distintas zonas los autores analizan la correlación entre parámetros construidos a partir
del  brillo  mencionado  y  la  altura  solar,  y  las  tres  irradiancias  mencionadas.  Posteriormente
construyen  un  modelo  de  estimación  de  irradiancia  global,  difusa  y  directa  a  partir  de  las
correlaciones encontradas. La validación del modelo se hace en base a imágenes de 4 años (2010-
2014) y se obtuvieron errores rRMS de 16%, 6% y 9% para la irradiancia directa, difusa y global,
respectivamente. Considerando solo la sub-muestra de imágenes con cielo parcialmente nublado,
los rRMS correspondientes son de 18%, 13% y 13%. 

Los trabajos más recientes analizan el impacto de diferentes tipos de nubes en el recurso
solar (Cheng et al, 2015; Tzoumanikas et al, 2016), con foco en la predicción de rampas en la GHI a
partir de las imágenes todo-cielo. A este último respecto, cabe mencionar el trabajo de Chu et al
(2015) en el  cual se presenta un sistema operacional que utiliza dos cámaras todo-cielo.  En el
sistema propuesto las imágenes se envían a un servidor central en donde son procesadas con ANN y
se predicen rampas en la GHI con un horizonte temporal de hasta 10 minutos.



C. Estado actual de desarrollo de las técnicas de predicción en Uruguay:

Las técnicas descriptas en la sección anterior ya presentan importantes grados de avance en
Uruguay. El Modelo Numérico de Atmósfera WRF funciona operativamente en el  cluster de la
Facultad de Ingeniería de la UdelaR. Con este modelo se generan pronósticos de energía eólica y
solar que se utilizan para el despacho de la energía eléctrica. Esta técnica es la que presenta mayor
grado de avance en Uruguay, tanto en su evaluación de desemepeño como en su utilidad operativa.
Para el pronóstico a muy corto plazo se ha desplegado en los últimos 2 años una red de cámaras de
cielo como forma de adquirir experiencia con el funcionamiento del sistema. Los sistemas all-sky
de esta red son de desarrollo nacional y reportan a un servidor web donde se generan pronóstico
operativos de la irradiancia solar. El sistema se encuentra implementado de forma tal que además de
brindar el servicio de pronóstico, es una plataforma ideal para realizar trabajos de investigación
sobre  esta  tecnología.  La  técnica  de  pronóstico  más  resagada en  este  proceso  es  la  basada  en
imágenes de satélite. En contrapartida, la caracterización del recurso solar en base a información
satelital es una tecnología consolidada en Uruguay, lo que permite platearse desarrollar esta técnica
de pronóstico en poco tiempo. Existe una infraestructura de procesamiento satelital ya desarrollada
sobre  la  cual  trabajar,  y  el  grupo  de  investigación  ya  ha  realizado  desarrollos  en  la  línea  de
pronóstico.  En  esta  sección  describimos  por  separado  el  estado  de  situación  del  desarrollo  y
funcionamiento de estas técnicas en Uruguay.

C.1: Modelos numéricos de atmósfera

En  esta  subseccion  describimos  un  estudio  reciente  del  desempeño  de  esta  técnica  de
prónostico  en  Uruguay.  Como esta  metodología ya muestra  un importante  grado de avance en
Uruguay  es  posible  plantearse  un  análisis  profundo de  su  desempeño.  Como se  explicó  en  la
subsección B.1. se utiliza el modelo regional WRF con las condiciones de borde del modelo global
GFS. Se analizó la salida del pronóstico de irradiancia solar a corto y mediano plazo, con horizontes
temporales de 1 a 120 horas. Para las simulaciones se utilizaron los datos del GFS con resolución de
medio grado (~55 km). Se utilizó la versión 3.5.1 del WRF con una resolución espacial de 30 km
sobre la superficie terrestre. La salida analizada es el pronóstico de irradiación solar promedio hora
a hora. En esta versión del WRF, a diferencia de las versiones anteriores, se incluye en el efecto de
la Ecuación del Tiempo en la geometría solar (Jimenez et al, 2016). Esta corrección temporal es
crítica para la irradiancia solar y, según Jimenez et al (2016), el error relativo se puede ver reducido
hasta en un 31% en los días cercanos al máximo desfasaje.

Para correr el WRF se debe escoger qué parametrizaciones se utilizarán para cada módulo
del  programa. Cada una de las diferentes parametrizaciones resuelve de manera distinta  alguna
propiedad  química  o  física  de  la  atmósfera.  Para  las  simulaciones  realizadas  se  utilizaron  las
parametrizaciones que se muestran en la Tabla 2.

En este trabajo se evaluó la performance del modelo WRF para el año 2014 con un horizonte
temporal de 120 horas inicializados a las 00:00 UTC de cada día. Se comparan con medidas de
irradiación solar en Tierra registradas para las redes de medida del Laboratorio de Energía Solar y
de la empresa eléctrica estatal (UTE). En la Figura 10 se muestra un ejemplo del pronóstico de la
fracción de nubosidad realizada por el WRF para el 29 de enero de 2014.



Módulo Parametrización Referencia
Cumulos Arakawa-Schubert (Pan and Wu, 1995)
Microfísica WSM 3-class (Hong et al, 2004)
Radiación Onda Corta Dudhia (Dudhia et al, 2008)
Radiación Onda Larga Dudhia (Dudhia et al, 2008)
Modelo de superficie/Tierra Noah Land Surface Model (Chen and Dudhia, 2001)
Capa Límite Yonsei University (Dudhia, 1989)

Tabla 2: parametrizaciones utilizada para estimar el desempeño de la salida de irradiación solar del WRF.

Figura 10: Dimensiones de la grilla resuelta en la simulación. Resolución horizontal 30 km. Salida de
fracción de nubosidad del WRF. Valores entre 0 y 1. Día de simulación 29 de enero 2014 a las 20 UTC.

Se presentan aquí los resultados obtenidos para la comparación en la estación de Salto del
LES. La salida horaria del modelo es comparada con los datos observados promediados en la hora.
En la Figura 11 se muestra un ejemplo de las 120 horas de pronóstico generadas por el modelo junto
a los valores observados para el día 11 de enero de 2014. En el ejemplo se observa que el modelo
logra capturar la evolución del la irradiación en los primeros 4 días de pronóstico, mientras que la
nubosidad en el quinto día no es adecuadamente resuelta. Este comportamiento es ilustrativo del
desempeño general del modelo (y de cualquier herramienta de pronóstico) donde el error tiende a
ser mayor conforme se aumenta el horizonte temporal. En la Figura 12 se muestran los gráficos de
dispersión que se encontraron al comparar el pronóstico contra la medida. De estas nubes de puntos
se puede apreciar cualitativamente la habilidad del modelo para predecir la irradiación solar horaria
para las diferentes horas del día para todo el año (se utilizó el año 2014). Ese observa que el modelo
pronostica con mayor acierto las horas de cielo despejado (puntos sobre la recta x=y). Se nota que
en varios  casos,  independientemente  de  la  hora del  día,  el  modelo  tiende  a  producir  una gran
cantidad de eventos donde la irradiación pronosticada es mayor a lo observado y por lo tanto el
modelo tiende a representar muchos horas despejadas que no lo son. En la Figura 13 se resumen los
resultados de incertidumbre relativa para el pronóstico a escala diaria y sobre el mediodía solar. A
escala diaria, se comparan los valores diarios de energía pronosticada (a 5 días) con la medida diaria



de esos díás. Se calcula el desvio cuadrático medio respecto a la media diaria de la estación de
Salto. La curva de incerteza resultante se muestra en azul en la Figura 13. Para el mediodía solar
(horas de mayor interés para el pronóstico de irradiación solar) se comparan los valores promedio
de la irradiación entre las 10 y 15 horas (local) con el mismo promedio realizado sobre las medidas.
Los valores relativos se expresan respecto a la media del promedio en esas horas para esa estación.
Esta curva es la que se muestra en rojo en la Figura 13. En ambos casos la incerteza aumenta a
medida  que  avanza  el  horizonte  de  pronóstico,  como  es  esperado.  Estos errores  (rRMS)  se
encuentran en el orden del 24 % para los acumulados diarios y del 37 % para las medias entorno del
mediodía solar local, y son consistentes con los reportados en la literatura internacional.

Figura 11: serie temporal de la irradiación solar pronosticada hora a hora para 5 días en adelante en
comparación a las medidas registradas en la estación de Salto. Fecha: 11/01/2014.

Figura 12: gráficos de dispersión hora a hora comparando la salida horaria de pronóstico del WRF con los
datos medidos en la estación de Salto. Comparación para los datos del año 2014.



Figura 13: incertidumbre encontrada para el pronóstico a escala diaria y para el mediodía solar.

C.2: Pronóstico por satélite

El Laboratorio de Energía Solar (LES) de la UdelaR mantiene desde hace más de 5 años la
línea  de  investigación  en  estimación  del  recuso  solar  por  satélite.  Las  herramientas  satelitales
desarrolladas permiten estimar con baja incerteza el recurso solar hora a hora para cualquier sitio de
la región con estadística de más de 16 años. En base a esta información el LES a confeccionado
productos de alto impacto como la segunda versión del Mapa Solar del Uruguay (Alonso-Suárez et
al, 2014), el Mapa de Factores de Planta PV (Alonso-Suárez et al, 2016a) y El Año Meteorológico
Típico para Aplicaciones de Energía Solar (Alonso-Suárez et al, 2016b). El modelo desarrollado por
el  LES  utiliza  imágenes  del  canal  visible  del  satélite  geoestacionario  GOES-East.  El  LES  ha
recopilado una base local de las imágenes de este satélite que cuenta a la fecha con casi 750 000
imágenes (canal visible más 4 canales infrarrojos) que son más de 3.5 TB de información. En la
Tabla 3 se presenta la descripción del banco local de imágenes.

satélite inicio fin imágenes

GOES-8 01/01/2000 31/03/2003 123775

GOES-12 01/04/2003 14/04/2010 259445

GOES-13 14/04/2010 a la fecha 357490

total 01/01/2000 a la fecha 740710

Tabla 3: descripción de la base local de imágenes GOES-East del LES.

Actualmente las imágenes se descargan automáticamente del servicio de distribución de la
NOAA denominado  CLASS  (http://www.nsof.class.noaa.gov/).  Las  imágenes  se  descargan  en
formato crudo (counts, level 0) y son calibradas en los servidores del LES según el procedimiento
recomendado por la NOAA (Wu y Sun, 2005) para generar los productos calibrados level 1. Con
esta información se elaboran productos level 2, entre ellos, el producto de irradiación solar horaria.
La cadena de calibración y elaboración de productos que se ha implementado en el LES se muestra



en forma esquemática en la Figura 14. Se marcan en la Figura las magnitudes involucradas con el
producto de irradiancia solar. El la Figura 15 se muestran dos ejemplos de imágenes del banco local
del LES para la misma fecha y hora, una imagen del canal visible (arriba) y una imagen del canal
infrarrojo (abajo).

Figura 14: cadena de calibración y generación de productos satelitales implementada en el LES.

Figura 15: imágenes de satélite del LES. Arriba: canal visible. Abajo: canal 4 infrarrojo.



El primer modelo satelital implementado por el LES para estimar la irradiación solar fue una
adaptación de un modelo estadístico pre-existente en la literatura (Justus et al, 1986; Alonso-Suárez
et  al,  2011).  En Alonso-Suárez et  al  (2012) se introdujo una modificación en este  modelo que
mejoró de forma sensible su desempeño. A la versión modificada de este modelo se la denomina
BD-JPT. El modelo consta con una serie de parámetros ajustables que se adaptaron específicamente
a la región utilizando las series de medida registradas en el LES por la Red de Medida Continua de
Irradiancia Solar (RMCIS). Esta red de medida mide el recurso solar con alta calidad en 8 sitios de
Uruguay. La irradiancia solar es registrada a escala minutal de acuerdo a las recomendaciones de la
WMO (WMO, 2008). Los piranómetros utilizados son de primera clase o superior y son calibrados
cada dos años contra un estándar secundario que el LES mantiene con trazabilidad a la referencia
mundial  en  el  World  Radiation  Center  (patrón  primario).  Las  estaciones  están  equipadas  con
adquisidores automáticos con comunicación remota que envían los datos con cadencia diaria a los
servidores del LES. En estos servidores los datos son procesados y se realizan controles de calidad
de las medidas registradas.  Se cuenta con un sistema de alarmas que avisan en caso de que la
estación esté atravesando algún desperfecto en su medida o en su comunicación.

En su versión actual, el modelo BD-JPT es capaz de generar series de irradiación horaria con
un desvío promedio (rMBD) de 1% y un desvío cuadrático medio (rRMSD) de 14% (Alonso-
Suarez et al, 2014). A escala diaria los valores son de 1% y 7% respectivamente. Esta evaluación de
desempeño se realizó contra medidas independientes no utilizadas para el ajuste de los coeficientes
del modelo. Estos indicadores de desempeño son muy buenos si se los compara con los de modelos
bien conocidos como la serie Heliosat (Rigollier, 2004) o el modelo SUNY (Pérez, 2002), que son
comercializados por consultoras internacionales. En contrapartida, el modelo BD-JPT es un modelo
estadístico que no puede ser aplicado fuera de la región sin ajustar localmente los coeficientes.

Utilizando este modelo el LES ha comenzado a trabajar en el último año en desarrollar una
herramienta de pronóstico en base a imágenes de satélite. Para generar la cadena de pronóstico
completa  la  única  etapa  faltante  es  la  estimación  de  las  próximas  imágenes  de  satélite.  En
colaboración con el Departamento de Procesamiento de Señales del Instituto de Ingeniería Eléctrica
de la FING se ha desarrollado un primer prototipo para esta etapa faltante. Este trabajo se realiza en
el marco del proyecto “Predicción a corto plazo de la irradiancia solar a partir de imágenes de
satélite con aplicación a la generación fotovoltaica”, financiado en la última convocatoria del Fondo
Sectorial de Energía de la  Agencia Nacional de Investigación e Innovación (ANII). El  proyecto
busca el doble objetivo de confeccionar una herramienta operativa de utilidad y responder varias
preguntas  asociadas  al  desempeño del  enfoque basado en satélite  en Uruguay y sus  límites  de
aplicabilidad. Para el mejor de nuestro conocimiento este proyecto es el primero en Sudamérica en
el pronóstico de irradiación por satélite, por lo que el conocimiento generado trasciende el contexto
nacional dado que las imágenes del satélite GOES-East son las mismas para todo Sudamérica. 

El prototipo desarrollado está basado en una técnica de flujo óptico. El problema se puede
plantear en términos de una función de costo que se debe minimizar. En la función de costo se
incluyen términos que buscan que el campo sea de carácter regular. La optimización requerida se
realiza con algortimos de minimización de la variación total (Zach et al, 2007; Chambole, 2004),
que son algortimos al estado del arte en el campo de procesamiento de señales. El la Figura 16 se
muestra  un  ejemplo  de  la  estimación  del  campo  de  velocidades  a  partir  de  dos  imágenes



consecutivas. La escena seleccionada es de carácter complejo. En ella están presentes dos tipos de
nubosidad a distinta altura con distinto movimiento. Además, hay nubes que se están formando y
cambiando su forma dentro del campo de velocidades. No obstante, el campo obtenido representa
bien el movimiento de la nubosidad en la escena: captura el movimiento principal asociado a la
nubosidad alta y en lo sitios donde no hay nubosidad presente la velocidad estimada es cero. El
protipo en este momento está bajo etapa de evaluación. La evaluación se realiza a 3 niveles: (a)
desempeño en el pronóstico de la próxima imagen, (b) desempeño del pronóstico de irradiación
solar y (c) desempeño en el pronóstico de generación PV.  La comparación del punto (a) está en
curso y se realiza utilizando las propias imágenes. La comparación del punto (b) se realizará con
medidas adquiridas en Tierra y la del punto (c) se realizará con los datos de generación de las
plantas PV en operación en Uruguay.

Figura 16: ejemplo de campo de velocidad estimado a partir de las dos imágenes. Prototipo desarrollado por
el LES/UdelaR en colaboración con el IIE/FING.

Uruguay no cuenta a la fecha con un receptor que le permita adquirir la información en
tiempo real directamente desde el satélite. El servicio CLASS de distribución de imágenes tiene un
delay de ~2 horas en la entrega de la información. Con este esquema se podría implementar un



pronóstico hasta 4 horas, perdiendo las primeras 2 horas de pronóstico que son en las que se tiene
menos  incerteza.  Para  solucionar  este  punto se prevé en el  marco del  proyecto  mencionado la
adquisición de un sistema de recepción de la red GeoNetCast Americas, una red de distribución de
imágenes  de  satélite  patrocinada  por  la  NOAA (http://www.geonetcastamericas.noaa.gov/).  El
sistema de adquisición es de costo accesible y permite obtener las imágenes en tiempo cuasi-real
(delay aproximado a 10-15 minutos). Este delay es aceptable a efectos del pronóstico por satélite. El
servicio es gratuito, no es necesario pagar mensualidades y existe una comunidad de usuarios que
da  soporte  a  la  iniciativa.  El  costo  de  un  sistema  de  recepción  directo  desde  el  satélite  es
sensiblemente mayor y es una iniciativa que debe plantearse en carácter nacional.

C.3: Cámaras todocielo

En el marco del proyecto "Sistema de nowcasting de irradiancia solar a partir de cámaras
todo cielo",  financiado por el  periodo 2014-2016 por la ANII, se instaló en las cercanías de la
represa binacional de Salto Grande (Salto, Uruguay) una red de cámaras todo-cielo para el estudio
del impacto de la nubosidad en la irradiancia solar a muy croto plazo. En este proyecto se desarrollo
un prototipo de cámara de menor costo y similares prestaciones a las  ofertas disponibles en el
mercado, por ejemplo, el ya mencionado TSI. El diseño del sistema se puede apreciar en la Figura
17. A partir de la red desplegada se desarrolló una plataforma para la adquisición y procesamiento
automático de imágenes todo-cielo. El sistema incluye el pronóstico operativo de la irradiancia GHI
a escala intra-horaria.

El prototipo desarrollado consta de una cámara digital profesional (Canon EOS 60D) con
lente ojo de pez, un sistema de calentamiento para prevención de rocío, un GPS para obtención de
coordenadas  y  tiempo,  y  un  sistema  de  monitoreo  basado  en  un  Arduino  (con  sensores  de
temperatura,  humedad  y  tensión).  La  red  consta  de  cinco  estaciones,  cuatro  de  las  cuales  se
encuentran a unos 3 km de la estación central ubicada en el  Laboratorio de Energía Solar (ver
Figura 18). Cada estación toma una imagen por minuto de todo el cielo a una resolución de 2592 x
1728 pixeles y la envía por FTP a un servidor central ubicado en el LES, que procesa las imágenes
y calcula el movimiento de las nubes, para predecir su posición futura y la irradiancia solar. 

Figura 17: Interior del tablero que contiene PC, Arduino y receptor GPS del sistema todo cielo.



Figura 18: Ubicación de las estaciones que conforman la red de cámaras todo cielo en Salto Grande. El radio
de la circunferencia roja es de 3 km.

El servidor central, además de contener el script que procesa las imágenes que recibe desde
las estaciones, aloja el sitio web (http://symphony.les.edu.uy/) donde es mostrada la información en
tiempo real en una zona de acceso restringido. El script de procesamiento genera, minuto a minuto,
los siguientes datos:

 Fracción de nubosidad total.
 Velocidad media de nubes.
 Altura de base de nubes.
 GHI de cielo claro.
 Predicción de GHI a 3, 5 y 10 minutos.

Los valores predichos de GHI se generan a partir de un modelo determinista de predicción.
Actualmente se están estudiando modificaciones y mejoras a partir de la base de datos de imágenes
que se está  generando desde mayo de 2016. Estas imágenes  se utilizan junto con los datos de
irradiancia solar registrados por el Solys2 instalado en el LES que mide irradiancia solar global,
directa y difusa con equipos de alta calidad.

El hecho que todo el desarrollo de esta plataforma haya sido llevado a cabo con capacidades
nacionales permite un conocimiento profundo de cada una de las partes y subsistemas, permitiendo
así la fácil implementación de nuevos modelos y algoritmos, y su validación. La infraestructura de
esta red constituye una plataforma sobre la cual es posible desarrollar investigación en los sistemas
de pronóstico del recurso solar en base a cámaras todo-cielo.

D. Trabajo en curso y perpectivas a corto plazo

El objetivo general en el corto plazo es que todas las técnicas de pronóstico estén operativas
y se conozca el desempeño de cada una en las escalas temporales y espaciales de interes. A partir de



este diagnóstico se podrá saber cuál es la forma óptima de combinarlas en un único sistema de
pronóstico. Debido al distinto grado de avance que presenta cada metodología, la agenda al muy
corto plazo es distinta para cada una de ellas.

En  el  caso  de  los  modelos  numéricos  de  atmósfera  nos  encontramos  trabajando  en
profundizar su diagnóstico y asignar intervalos de confianza a cada horizonte de pronóstico (horas y
días). Se trabaja en comparar el desempeño del modelo a nivel de datos de irradiación solar, de
nubosidad y de generación PV. La comparación con datos de irradiación solar de la nueva versión
del WRF se ha iniciado y parte de este trabajo se mostró en la subsección C.1. El análisis se está
ampliando a todas las estaciones de medida que existen en Uruguay. A nivel de generación PV la
comparación  es  contra  los  datos  de  generación  de  las  plantas  PV.  Estos  datos  se  están
inspeccionando para conseguir mejores adaptaciones tecnológicas a cada una de las plantas (pos-
procesos). A nivel de nubosidad nos encontramos comparando la nubosidad pronosticada por el
WRF con las imágenes de satélite del LES. Esto permitirá detectar en qué situaciones de nubosidad
el  WRF  presenta  mejor/peor  desempeño,  y  será  información  de  utilidad  para  mejorar  los
posprocesos o la combinación con otras técnicas (con la persistencia, por ejemplo).

El pronóstico por cámaras de cielo es reciente en la literatura y tiene un gran margen para
profundizar en su investigación. En Uruguay existe un plataforma operativa de desarrollo local que
se puede utilizar  para estos  propósticos  y que además proporciona pronósticos  operativamente.
Actualmente se está trabajando en estimar el desempeño de modelos sencillos para convertir el
mapa de  nubes  en  estimaciones  del  recurso  solar.  Con el  sistema actual  de  cámaras  se  puede
avanzar en brindar operacionalmente un pronóstico de generación PV para la planta PV ASAHI que
se encuentra dentro del radio de observación del sistema. Un desafío próximo para este desarrollo es
estimar el desempeño del pronóstico para la generación de esta planta PV.

La técnica de pronóstico por satélite es la más incipiente en Uruguay. Actualmente se ha
desarrollado un prototipo que aún no está operativo. Los pasos a seguir con esta tecnología son: (a)
consolidar  el  prototipo  desarrollado,  (b)  comparar  su  desempeño  contra  técnicas  de  pronóstico
utilizadas internacionalmente (como las descriptas en Lorenz et al (2004, 2007)) y (c) automatizar
el proceso de pronóstico para colocarlo en línea de forma operacional. En el corto plazo se espera
evaluar el desempeño de esta técnica para el pronóstico de irradiación solar y generación PV. En el
LES se  instalará  un  receptor  GeoNetCast  que  ampliara  a  2  horas  más  el  rango de  pronóstico
alcanzable con la infraestructura actual. La instalación de este sistema y adquirir experiencia en su
funcionamiento son elementos a consolidar en paralelo al resto de los desarrollos.

El desempeño de la persistencia como técnica de pronóstico de irradiancia solar ha sido
poco explorado en  Uruguay.  El  diagnóstico  de esta  técnica  no está  apuntado a  utilizarla  como
pronóstico  propiamente  dicho,  sino a  conocer  qué  incertidumbre  reporta  a  las  distintas  escalas
temporales. Los valores hallados brindan valores de referencia para poder comparar el resto de las
metodologías. Además, un diagnóstico completo de esta metedología dará una indicación de cuál es
la forma más adecuada de combinarla con otras técnicas. En el corto plazo se espera avanzar en el
diagnóstico completo de la persistencia ante la variabilidad climática local en Uruguay.

Finalmente,  se  están  realizando  estudios  de  variabilidad  que  apuntan  a  conocer  qué
fluctuaciones son esperables del recurso solar a escala horaria, 10-minutal y minutal. Se trabaja en
evaluar la variabilidad de cada sitio por separado y la variabilidad en un conjunto de estaciones de



modo de cuantificar el filtrado espacial del recurso en Uruguay. Este estudio se realiza con especial
foco en la generación PV esperada para 2017 en Uruguay. Para estos sitios PV se han realizado
simulaciones por satélite y se trabaja con dichos datos. Los resultados hallados hasta el momento
son de  carácter  preliminar.  La  capacidad  de  pronóstico  y  la  variabilidad  del  recurso  solar  son
aspectos fuertemente relacionados por lo que para poder avanzar sólidamente en el  objetivo de
anticipar las fluctuaciones del recurso ambos desarrollos se deben realizar en paralelo.



INFORME 2: diciembre de 2016.

Evaluación del  avance local  en el  desarrollo de técnicas de pronóstico de la energía solar
fotovoltaica y recomendaciones para profundizar su desarrollo al corto y mediano plazo.

La persistente reducción de costos de la tecnología solar fotovoltaica (PV) hace pensar que
en el mediano plazo la energía solar será un actor relevante para las redes eléctricas. Dos aspectos
de fundamental relevancia para viabilizar este escenario son: (i) tener la capacidad de pronósticar la
irradiación solar y la generación PV a escalas horaria y diaria, y (ii) caracterizar las fluctuaciones
del recurso ante la variabilidad climática local con especial foco en las escalas temporales de corta
duración (minutal, 10-minutal y horaria). Ambos aspectos están intrínsicamente relacionados, en
tanto pronósticar el recurso resulta más díficil cuanto mayor sea su variabilidad. El pronóstico del
recurso solar con baja incerteza es un problema complejo que aún no se encuentra completamente
resuelto (Antonanzas et al, 2016), principalmente debido a la dificultad que existe para predecir la
nubosidad. La temática es de alta actualidad y se la identifica como uno de los principales cuellos
de botella para alcanzar una alta penetración PV en las redes eléctricas (EPIA, 2012; IEA, 2014).
Debido a  esto,  y  al  aumento  exponencial  que  han experimentado  las  instalaciones  PV a  nivel
mundial (IEA, 2015), las iniciativas de pronóstico del recurso solar han aumentado sensiblemente
en los últimos años. Algunos artículos de revisión recientes pueden ser encontrados en (Antonanzas
et al, 2016; Inman et al, 2013; Diagne et al, 2013). El pronóstico de energía solar es un área de
desarrollo incipiente y con mucho camino por recorrer.

Como se presentó  en el  primer  informe,  las  técnicas  de predicción  del  recurso solar  se
pueden  clasificar  en  diferentes  familias  que  aplican  a  distintas  escalas  espaciales  y  temporales
(Inman et al, 2013; Diagne et al, 2013; Coimbra et al, 2013; Pérez y Hoff, 2013). Hemos incluido
en este informe una cuarta técnica que está basada en series temporales. El pronóstico por series
temporales puede ser aplicado para sitios aislados o cercanos en un radio de ~10km, y a series
minutales,  10-minutales,  horarias y diarias,  siendo la única técnica capaz de pronosticar  en tan
variadas franjas de pronóstico. Su desarrollo es particularmente importante como paso previo a la
construcción  de  un  sistema de  pronóstico  integrado,  donde  se  combinen  todas  las  técnicas  de
pronóstico en un único sistema capaz de atender las escalas temporales de interés con la menor
incertidumbre posible. En el siguiente punteo desarrollamos brevemente cada una y en la Figura A
se presenta en forma gráfica las regiones espacio-temporales donde cada técnica puede aplicarse.

1. Pronóstico NWP (horario y diario): los modelos numéricos de atmósfera buscan predecir
la nubosidad resolviendo las ecuaciones que gobiernan los procesos físicos en la atmósfera.
Su utilización requiere gran cantidad de poder de cómputo. Los modelos que corren a escala
global (por ejemplo, el GFS, Global Forecasting System) generan salidas de baja resolución
espacial que luego son utilizadas como condiciones de borde por lo modelos numéricos de
mesoescala, como el WRF (Skamarock, 2008), que generan pronósticos a mayor resolución.
Estos modelos permiten pronosticar la irradiación solar desde escalas horarias a varios días
en adelante.

2. Pronóstico  por  satélite  (horario): Los  modelos  por  satélite  anticipan  el
movimiento/deformación de la nubosidad observando la secuencia de imágenes anterior. Se
estima  el  campo  de  velocidades  del  movimiento  nuboso,  y  utilizándolo  se  realiza  una



proyección de su posición futura. Luego que la nubosidad ha sido pronosticada, utilizando
un modelo satelital  para estimación del recurso solar,  se pronostica la irradiación.  Estos
modelos se calibran utilizando medidas en Tierra.  Con esta técnica se puede pronosticar
hasta 6 horas hacia el futuro.

3. Pronóstico  por  cámaras  todo-cielo  (intra-hora): Las  cámaras  todo-cielo  utilzan  un
enfoque similar al anterior, con la diferencia de que las imágenes son adquiridas en Tierra.
Estos  sistemas se colocan en  las  plantas  PV para  monitorear  la  nubosidad sobre  ella  y
pronosticar  el  recurso  a  muy  corto  plazo  (hasta  ~20  minutos).  Para  su  funcionamiento
requieren de estimar la altura de las nubes de modo de poder proyectar las sombras a nivel
de suelo.

4. Pronóstico por series temporales (intra-hora, horario y diario): El modelado por series
temporales busca anticipar el comportamiento futuro de la serie de irradiación (o generación
PV) conociendo la estadística previa de la propia serie. Es común incluir en el modelado
series temporales información de otras variables relacionadas al recurso, como la nubosidad
por satélite u otras variables meteorológicas. Estas técnicas son similares a las técnicas de
optimización utilizadas para estimar la demanda y se pueden combinar fácilmente con las
otras  técnicas  de  pronóstico,  dada  su  estrecha  relación  con  algoritmos  de  aprendizaje
automático e inteligencia artificial. La persistencia del recurso (índice de claridad constante
respecto al paso temporal anterior) es un caso particular de esta técnica de pronóstico.

Figura A: escalas espacio-temporales donde las diferentes tećnicas de pronóstico son aplicables.
Esta imagen está inspirada en los trabajos (Diagne et al, 2013; Antonanzas et al, 2016).



A. Evaluación del estado de avance de las técnicas de pronóstico:

En Uruguay el  desarrollo de técnicas de pronóstico de energía solar es incipiente. En el
marco de un proyecto FSE/ANII llevado adelante por el Instituto de Mecánica de Fluidos de la
Facultad  de  Ingeniería  (FING/UdelaR)  se  desarrolló  la  capacidad  de  brindar  operativamente
pronósticos  de  energía  solar  en  base  al  modelo  numérico  de  atmósfera  WRF.  Evaluaciones
preliminares del desempeño de este modelo bajo el clima local se han reportado en (Porrini, 2015).
Este pronóstico ya se encuentra operativo en el Despacho de Carga Nacional. En el marco de otro
proyecto  FSE/ANII,  la  Facultad  de  Ciencias  (FCIEN/UdelaR)  desarrolló  un  prototipo  para  el
pronóstico de cámaras todo-cielo (Caldas, 2012), que actualmente está en fase de evaluación de
desempeño en el marco de este proyecto. Recientemente, en el marco de un proyecto FSE/ANII
financiado en 2016 se está desarrollando la técnica de pronóstico en base a imágenes de satélite. El
pronóstico por series temporales presenta un bajo grado de desarrollo en Uruguay. El Laboratorio
de Energía Solar de la UdelaR (LES/UdelaR,  http://les.edu.uy) ha realizado pruebas preliminares
basadas en redes neuronales y se encuentra diagnosticando el desempeño de la persistencia a escala
nacional en el marco de este proyecto. Estos estudios se están realizando en base a los datos de las
dos redes de medidas de irradiancia solar que existen en el país: la red de la empresa eléctrica
estatal (UTE) y la Red de Medida Continua de Irradiancia Solar (RMCIS, http://les.edu.uy/rmcis/)
del  LES/UdelaR.  En  la  Figura  B  se  ejemplifica  gráficamente  el  estado  de  maduración  de  las
técnicas de pronóstico en el país y en el mundo. Esta Figura fue elaborada al mejor conocimiento
del LES/UdelaR y se establecen algunos hítos para cada tecnología. Se observan algunos retrasos en
el desarrollo local de las técnicas de pronóstico, con la única excepción del pronóstico NWP que
presenta un buen grado de avance respecto al estado del arte.

Figura B: grado de maduración de las técnicas del recurso solar en Uruguay y a nivel internacional.

Una herramienta completa de pronóstico debe integrar las distintas técnicas de predicción en
un único sistema, aprovechando las fortalezas de cada una para cada horizonte temporal, escala
espacial  y  condición  atmosférica.  Para  poder  combinarlas  de  forma  óptima,  previamente  es
necesario establecer cómo las técnicas de predicción responden a la variabilidad propia del recurso
de la región o sitios de interés.

http://les.edu.uy/
http://les.edu.uy/rmcis/


B. Recomendaciones para mejorar el pronóstico de generación PV:

El pronóstico de la generación PV consta de dos etapas: (a) pronóstico de la irradiación solar
y (b) conversión del pronóstico del recurso en la salida de generación de una planta PV. La primera
es la etapa fundamental en este proceso, y es donde existen mayores márgenes de mejora en el
desempeño de los pronósticos. Para la segunda etapa se buscan herramientas que agreguen la menor
incertidumbre  posible  en  la  transformación  de  la  irradiación  solar  en  generación  PV.  Un
refinamiento de estas herramientas es incluir además información de temperatura ambiente para
evaluar las pérdidas por temperatura que tiene los paneles PV.

En resumen, el camino para reducir la incerteza del pronóstico de energía solar PV incluye
las siguientes acciones:

1. Desarrollar  y  evaluar  ante  la  variabilidad  local  del  recurso  las  distintas  técnicas  de
pronóstico. Alcanzar el estado del arte en cada técnica de pronóstico.

2. Combinar  de forma óptima las  técnicas  de pronóstico  en las  escalas  espacio-temporales
donde existe co-existencia de técnicas.

3. Desarrollar modelos de plantas PV que sea capaces de transformar con baja incerteza el
pronóstico del irradiación solar en un pronóstico de generación PV.

4. Confeccionar un sistema de pronóstico integrado que combine las técnicas de pronóstico y
asimile en tiempo real información de irradiación solar medida en Tierra y de generación PV
registrada en cada planta.

La Figura B es un buen punto de partida para establecer los espacios de mejora para cada
técnica. En la búsqueda de bajar la incertidumbre del pronóstico se debe primero alcanzar el estado
del arte en cada una. Si bien ninguna técnica ha alcanzado totalmente el estado del arte, todas están
siendo desarrolladas en el país, aunque sea en etapas muy iniciales o con pocos meses de desarrollo.
El  pronóstico de energía  solar  es un área donde Uruguay tiene el  potencial  de realizar  aportes
novedosos a nivel internacional y compartir su experiencia en el exterior, dado las condicionantes
del pais  en lo que refiere a generación eléctrica por energía renovables y que el  pronóstico de
energía solar es un área con desarrollo local pre-existente e incipiente a escala global.

Como se observan diferencias significativas en el grado de avance local de cada técnica de
pronóstico, a contiuación se presenta por separado una serie de recomendaciones para cada una.

B.1: Pronóstico por modelos numéricos de atmósfera

• Caracterizar los intervalos de confianza del pronóstico local y regional (para varias plantas

PV)  discriminando  por  condiciones  de  nubosidad.  Realizarlo  para  el  pronóstico  horario
intra-día  y  diario,  y  discriminando  por  altura  solar  para  el  pronóstico  intra-día.  Este
diagnóstico es importante para detectar fortalezas y debilidades en la predicción, que es útil
para su combinación con otras técnicas o para desarrollar trabajos al estado del arte para
mejorar esta técnica de pronóstico.

• Dado que esta es la técnica con mayor grado de avance en el país, ya es posible iniciar su

combinación  con  la  persistencia  de  las  medidas  en  Tierra.  Desarrollar  y  evaluar  el



desempeño del pronóstico combinado con medidas de irradiación solar y generación PV
incluyendo valores de incerteza e intervalos de confianza.

• Desarrollar líneas de investigación al estado del arte sobre el modelo WRF y la utilización

de los GFS. Las líneas de acción posibles son: analizar las parametrizaciones de irradiación
solar del WRF, diagnósticar su capacidad de resolver la nubosidad por comparación con
imágenes de satélite, decidír cuál de los ensembles del GFS es más apropiado desde el punto
de vista del pronóstico de energía solar, entre otros.

B.2: Pronóstico por satélite

• Desarrollar el primer prototipo operativo con incerteza e intervalos de confianza conocidos.

Esto  requiere desarrollar  la  infraestructura informática  de procesamiento  y recepción en
tiempo  real  de  imágenes  de  satélite.  Estos  desarrollos  están  siendo  realizados  por  el
Laboratorio de Energía Solar.

• Evaluar la incerteza del pronóstico el pronóstico local y regional en las mismas condiciones

que los modelos numéricos de atmósfera (realizar los mismos estudios y utilizar las mismas
medidas de irradiancia solar y generación PV).

• Comparar el desempeño del prototipo contra el desempeño de la persistencia y contra el

desempeño de las técnicas en utilización a nivel internacional (Lorenz, 2004).

B.3: Pronóstico por cámaras de cielo

• Caracterizar la incerteza del pronóstico intra-horario con estadística suficiente. Entender las

limitaciones de la técnica e identificar los espacios en que esta técnicas puede aportar al
pronóstico horario por combinación con las otras técnicas. 

B.4: Pronóstico por series temporales

• Desarrollar prototipos de pronóstico en base a procesos autoregresivos (procesos ARMA),

técnicas de aprendizaje automático (redes neuronales, clasificadores) y cadenas de Markov.

• Evaluar la incerteza e intervalos de confianza para el pronóstico minutal, 10-minutal, horario

y diario. Identificar los espacios en que esta técnicas puede aportar al pronóstico horario y
diario por combinación con las otras técnicas.

C. Hoja de ruta para el avance en el pronóstico de la generación PV:

El desarrollo de la capacidad de pronóstico debe acompañar las necesidades de la operación
de la red. En la actualidad los esfuerzos deben estar centrados en reducir la incerteza del pronóstico
horario y diario. Esto permitirá al Despacho Nacional de Carga optimizar la planificación semanal
(pronóstico diario) e intra-día (pronóstico de 1 a 6 horas). En lo siguiente se presenta una visión de
las metas planteadas en el corto plazo (2 años) y las proyecciones a mediano plazo (a 5 años) hacia
un sistema al estado del arte para el pronóstico de energía solar. La confección de un sistema de la
naturaleza propuesta colocaría a Uruguay como uno de los pocos países en el mundo con desarrollo
local  y  experiencia  en  la  utilización  del  pronóstico  de  energía  solar,  junto  con  países  como
Alemania, España y EEUU.



C.1. Metas al corto plazo

• Diagnosticar el desempeño de la persistencia ante la variabilidad local del recurso. Conocer

sus  indicadores  de  desempeño para  su  utilización  minutal,  10-minutal,  horaria  y  diaria,
discriminando por condiciones de nubosidad y por altura solar para las escalas intra-día.
Este  es  un  insumo  fundamental  para  comparar  el  desempeño  de  las  otras  técnicas  de
pronóstico y para decidir cómo combinar la persistencia con las otras técnicas.

• Generar un conjunto de datos de alta calidad de irradiación solar y generación PV que se

utilice en forma estandarizada para evaluar el desempeño de todas las técnicas de pronóstico
(benchmark). Sobre este set de datos deben realizarse acciones de control de calidad, y debe
tener  al  menos  resolución  temporal  horaria  y  diaria  para  poder  evaluar  con  la  misma
información el pronóstico por NWP, por satélite y por series temporales, que conformarían
un sistema completo para estas escalas.

• Tener un diagnóstico del pronóstico NWP ante la variabilidad local del recurso, conociendo

su incerteza e intervalos de confianza para los horizontes de pronóstico intra-día y a 5 días
en adelante, discriminando por nubosidad y por altura solar para las escalas intra-día.

• Desarrollar un sistema de pronóstico por satélite hasta 6 horas en adelante con incerteza e

intervalos de confianza conocidos, discriminando por altura solar y nubosidad. Desarrollar
la infraestructura computacional y de telecomunicaciones para su operación en tiempo real.

• Iniciar el desarrollo sistemático de las series temporales como técnica de pronóstico. Este

desarrollo tiene especial relación con la posterior confección de un sistema de pronóstico
integrado.

• Relevar  la  incerteza de los  pronósticos por  cámaras de cielo para horizontes  de 1 a  30

minutos.

• Terminar los estudios en curso sobre la variabilidad del recurso a escala minutal, 10-minutal

y horaria. Realizar los estudios a nivel del recurso solar y de generación PV.

C.2. Metas al mediano plazo

La meta  a  mediano plazo  es  la  contrucción de un sistema de pronóstico  integrado,  que
combine las distintas técnicas en un único sistema de pronóstico orientado al despacho de la energía
eléctrica y establecimiento de los precios de venta. El tronco principal de este sistema sería el que
actualmente se utiliza en el mundo (Pérez y Hoff, 2013; Kühnert et al, 2013):

1. Pronóstico por modelos numéricos de atmósfera para escalas diarias y mayores a 6 horas.

2. Pronóstico por satélite para escalas menores a 6 horas. 

Ambos sistemas de pronóstico se pueden combinar a escalas intra-día. Las series temporales
tienen un rol integrador en tanto pueden ser incorporadas en todas las escalas de tiempo mejorando
la incerteza de los pronósticos. La combinación óptima de estas técnicas en las zonas donde se
solapan (ver Figura A), depende de la relación entre su incerteza y las condiciones atmosféricas



imperantes al momento del pronóstico. Para poder combinarlas previamente se debe diagnosticar
estos aspectos para cada una por separado, llegando al grado de maduración de al menos “incerteza
conocida” (ver Figura B). Este tronco se puede complementar por cámaras de cielo para escalas
hasta 30 minutos. Para el caso de esta técnica de pronóstico el desafío está en ver cómo Despacho
de Carga Nacional puede utilizar operativamente el pronóstico a muy corto plazo (hasta 30 minutos)
o encontrar cómo combinar esta técnica con las otras para mejorar el pronóstico horario.

En  Uruguay  existen  algunas  condiciones  dadas  para  plantearse  al  mediano  plazo  la
construcción de un sistema de estas características, que sería al estado del arte y de los pocos en el
mundo. A escala nacional los pronósticos NWP ya están operativos, existe experiencia previa en el
manejo de imágenes de satélite para estimar el recurso solar (Alonso-Suárez, 2012, 2014) y en todas
las plantas PV del país se registran medidas del recurso solar de buena calidad además de otras
variables meteorológicas y la energía entregada a la red. El país cuenta además con 2 redes de
medida a escala nacional que miden el recurso solar y cuya densidad conjunta tiene una distancia
promedio del orden de 200km. El siguiente listado es una guía de grandes hitos que se deberían
recorrer para lograr el objetivo planteado.

• Consolidación del sistema de pronóstico NWP con capacidad de cómputo y almacenamiento

adecuada y dedicada. Desarrollo de su integración con series temporales para el pronóstico
horario y diario.

• Consolidación  del  sistema  de  pronóstico  por  satélite  con  capacidad  de  recepción  y

almacenamiento adecuada y dedicada. Conocer su incerteza e intervalos de confianza. Para
la operación de este sistema se está adquiriendo un sistema de recepción de costo moderado
de  la  red  de  distribución  GeoNetCast  (http://www.geonetcastamericas.noaa.gov/).  Esta
capacidad de recepción puede no ser suficiente para operar el sistema de forma confiable.

• Desarrollar sistemas de pronósticos en base a series temporales para su integración con el

pronóstico por satélite para los horizontes de 1 a 6 horas, y con los pronósticos NWP para 6
horas en adelante. La integración a escala diaria dependerá de las incertidumbres que se
alcancen para esta técnica de pronóstico. Normalmente las técnicas basadas en medidas en
Tierra presentan mejores resultados a bajas escalas temporales.

• A la vista  de los resultados  de las etapas  anteriores  se  debe buscar  la  forma óptima de

combinar estas técnicas de pronóstico en un único sistema. Para llegar a este punto todas las
técnicas deben funcionar operativamente y la información necesaria debe estar accesible en
tiempo real con adecuada calidad.

• Desarrollar un sistema operativo de cámaras de cielo con incerteza conocida. Alcanzar el

estado del arte de esta tecnología incipiente.

• La variabilidad interanual del recurso nacional se ha evaluado por el LES/UdelaR en un 7%.

Esto es, la energía solar del 95% de los años se encuentra comprendida dentro de la media
de largo plazo ±7%. En este escenario sería útil contar con una herramienta de pronóstico de
largo plazo  (semestral  o  anual)  para mejorar  la  planificación  semestral  de Despacho de
Carga  Nacional.  Esta  capacidad  no  está  comprendida  usualmente  en  los  sistemas  de
pronóstico de energía solar comerciales y sería un aspecto a desarrollar en conjunto con
profesionales que se desempeñen en meteorología y clima.



INFORME 3: abril de 2017.

Resumen final y análisis de la variabilidad de corto plazo de la irradiación solar.

El pronóstico de la energía solar fotovoltaica (PV) es un área que presenta un bajo grado de
maduración  a  nivel  internacional  (Antonanzas  et  al,  2016).  Al  mismo tiempo,  la  capacidad  de
generar predicciones de baja incerteza es una de las principales resistencias para la penetración a
gran  escala  de este  tipo  de energía  en las  redes  eléctricas  (IEA, 2014).  Esto resulta  en que el
pronóstico de la energía solar sea una de las principales áreas ha profundizar su desarrollo en los
próximos años y es el foco actual de la comunidad académica de especialistas en el relevamiento
del recurso solar, como se refleja en la gran cantidad de artículos académicos y artículos de revisión
de los últimos 5 años en la temática (Antonanzas et al, 2016; Diagne et al, 2013, Inman et al, 2013).

El proyecto PRONOS, entre otras cosas, ha permitido entender en profundidad el problema
de predicción de la irradiación solar y la generación PV, y trazar un plan a mediano plazo para el
desarrollo de un sistema de pronóstico solar al estado del arte, lo que hubiera sido imposible a
principios  de  2016.  Este  plan  toma como base  la  infraestructura  existente  en  Uruguay para  la
medida y modelado de la irradiación solar, que ha tenido un fuerte impulso en los últimos 5 años y,
en nuestra opinión, permite plantearse el desarrollo local de un sistema integrado de pronóstico
solar de primer nivel. Estos desarrollos están en total acuerdo con los esfuerzos de la comunidad
internacional en energía solar y convergen en la misma dirección. Además de la elaboración de un
plan a corto y mediano para plazo avanzar en el desarrollo de una herramienta de pronóstico solar,
que es un objetivo en sí mismo, este proyecto ha permitido dar una serie de pasos concretos y
necesarios en dicho rumbo. Pronosticar la energía solar fotovoltaica es, en otras palabras, anticipar
las fluctuaciones producidas por el movimiento, formación y deformación de las nubes, por lo que
el  problema de pronóstico está implícitamente ligado a la  variabilidad local de la  nubosidad y,
consecuentemente, del recurso solar. Se realizaron estudios específicos de la variabilidad de corto
plazo de la irradiación solar y la generación PV en Uruguay, que forman parte del conocimiento
previo necesario sobre las fluctuaciones que se buscan anticipar con un sistema de pronóstico. La
técnica más simple de pronóstico es la persistencia, que consiste en asumir que las condiciones
atmosféricas  permaneceran  constantes  respecto  al  paso  temporal  anterior  de  la  predicción.  Se
diagnóstico  la  incerteza  de  está  técnica  de  pronóstico  ante  la  variabilidad  local  del  recurso  en
Uruguay para horizontes  temporales  minutales,  10-minutales,  horarios  y diarios,  lo  cual  brinda
límites superiores de incerteza para el desempeño de las otras formas de pronóstico. Una técnica de
pronóstico es útil en la medida que su incerteza sea menor que la incerteza de un pronóstico basado
en la persistencia. Finalmente, este proyecto ha contribuido a evaluar las técnicas de pronóstico del
recurso solar disponibles en Uruguay y ubicar su desempeño respecto a la persistencia. Conocer el
desempeño de las técnicas de pronóstico permite establecer intervalos de confianza y es el primer
paso en la ruta de combinar las técnicas de pronóstico, elemento que permitirá reducir la incerteza
del  pronóstico  general  si  la  combinación  se  realiza  de  forma adecuada  teniendo  en  cuenta  las
fortalezas y debilidades de cada técnica para cada horizonte de pronóstico, principalmente ante las
condiciones de nubosidad en el instante actual.

1. INTRODUCCIÓN

Un pronóstico de la generación PV se construye a partir de un pronóstico de la irradiación
solar global en plano horizontal (GHI). Para convertir una predicción de GHI en una predicción de



generación PV se requieren un modelo para transportar la irradiación desde un plano horizontal al
plano inclinado, y luego un modelo de planta PV (u otra forma de convertir la irradiación en plano
inclinado a potencia  de generación promedio en el  intervalo de pronóstico).  En la  Figura 1 se
ilustran  estos  tres  pasos  requeridos.  De  estos  3  elementos,  el  desafío  tecnológico  está  en  el
pronóstico de la irradiación GHI, para lo cual se debe anticipar el efecto de la nubosidad sobre la
irradiación solar, elemento de alta complejidad. En el contexto del análisis de series temporales (una
de cuatro técnicas de pronóstico existentes), existen propuestas recientes de pronóstico que buscan
anticipar la generación PV en forma directa, sin pronosticar la GHI (Antonanzas et al, 2016). Estas
propuestas son incipientes y no está demostrado que este enfoque (en comparación a las técnicas de
pronóstico  de  la  GHI  por  análisis  de  series  temporales)  sea  una  ganancia  respecto  al  enfoque
clásico, lo que es objeto de análisis por la comunidad científica especializada.

Figura 1: cadena de pronóstico de la generación de una planta PV.

 Como se describió en el  primer informe, existen cuatro grandes grupos de técnicas para
pronosticar la irradiación solar:  la predicción utilizando modelos numéricos de atmósfera (NWP,
Numerical Wheater Prediction), la predicción utilizando imágenes de satélites geo-estacionarios, la
predicción por cámaras todo-cielo ubicadas en tierra y la predicción en base al análisis de series
temporales. En el informe 1 se brindó una completa descripción de cada técnica de pronóstico y su
funcionamiento, por lo que no se reitera aquí. La utilización de una u otra técnica de pronóstico
depende del horizonte de pronóstico y la resolución espacial requerida. Para el pronóstico diario (de
1 a 5 días en adelante) los NWP son preferidos. En cambio, para horizontes temporales horarios (de
1 a 6 horas en adelante) el pronóstico por satélite es el preferido. Para alta resolución espacial (~1
km) y temporal (de 1 a 20 minutos en adelante) las cámaras de cielo son preferidas. Finalmente, las
series  temporales  son  la  única  técnica  que  puede  ser  utilizada  para  todas  los  horizontes  de
pronóstico  y  tienen  un  carácter  integrador  de  las  diferentes  técnicas,  pudiendose  utilizar  para
combinar las técnicas entre sí junto con las medidas actuales de generación PV, irradiación solar y
otras variables metereológicas. Estas ideas se ilustran en la Figura 2, donde se puede apreciar en
forma gráfica las regiones de resolución espacial y temporal donde es posible aplicar cada técnica.
Se marca en amarillo la región de este espacio en donde se encuentran las principales necesidades
actuales del sector eléctrico, tanto para el despacho de la energía como para el establecimiento de
precios de comercialización de la energía. Esta región incluye el pronóstico para el total de energía
del día actual hasta 5 días en adelante, para resoluciones espaciales mayores a 1 km, que van desde
plantas PV consideradas por separado a un conjunto de ellas distribuidas espacialmente por una
región  de  algunas  centenas  de  kilómetros  (lo  que  se  conoce  como  pronóstico  regional).  La
incorporación  de  mayor  energía  solar  fotovoltaica  en  las  redes  eléctricas  requerirá  mayores
capacidades  para  el  pronóstico  intra-día,  donde  el  pronóstico  de  1  a  6  horas  adquirirá  mayor
relevancia que la actual para el sector eléctrico. Esta región de resalta en rojo en la Figura 2. Las



técnicas  involucradas  en  estas  regiones  son  los  modelos  numéricos  de  atmósfera,  las  series
temporales  y  el  pronóstico  por  satélite,  y  la  reducción  de  la  incerteza  de  estas  técnicas  y  su
combinación de forma óptima son el desafío actual para reducir la incerteza en los horizontes de
pronóstico relevantes en la actualidad y en los próximos años (diarios y horarios). 

Figura 2: técnicas de pronóstico y necesidaes actuales y a corto plazo de pronóstico PV.

En el informe 2 presentamos un relevamiento del grado actual de desarrollo de las diferentes
técnicas  de  pronóstico  en  Uruguay  y  dos  estudios  base  que  son  requeridos  para  plantearse  el
desarrollo de herramientas de pronóstico del recurso solar en forma sistemática. El primer estudio
es el análisis de la variabilidad de corto plazo (tanto para el recurso solar como para la generación
PV) y el segundo es la caracterización del desempeño de la persistencia como técnica de pronóstico
para  los  distintos  horizontes  temporales.  En la  Figura 3 se  muestra  el  grado de avance  de  las
técnicas de pronóstico y los estudios locales requeridos al segundo trimestre de 2016 y al segundo
trimestre  de  2017,  donde  se  identifican  en  verde  los  avances  luego  de  la  realización  de  este
proyecto. Para las técnicas de pronóstico se identificaron algunos hitos que cuantifican su grado de
maduración,  que  van  desde  una  etapa  sin  desarrollo  (o  escaso  desarrollo)  a  una  herramienta
operativa con incerteza e intervalos de confianza conocidos, discriminando esta incerteza por las
condiciones de nubosidad y, en el caso del pronóstico horario, también por altura solar. La técnica
de pronóstico que presentaba (y sigue presentando) mayor grado de avance previo a este proyecto
son los NWP, impulsada por el desarrollo previo del pronóstico de la generación eólica en Uruguay
que  también  se  realiza  a  través  de  modelos  numéricos  de  atmósfera.  En  el  último  año  se  ha
trabajado  en  caracterizar  su  incerteza  típica,  teniéndose  a  la  fecha  una  evaluación  inicial  de
incerteza para este pronóstico, que se presenta en la Subsección 4.1. El pronóstico por satélite ha



iniciado su desarrollo en el último año, apoyados por este proyecto y un proyecto Fondo Sectorial
de Energía de la Agencia Nacional de Investigación e Innovación (FSE/ANII, Uruguay). Partiendo
de una situación sin desarrollo, se ha construido un prototipo para este pronóstico y se ha avanzado
en su evaluación de desempeño. Se espera contar con un diagnóstico preliminar de incerteza en los
próximos meses. Los avances realizados se presentan en la Subsección 4.2. Para el pronóstico por
cámaras de cielo, cuyos avances se describen en la Subsección 4.3, se evaluó el desempeño de un
prototipo que actualmente funciona en el Laboratorio de Energía Solar de la UdelaR (LES/UdelaR)
y que fue desarrollado en el marco de un FSE/ANII ejecutado anteriormente. Las series temporales
permanecen sin desarrollo en Uruguay, lo que es una oportunidad que aún no ha sido explorada para
reducir la incerteza del pronóstico diario y horario, y comenzar el camino para integrar el pronóstico
NWP con el pronóstico por satélite a escala intra-día. Por otro lado, se avanzó significativamente en
sentar las bases de un desarrollo sistemático del pronóstico de la energía solar en el contexto local,
habiéndose realizado una primer caracterización de la variabilidad de corto plazo y el desempeño de
la persistencia, que se presentan respectivamente en las Secciones 2 y 3.

Figura 3: grado de desarrollo de cada técnica de pronóstico previo y posterior a este proyecto.

Se observa que, teniendo en cuenta las necesidades del sector eléctrico, las prioridades para
profundizar el desarrollo del pronóstico de la energía solar se centran en el pronóstico por NWP y
por satélite, y su combinación. Las técnicas de análisis de series temporales son complementarias a
estas otras técnicas y pueden ser un insumo importante para su combinación. Con estas ideas en
mente, en la Sección 5 presentamos un plan a corto/mediano plazo para el desarrollo local de un
sistema de pronóstico de la generación PV de estas características, que sería una herramienta al tope



del estado del arte en el área de estudio.

Para todos los estudios que se describiran en este informe se requieren datos medidos en
tierra,  que son el  insumo fundamental de cualquier estudio del recurso solar.  Las estaciones de
medida  de  irradiación  solar  se  muestran  en  la  Tabla  1.  Existen  dos  redes  de  medida  de  esta
magnitud a escala nacional que se discriminan en la Tabla 1; la del LES/UdelaR y la de la empresa
eléctrica  estatal  UTE.  En la  red de  medida  del  LES/UdelaR se registra  la  irradiancia  a  escala
minutal (y en algunos periodos de tiempo se realizó a escala 3-minutal) con una incerteza diaria de
~3-5 % utilizando piranómetros de primera clase o superior según la norma ISO 9060:1990. En
todos los sitios actuales se registra la irradiancia con piranómetros estándar secundarios que reciben
el mantenimiento diario requerido, por lo que la incerteza de los últimos años de medida de esta red
de campo es de ~3 %. Estos piranómetros son calibrados cada dos años según indican las buenas
prácticas de la WMO. La calibración se realiza en el LES/UdelaR contra un Estándar Secundario de
alta  calidad  que  Laboratorio  mantiene  con  trazabilidad  a  la  Referencia  Radiométrica  Mundial
(patrón primario) en el World Radiation Center en Davos, Suiza. En la red de UTE se mide con
cadencia 10 minutal utilizando sensores fotovoltaicos Li-Cor, que requieren menos mantenimiento,
y tienen una incerteza característica del ~7 % diario. La distribución espacial de ambas redes de
medida se puede observar en la Figura 4, donde se puede apreciar la complementaridad de ambas
redes. El LES cuenta con dos sitios más de medida, uno en el territorio antártico uruguayo que no se
utilizó para este trabajo por no ser representativo y uno en el techo de la Facultad de Ingeniería de la
UdelaR (AZ, Montevideo) donde no se dispone de estadística suficiente para estos estudios. De
todas  formas,  la  estación  de  LB  se  encuentra  lo  suficientemente  cercana  de  Montevido  y  es
representativa de la zona sur de Uruguay.

latitud longitud período institución tipo de registro
ZU -34.34 -57.69 05/2015 a la fecha LES Minutal
TA -31.71 55.83 03/2015 a la fecha LES Minutal
SA -31.27 -57.89 06/2010 a la fecha LES Minutal
AR -30,40 -56.51 12/2011 a la fecha LES Minutal
TT -33.28 -54.17 06/2010 a la fecha LES Minutal
LB -34.67 -56.34 03/2010 a la fecha LES Minutal y 3-minutal
RO -34.49 -54.31 06/2011 a la fecha LES Minutal y 3-minutal
RB -32.80 -56.42 04/2010 a la fecha UTE 10-minutal
BU -31.06 -55.60 04/2010 a la fecha UTE 10-minutal
RM -34.34 -57.58 05/2011 a la fecha UTE 10-minutal
RR -34.09 -53.65 07/2011 a la fecha UTE 10-minutal
JI -34.86 -54.73 07/2011 a la fecha UTE 10-minutal
VA -33.26 -55.10 09/2011 a la fecha UTE 10-minutal
RA -33.82 -56.58 02/2011 a la fecha UTE 10-minutal
PA -34.68 -55.58 11/2009 a la fecha UTE 10-minutal

MM -34.64 -56.70 04/2011 a la fecha UTE 10-minutal
BB -31.75 -57.87 02/2012 a la fecha UTE 10-minutal

Tabla 1: Estaciones de medida en tierra cuyos datos se utilizaron en este trabajo.



Figura 4: ubicación de los sitios de medida de la irradiancia solar en Uruguay.

La ubicación de las plantas PV en Uruguay se presenta en la Figura 5 y se detalla en la Tabla
2, donde además se incluye su potencia nominal (la potencia máxima que la planta tiene autorizado
a inyectar en la red eléctrica). Las plantas PV identificadas por P01 (Asahi, 0.5 MW), P02 (La
Jacinta, 50 MW), P03 (Alto Cielo, 20 MW), P04 (Raditon, 8 MW) y P17 (Casalko, 1.8 MW) se
encuentran operativas en Uruguay, de las cuáles se disponen de datos de generación de más de 1
año de las primeras cuatro. Se prevé que las plantas restantes se incorporen a la red eléctrica en el
correr del presente año. Estas plantas se han ido ubicando en la zona noroeste del país donde el
recurso solar es mayor y hay adecuada fortaleza de la red como para incorporarlas. 

Figura 5: ubicación de las plantas fotovoltaicas en Uruguay.



nombre código latitud longitud potencia 
Asahi (Sol de la mañana) P01 -31.28 -57.92 0.5 MW
La Jacinta P02 -31.43 -57.91 50 MW
Alto Cielo P03 -30.42 -57.46 20 MW
Raditon P04 -32.39 -58.13 8 MW
Bola de Oro BDO -32.29 -58.03 34 MW
Naranjal P11 -31.26 -57.86 50 MW
Del Litoral P12 -31.44 -57.87 16 MW
Menafra Solar P13 -32.61 -57.44 20 MW
Arapey Solar P14 -30.87 -57.45 10 MW
Natelu P15 -33.26 -57.99 9.5 MW
Yarnel P16 -32.69 -57.61 9.5 MW
Casalko P17 -32.21 -58.00 2 MW

Tabla 2: ubicación de las plantas PV en Uruguay y su potencia nominal.

2. VARIABILIDAD DE CORTO PLAZO

Aquí buscamos cuantificar la variabilidad minutal, 10-minutal y horaria de la irradiancia
solar y la generación PV. La variabilidad de la irradiancia se evalúa a partir de datos medidos en
tierra o de estimaciones por satélite. Los datos medidos en tierra permiten evaluar la variabilidad a
las 3 escalas temporales en algunos pocos sitios de medida esparsos en el territorio nacional. En
cambio, las estimaciones por satélite sólo permiten realizar estudios a escala horaria, pero con la
ventaja de que es posible generarlos para sitios específicos, en particular, para el emplazamiento de
las  plantas  PV  en  Uruguay.  Las  estimaciones  por  satélite  son  generadas  por  el  LES/Udelar
utilizando un modelo satelital desarrollado localmente (Alonso-Suárez, 2012, 2014), denominado
JPTv2, que está específicamente ajustado a las particularidades climáticas de la región (utilizando
medidas registradas en tierra en Uruguay) y permite estimar la irradiación solar horaria con una
incerteza de ~12-13 % a escala horaria y ~6-7 % a escala diaria. La variabilidad de corto plazo de la
generación PV se estimó a partir de las series de generación disponibles en Uruguay, donde ya se
dispone de datos de 3 plantas PV cuya estadística es mayor a 3 años.

La irradiancia solar que alcanza la superficie terrestre varía de acuerdo al movimiento del
Sol y a los procesos de formación y movimiento de las nubes. La variación debido al movimiento
del Sol es lenta y predecible, mientras que la variabilidad asociada a la nubosidad es rápida y difícil
de anticipar (Kleissl, 2013). Esta segunda fuente de variabilidad es la que principalmente afecta el
funcionamiento de las plantas PV. Las fluctuaciones del recurso se trasladan en forma directa a la
potencia entregada a la red eléctrica. El primer trabajo que buscó cuantificar la variabilidad de corto
plazo del recurso solar fue realizado por Skartveit y Olseth (1992). El rápido incremento de las
instalaciones PV que se ha experimentado recientemente a nivel mundial ha demandado mejorar el
entendimiento de la variabilidad del recurso solar. Esto ha dado lugar a varios estudios específicos
que la cuantifican a distintas escalas temporales y espaciales (Lauret et al,  2016; Hoff y Pérez,
2012;  2010;  Pérez et  al,  2016;  2012;  2011;  Lave et  al,  2011).  En el  caso que se considera la
generación conjunta de dos plantas fotovoltaicas la variabilidad se reduce al aumentar la distancia
entre ellas (Kleissl, 2013). Este fenómeno se conoce como filtrado espacial de la variabilidad solar
y se debe a que la correlación entre los sitios disminuye con la distancia. Si se agregan más plantas
en forma distribuida en una región la reducción se acentúa. Esta reducción depende de la cantidad
de plantas, de cómo se distribuyan y del clima local.



2.1. Cuantificación de la variabilidad

La variabilidad se cuantifica utilizando las diferencias entre  el  instante  actual  y  el  paso
temporal  anterior.  La  variación  observada,  ya  sea  en  el  recurso  o  en  la  generación  PV,  se  la
denomina fluctuación. Para la irradiancia solar, las fluctuaciones pueden cuantificarse a partir de la
medida propiamiente dicha o a través del índice de claridad, donde se eliminan las variaciones
estacionales conocidas de la irradiancia debido al movimiento de la Tierra respecto al Sol. Este
índice de claridad, kT, se define como,

kT=
GHI
GHI o

=
GHI

G sc Fn cos(θz)
, ( 1 )

donde  GHIo es la irradiancia solar en un plano horizontal en el tope de la atmósfera, Gsc es la
constante solar,  Fn es factor orbital que cuantifica la distancia Tierra-Sol variable a lo largo de la
órbita  terrestre  y  cos(θz) es  el  coseno  del  ángulo  cenital.  El  cálculo  de  estas  magnitudes  se
encuentra bien documentado en textos comunes como (Iqbal, 1983; Duffie y Beckman, 2006). Las
fluctuaciones se pueden cuantificar entonces a partir de la serie temporal de índice de claridad (kT),
de la serie temporal de irradiancia (GHI) o de la serie temporal de generación PV (PPV):

Δ k T (t)=kT (t+Δ t )−kT (t ),    ( 2 )

ΔGHI (t)=GHI (t+Δ t )−GHI (t) ,    ( 3 )

Δ PPV (t)=PPV (t+Δ t)−PPV (t) ,    ( 4 )

donde el paso temporal Δt es el horizonte de tiempo al cual se está evaluando el cambio del recurso.
A modo de ejemplo, se muestra en la Figura 6 una serie temporal horaria de GHI estimada por
satélite para la planta PV de “La Jacinta” (punto P02) y el proceso para obtener las fluctuaciones
ΔkT. En la Figura 6.a se presenta la serie original horaria expresada en términos de la irradiancia
media en la hora (en W/m2).  La normalización de la serie  de GHI en índice de claridad  kT  se
presenta en la Figura 6.b. Luego de eliminar la componente estacional, los cambios en el recurso se
pueden observar en la Figura 6.c. Esta es la variabilidad del sitio específico correspondiente a “La
Jacinta”. Si se promedia el recurso en todas las plantas PV que estarán operativas en Uruguay (ver
Tabla 2) se tiene la variabilidad destacada en verde en la Figura 6.d. Esto muestra que distribuir
espacialmente las plantas PV ayuda a reducir la variabilidad del recurso en forma importante sin
necesidad de ninguna acción externa de control.

Para  cuantificar  la  variabilidad se  calculan  tres  indicadores  a  partir  de  la  serie  de
fluctuaciones. El primer indicador es la variabilidad promedio,  σP, calculada como la desviación
estándar  de  la  serie  de  fluctuaciones (Kleissl,  2013),  por  ejemplo,  de  ΔkT.  Los  próximos  dos
indicadores buscan cuatificar la variabilidad máxima del 5% y el 1% de las mayores fluctuaciones.
Estos valores son representativos del peor caso y permiten cuantificar las fluctuaciones más grandes
observadas con un 5% y un 1% de probabilidad.

Cuando se considera un sistema conformado por varios sitios se promedian (o se suman, en
el caso de la PPV) las series temporales. Los indicadores anteriores se pueden calcular para las
fluctuaciones  del  promedio/suma,  cuantificando  la  variabilidad  conjunta  de  una  serie  de  sitios
distribuidos espacialmente. La reducción de variabilidad con la distancia se puede cuantificar si se
toma una estación  de  referencia,  y  los  sitios  se  van sumando en  orden  de  distancia  creciente,



asignando  la  suma a  la  distancia  del  punto  más  lejano  al  de  referencia.  En este  caso  interesa
cuantificar  la  reducción  de  variabilidad  relativa  a  la  estación  de  referencia  y  se  utiliza  su
variabilidad como valor de normalización, en forma similar a Hoff y Pérez (2010). De esta manera
la variabilidad del sitio de referencia es el 100%, y se puede observar la reducción de variabilidad
con la distancia de manera más adecuada.

(a)

(b)

(c)

(c)

Figura 6: ejemplo de estudio de la variabilidad del recurso solar a escala horaria.

2.2. Resultados: variabilidad horaria

El primer análisis se realizó a escala horaria utilizando los datos de las estaciones de medida
listadas en la Tabla 1. Se estudió la  variabilidad promedio y máxima (al  1%) de las estaciones



tomadas en conjuntos, y su reducción con la distancia. Para cada estación que es tomada como
referencia (100%) se obtiene una curva lineal a trozos en función de la distancia, que son distintas
entre  sí.  Para  visualizar  está  reducción  en  forma  simple  se  ajustaron  curvas  exponenciales
decrecientes de la forma,

f (d)=γ+(100−γ)e−β d ,    ( 5 )

donde  γ y β son parámetros positivos que se deben ajustar a los indicadores porcentuales. Estas
curvas acompañan la tendencia de los valores encontrados y permiten evaluar la reducción de la
variabilidad de manera aproximada para una red de sitios dada. En la Figura 7 se muestran las
curvas obtenidas para cada estación de referencia junto con el ajuste global. El ajuste  f(d) oficia
como  curva  promedio  a  las  reducciones  halladas  para  cada  referencia.  Interesa  en  particular
observar que las curvas de cada referencia terminan aproximadamente en la misma reducción de
variabilidad total. Por lo tanto el ajuste  f(d) evaluado a 500 km da una indicación robusta de la
reducción de variabilidad encontrada.

Figura 7: ajuste de las curvas f(d) para el caso del análisis por conjuntos.

En la Figura 8 se muestra la nube de puntos junto con las curvas  f(d) ajustadas para la
variabilidad promedio y la variabilidad máxima, cuando se utilizan las 15 estaciones de medida
(Figura 8.a) y cuando se utilizan las estimaciones de satélite para los 12 sitios PV (Figura 8.b). Se
observa que la reducción de la variabilidad es mayor para las fluctuaciones máximas que para las
fluctuaciones promedio. Para el caso de 15 estaciones distribuidas en un diámetro de 500 km, la
variabilidad promedio se reduce a 43% y la variabilidad máxima a 31%. En cambio la reducción de
variabilidad  para  los  12  sitios  PV ubicados  en  un  diámetro  de  350  km,  es  un  poco  menor,
obteniéndose una reducción al 63% para la variabilidad promedio y al 49% para la variabilidad
máxima.  Esto  muestra  la  dependencia  crítica  de  la  variabilidad  con  la  cantidad  de  puntos
considerados y su distribución espacial.  Los números aquí presentados son representativos de la
situación ad-hoc de las 12 plantas PV que estarán operativas a finales de este año en Uruguay,
ubicadas en la zona noroeste del país a una distancia máxima entre ellas de 350 km y no deben
tomarse como un resultado general de reducción de variabilidad. Para cada situación específica se



debe repetir  este estudio,  considerando la  distribución espacial  de los sitios  de generación y la
variabilidad local del recurso. Se estima entonces q ue  se  espera  una  reducción  de  variabilidad
máxima horaria del orden del 50% de la variabilidad en cada sitio para las plantas PV en Uruguay.

Figura 8: reducción de la variabilidad horaria para las 15 estaciones de medida y los 12 sitios PV.

2.3. Resultados: variabilidad minutal

Las fluctuaciones minutales del recurso son de particular importancia debido a que generan
variaciones rápidas en la generación PV (rampas de generación) que son difíciles de pronosticar.
Para este estudio sólo es posible utilizar los sitios de la red de medida del LES (ver Tabla 1), donde
están disponibles medidas minutales. Al tratarse de pocos sitios nos centramos en la comparación
entre la escala minutal y la escala horaria, para entender qué resultados hallados anteriormente son
extrapolables. En la Figura 9 se comparan los resultados para los conjuntos de sitios debido a que es
un análisis más relevante para la generación PV.

         (a)                                                                               (b)

Figura 9: comparación entre la variabilidad horaria y minutal para el análisis por conjuntos.

Se observa que para la variabilidad promedio la reducción a escala minutal es un 8% mayor



que a escala horaria (Figura 9.a). En cambio, para la variabilidad máxima (Figura 9.b) los valores
horarios  y  minutales  se  encuentran  muy  cercanos  y  sugiere  que  a  efectos  de  la  reducción  de
variabilidad  máxima  minutal  de  los  conjuntos  los  resultados  horarios  son  extrapolables. Esto
significaría que se espera una reducción de variabilidad máxima minutal del orden de un 50% para
los sitios PV. Este punto se debe comprobar con mayor estadística y más sitios de medida.

3. INCERTEZA DE LA PERSISTENCIA

El desempeño de la persistencia brinda una cota superior para el desempeño esperado de
técnicas de pronóstico de la irradiación solar de mayor complejidad. Este desempeño depende de la
variabilidad de la nubosidad en el sitio específico. En un sitio con poca variabilidad el desempeño
de  la  persistencia  será  mejor  que  en  un  sitio  con  alta  variabilidad.  En  el  caso  particular  del
pronóstico de la irradiancia solar, se puede utilizar el índice de claridad definido en la Ec. (1) para
aplicar la persistencia. En dicho caso, un pronóstico de irradiancia GHI se estima como,

GHI (t+Δ t )=kT (t )x GHI o(t+Δ t) ,    ( 6 )

donde se asume que el indice de nubosidad permanece constante (kT(t + Δt) = kT(t)). Esta expresión
para el pronóstico por persistenca puede utilizarse a escala minutal, 10-minutal, horaria y diaria.

Se analizó el desempeño de la persistencia para todos los sitios de medida de la Tabla 1. En
la Figura 10 se presenta en forma resumida el resultado de estos análisis, donde en una misma línea
temporal se indica la incerteza del pronóstico como función del horizonte temporal para distintas
escalas de tiempo.  La incerteza del  pronóstico minutal  se indica en rojo,  desde 1 minuto a 60
minutos. En azul se encuentra el pronóstico 10-minutal, desde 10 minutos hasta 6 horas. En verde
se presenta la curva a escala horaria, para el pronóstico de 1 a 6 horas y en naranja la curva diaria,
para el  pronóstico de 1 a 5  días.  Estas curvas  se  construyen promediando el  desempeño de la
persistencia en cada sitio de medida, como se muestra en la Figura 11.

Figura 10: incerteza del pronóstico por persistencia para distintas escalas temporales.



     

          (a) incerteza de la persistencia minutal.            (b) incerteza de la persistencia 10-minutal.

     

           (c) incerteza de la persistencia horaria.               (d) incerteza de la persistencia diaria.

Figura 11: desglose de la incerteza del pronóstico por persistencia para distintas escalas temporales.

Se observa que la menor incerteza de la persistencia es para el pronóstico a 1 minuto y que
en general el desempeño empeora al aumentar el horizonte temporal, como es esperado. A escala
minutal la incerteza varía entre 19% y 42% desde 1 minuto a 60 minutos, y a escala 10-minutal la
incerteza varía entre 21% y 50% desde 10 minutos a 6 horas. Como se explicó en la Sección X.1 la
necesidades actuales del sector eléctrico se centran en el pronóstico horario y diario, por lo que las
curvas verde y naranja son las más relevantes. La incerteza de la persistencia a escala horaria varía
entre 22% y 43% desde 1 hora a 6 horas, lo cual brinda un valor relativamente bajo a superar para el
pronóstico a 1 hora, teniendo en cuenta que la incerteza de la caracterización por satélite es de 12-
13 % utilizando el modelo localmente ajustado. A escala diaria, la incerteza de la persistencia varía
entre 45% y 52% desde 1 a 5 días.

Se  caracterizó  también  el  desempeño  de  la  persistencia  (intra-día)  como  función  de  la
nubosidad y la altura solar. Esto permite detectar en qué condiciones el pronóstico tiene una mejor



performance, y es un estudio que se debe realizar para todas las técnicas de pronóstico, previo a su
combinación. Este estudio es posible realizarlo para las escalas intra-día, debido a la discriminación
por altura solar (variable a lo largo del día). Para las escalas diarias o superiores, sólo se podría
incluir la discriminación por nubosidad. La presencia de nubosidad es cuantificada indirectamente,
a través del índice de claridad kT (ver Ec. (1)) y la altura solar a través del coseno del ángulo cenital
(cos(θz)).  En  la  Figura  12  se  presenta  la  discriminación  de  la  incerteza  del  pronóstico  por
persistencia (el desvío estándar del vector de error) en celdas de 0.1 x 0.1 de índice de claridad y
coseno del ángulo cenital, que puede ser interpretado como un mapa de incerteza. Este análisis fue
introducido por Lorenz et  al.  (2009) para estimar intervalos de confianza para el  pronóstico de
irradiación solar por NWP. A modo de ejemplo, se muestra en la Figura 12.a el mapa de incerteza
para el pronóstico a 1 hora y en la Figura 12.b el mapa de incerteza para el pronóstico a 5 horas.

     

                  (a) mapa de incerteza a 1 hora.                          (b) mapa de incerteza a 5 horas.

Figura 12: discriminación de la incerteza del pronósito por persitencia según la presencia de
nubosidad (índice de claridad, eje y) y la altura solar (coseno del ángulo cenital, eje x).

El mapa de incerteza a 1 hora indica que el desempeño de la persistencia presenta una alta
incerteza  en  condiciones  de  nubosidad  intermedia  en  torno  al  mediodía  solar,  alcanzado  una
incerteza máxima del orden de ~50% en dichas condiciones. El mejor desempeño en condiciones de
cielo despejado (indice de claridad mayor a 0.6) compensa el bajo desempeño en otras condiciones,
resultando en la incerteza global de 22% comentada anteriormente. Para el pronóstico a 5 horas las
conclusiones  generales  son  similares,  con  dos  diferencias  significativas.  La  primera  es  que  la
incerteza máxima en condiciones de nubosidad intermedia aumenta a 70%. La segunda es que la
incerteza parece depender menos de la nubosidad y más de la altura solar. En particular, interesa
observar  que  el  desempeño  en  condiciones  de  cielo  despejado  empeora,  principalmente  para
condiciones de altura solar grande (en verano).

Estos mapas permiten observar fortalezas y debilidades en las técnicas de pronóstico. En
este caso, por ejemplo, se observa que la persistencia presenta un buen desempeño en condiciones
de cielo despejado y para horas tempranas de la mañana, lo que es información valiosa para integrar
esta  técnica  de  pronóstico  con  las  demás  utilizando  series  temporales.  Un  análisis  de  estas



características se debe realizar para todas las técnicas de pronóstico previo a iniciar su combinación.

4. TÉCNICAS DE PRONÓSTICO PV

Aquí se resumen algunos de los resultados de la evaluación de las técnicas de pronóstico en
Uruguay, y su ubicación respecto al desempeño de la persistencia. Se muestra una evaluación para
la predicción por NWP y las cámaras todo-cielo. Como se mencionó en la Sección 1 se espera tener
una primer evaluación del pronóstico por satélite para los próximos meses. Las series temporales
permanecen sin desarrollo en Uruguay, y se espera iniciar su desarrollo en el presente año. En lo
que refiere a modelos NWP, se está trabajando también en el análisis de desempeño en una variante
que utiliza múltiples corridas del modelo de mesoescala WRF. Dado que los modelos numéricos de
atmósfera tienden a sobrestimar la irradiación solar, se ha constatado que la utilización del mínimo
valor obtenido de las múltiples corridas mejora el pronóstico diario.

4.1. Modelos numéricos de atmósfera

El pronóstico por NWP en Uruguay, al igual que en gran parte del mundo, consta de dos
etapas. A las 00:00 UTC el modelo global de la NOAA inicia la resolución de las ecuaciones que
modelan la dinámica atmosférica a escala global con una resolución 1º x 1º, de lo que resultan sets
de estimaciones globales conocidos como GFS. Luego, estos GFS son utilizados como condiciones
de  borde  para  la  resolución  de  estas  ecuaciones  a  escala  regional  a  través  de  un  modelo  de
mesoescala. En el caso de Uruguay, se utiliza el modelo WRF, un modelo de libre distribución y
modificación que la comunidad científica especializada utiliza como herramienta de investigación.
De la  operación del  modelo se obtienen una vez por  día  estimaciones  horarias  para  5 días  en
adelante, lo que permite pronosticar las horas del día actual y pronosticar la energía solar total del
día actual y los subsiguientes.

Se  ha  trabajado  en  comparar  las  estimaciones  de  esta  técnica  de  pronóstico  con  datos
medidos en tierra, para su funcionamiento regular y para su funcionamiento en base a múltiples
corridas. En la Figura 13 se resumen, a modo de ejemplo, la incertidumbre para el pronóstico a
escala diaria y sobre el mediodía solar para la estación de medida en el Laboratorio de Energía Solar
de la UdelaR (punto de medida a 2 km de la estación SA, ver Figura 4), que son los datos de
irradiancia solar de mayor calidad que se registran en el país. En esta estación se mide la irradiancia
solar con piranómetros Estándar Secundario (según la clasificación ISO 9060:1990) con ventilación
forzada y un sistema de seguimiendo solar fino que permite registrar no sólo la irradiancia solar
global en plano horizontal (GHI), sino también las componentes difusa en plano horizontal (DHI) y
directa en incidencia normal (DNI). La media de GHI tiene una incerteza a escala diaria de 2%, la
de  DHI de  3% y  la  de  DNI  de  1%.  Debido  al  funcionamiento  del  WRF y  como una  primer
evaluación de desempeño, la evaluación intra-día se realizó para el mediodía solar (horas de mayor
interés para el pronóstico de irradiación solar) entre las 10 y 15 horas (hora local). Esta curva es la
que se muestra en rojo en la Figura 13. La incerteza diaria se presenta en azul en el mismo gráfico.
Se observa que el pronóstico en los acumulados diarios (energía del día) es de menor incerteza que
el pronóstico hora a hora. En ambos casos la incerteza aumenta a medida que avanza el horizonte de
pronóstico,  como  es  esperado.  Estos  errores  se  encuentran  entre  el  24%  y  el  37%  para  los
acumulados diarios, y entre el 37% y el 47% para las medias entorno del mediodía solar local. Esto
permite ubicar por primera vez en Uruguay (ante la variabilidad local del recurso solar) la incerteza



de este pronóstico respecto a la persistencia. Se observa que para los valores diarios, el pronóstico
GFS+WRF presenta  un  mejor  desempeño  que  la  persistencia.  A escala  horaria,  la  persistencia
presenta un mejor desempeño en las primeras horas de pronóstico, tendencia que se invierte para las
últimas  horas  del  pronóstico  (dentro  del  intervalo  diurno),  donde  los  modelos  NWP producen
mejores predicciones. Estos resultados están en concordancia con los reportados en la literatura
científica especializada.

Figura 13: incertidumbre encontrada para el pronóstico a escala diaria y para el mediodía solar.

En la Figura 14 se muestra una comparación entre una serie de medida horaria (en azul) y
los pronósticos del WRF con múltiples corridas. En rojo se presenta la corrida promedio, que es
equivalente  al  pronóstico  WRF  convencional.  La  utilización  de  las  múltiples  corridas  permite
establecer intervalos de confianza para el pronóstico y buscar la forma óptima de combinarlas, para
mejorar el desempeño del pronóstico.

Figura 14: ejemplo de comparación de medidas en tierra con el pronóstico WRF múltiples corridas.



4.2. Pronóstico por satélite

La base del pronóstico por satéilte está en pronosticar el movimiento y deformación de la
nubosidad a partir de las imágenes anteriores al tiempo actual. Utilizando la secuencia de imágenes
anteriores se estima el campo de velocidades del movimiento nuboso, que luego es aplicado para
anticipar las próximas imágenes. Utilizando estas próximas imágenes, se utiliza un modelo satelital
(en este caso, el JPTv2) para convertir un pronóstico de nubosidad en un pronóstico de irradiación
solar. El desarrollo de este tipo de pronóstico en Uruguay se inició en 2016 y actualmente se cuenta
con un prototipo que se está evaluando. En la Figura 15 se presenta un ejemplo del funcionamiento
de este prototipo. En las figuras (a) y (b) se muestran la imagen anterior (tiempo t-1) y la actual
(tiempo t), respectivamente, y en la figura (c) la verdadera tercera imagen (tiempo t+1). La figuras
de la parte de abajo refieren a la predicción de la próxima imagen. En la figura (d) se presenta la
imagen pronosticada en base a utilizar la figura (b) y el campo de velocidades de la figura (e), que
fue estimado a partir de las figuras (a) y (b). En la figura (f) se muestra el residuo de la estimación.
En el ejemplo mostrado se tiene una escena con un movimiento esencialmente de traslación de la
nubosidad más alta de oeste a este, que es capturado por el campo de velocidades de la figura (e).
Se  trata  de  una  escena  complicada,  donde  hay  nubosidad  a  distintas  alturas  moviendose  en
diferentes direcciones y deformación de la nubosidad.

    

        (a) Primer imagen (t-1).              (b) Segunda imagen (t).               (c) Tercera imagen (t+1).

    

      (d) Imagen predicha (t+1)            (e) Campo de velocidades.        (f) Residuo en la estimación.

Figura 15: ejemplo de estimación de la próxima imagen por satélite. 

Hasta el momento se ha evaluado el pronóstico por satélite para escenas aisladas a nivel del
pronóstico de la próxima imagen. Para evaluar el desempeño del pronóstico a nivel de irradiación
solar se debe utilizar una estadística más adecuada, de al menos un año de duración. Durante el
transcurso de este proyecto se ha avanzado utilizar el prototipo para todas las imágenes de 2016 de
modo de poder hacer una evaluación contra las medidas de tierra de ese año. Se espera concretar
esta evaluación en los próximos 2 meses, de modo de poder realizar una primera ubicación de la
incerteza del pronóstico por satélite respecto al desempeño de la persistencia a escala horaria.



4.3. Pronóstico por cámaras todo-cielo

El pronóstico por cámaras todo-cielo sigue una idea similar a la del pronóstico por satélite,
con la diferencia de que la imagen de la nubosidad es adquirida desde tierra y no desde un satélite
en órbita geo-estacionaria. Debido a la región de la bóveda celeste que alcanza a ver la cámara en
tierra y el grado de detalle con que es capaz de apreciar la nubosidad, esta técnica es la preferida
para  altas  resoluciones  espaciales  y  temporales.  Una  descripción  completa  del  pronóstico  por
cámaras todo-cielo se puede encontrar en el informe 1 de este proyecto.

Se partió de un prototipo de sistema de cámaras de cielo que ya estaba funcionando y que
tenía  una  estadística  adecuada  de  imágenes  como para  trabajar.  Se  desarrolló  un  modelo  para
convertir  la  información  de  la  imagen  (una  imagen  sensiblemente  diferente  a  una  imagen  de
satélite) en una estimación de la irradiancia solar minutal. En base a esto, se generó una herramienta
de pronóstico de la irradiancia solar a escala minutal de 1 a 10 minutos en adelante, que se evaluó a
lo largo del transcurso de este proyecto. En la Figura 16 se presenta un gráfico de la incerteza del
pronóstico  en  comparación  con  la  incerteza  de  la  persistencia.  Esta  evaluación  se  hizo  para
condiciones de nubosidad intermedia, donde las cámaras de todo-cielo presentan un mayor desafío,
de modo de hacer un análisis conservador. Debido a esto, la curva de incerteza para la persistencia
(en rojo) no coincide cuantitativamente con la de la Figura 10 (si coincide en su forma cualitativa),
donde se reporta una incerteza global sobre todas las condiciones de nubosidad. Se observa que a
partir de 3 minutos las camaras de cielo logran mejorar el desempeño de la persistencia, pero no así
para 1 o 2 minutos donde la persistencia sigue siendo la mejor opción.

Figura 16: incerteza del pronóstico a muy corto plazo por cámaras todo-cielo, en comparación con
la incerteza del pronóstico por persistencia (evaluado en condiciones de nubosidad intermedia).

La  incerteza  del  pronóstico  por  cámaras  de  cielo  aumenta  rápidamente  a  partir  de  un
horizonte temporal de 15-20 minutos. Este sistema busca predecir la irradiancia minutal, cuya gran
variabilidad temporal resulta en que sea un problema de alta complejidad. No existen, al mejor de
nuestro conocimiento, iniciativas que busquen estimar la irradiación horaria o en la próxima media
hora (que es de menor variabilidad que la minutal) en base a la información de cámaras todo-cielo.
Esta  es  una  opción  para  que  esta  técnica  de  pronóstico  pueda  aportar  a  las  otras  franjas  de



pronóstico que no ha sido explorada en la literatura.

5 HACIA UN SISTEMA DE PRONÓSTICO PV AL ESTADO DEL ARTE

Como resultado de este proyecto se ha entendido el camino hacia el desarrollo de mejores
herramientas de pronóstico de la irradiación solar, poniendo el foco en las necesidades actuales y a
corto/mediano  plazo  del  sector  eléctrico.  Se  ubicó  la  incerteza  de  las  herramientas  operativas
actuales respecto a la incerteza de la persistencia, y se avanzó en el desarrollo de otras técnicas de
pronóstico que serán necesarias para reducir la incerteza de las predicciones. Los esfuerzos se deben
concentrar en reducir la incerteza de las técnicas que permiten el pronóstico horario y diario, para
cada uno por separado y combinándolas.

En la Figura 17 se resumen el estado de situación actual y la estrategia de combinación a
futuro, para obtener una herramienta de pronóstico integrado. Se grafica la incerteza del pronóstico
en función del horizonte temporal, con foco en el pronóstico horario y diario. Como límite superior
se coloca el desempeño de la persistencia (ver Figura 10) y como límite inferior el desempeño de la
caracterización por satélite. En este diagrama, se ubica en negro la región de incerteza de los NWP.
A escala diaria la única estrategia posible en mejorar la incerteza del pronóstico NWP y combinarlo
con el pronóstico por series temporales, incorporando además las medidas disponibles del día actual
o anteriores, con la mayor estadística previa posible. A escala horaria se suma el pronóstico por
satélite a la combinación. Aquí, los mapas de incerteza discriminados por nubosidad y por altura
solar de la Figura 12 resultarán importantes para una combinación en forma óptima.

Figura 17: camino para obtener un sistema de pronóstico integrado al estado del arte.

En la Figura 18 se ilustra la visión para un sistema de pronóstico integrado. Consta de dos
núcleos principales,  el  pronóstico por  NWP y el  pronóstico por satélite,  integrados a  través  de
técnicas para el análisis de series temporales. La planificación a 1-2 años (corto plazo) es continuar
el desarrollo de cada técnica por separado, con un diagnóstico profundo del desempeño de cada



técnica e incorporando mejoras. Por ejemplo, recientemente se actualizó la versión del WRF a la
3.5.1 donde, a diferencia de las versiones anteriores, se incluye para el pronóstico de la irradiación
solar el efecto de la Ecuación del Tiempo en la geometría solar (Jimenez et al., 2015). Esta mejora
la  hemos  constatado  comparando  las  medidas  en  tierra  con  los  pronósticos  del  modelo  WRF
actualizado.  Esta corrección temporal  es crítica para la  irradiancia  solar  y según Jimenez et  al.
(2015) el error se ve reducido hasta en un 31% en los días cercanos al máximo desfasaje. Para el
mediano plazo (2-3 años) esperamos poder iniciar los estudios de combinación de las técnicas de
pronóstico  y  realizar  una  evaluación  de  un  sistema  de  pronóstico  integrado,  cuantificando  la
reducción  de  incerteza.  Estos  desarrollos  son  la  principal  motivación  de  la comunidad  de
investigadores en el modelado del recurso solar y están al estado del arte en el área.

Figura 18: visión global de un sistema de pronóstico integrado al estado del arte.

Quedan algunas incertezas en esta planificación, que se plantearán al mediano y largo plazo.
La primera,  es cuál es el  límite para la reducción de incerteza por combinación de técnicas de
pronóstico. No es sencillo establecer una meta a tales respectos. A ello se suma que el potencial de
las series temporales, que tienen fuerte relación con las técnicas de combinación, no se ha explorado
aún en Uruguay. La segunda es hasta qué horizonte temporal horario el pronóstico por satélite es
viable o, incluso, si se podría llegar a pronósticar la energía total del día actual por satélite con una
incertidumbre adecuada (es decir, menor a la persistencia y modelos NWP). Para ello, la técnicas de
pronóstico por satélite debería mejorar sus márgenes de incerteza, principalmente para más de 5-6
horas.  Otra  pregunta,  quizá más complicada,  es  cómo las  cámaras  de cielo pudieran aportar  al
pronóstico horario, asistiendo al pronóstico por satélite u de otra forma. Lo que sí resulta claro es el
camino a  seguir,  mejorando cada  técnica  por  separada  y  apuntando a  su  integración,  según se
muestran en las figuras 17 y 18.



Uruguay inició en 2007 su camino hacia un estudio sistemático de su recurso solar con
varios años de atraso respecto al resto del mundo. Aprovechando la experiencia internacional pre-
existente, se logró avanzar el equivalente a algunas décadas en el lapso de ~10 años en base a
desarrollos enteramente locales. Se diseño e instaló una red de medida a escala nacional de calidad
controlada que ha ido mejorando sus prestaciones año a año. Se dispone en la actualidad de calibrar
piranómetros según la normativa internacional vigente con trazabilidad al patrón primario mundial.
Se desarrollaron modelos satelitales de baja incerteza para la estimación y caracterización de largo
plazo del recurso solar, con una base satelital local que se procesa y administra localmente. Se
desarrollaron estudios específicos para el clima local de modelado de la fracción difusa y la turbidez
atmosférica (necesaria para utilizar modelos de cielo claro), que permiten un mejor modelado de la
irradianción solar por satélite y una mejor transposición de la irradiación GHI a plano inclinado
(necesario para la estimación de la generación PV, ver Figura 1). Estos desarrollos, entre otros,
como la consolidada experiencia previa en el pronóstico de la energía eólica, permiten plantearse el
problema de pronóstico de la energía solar. A la fecha, Uruguay reúne varias condiciones, no muy
comunes en el mundo, para plantearse el desarrollo de una alternativa de pronóstico de la energía
solar, entre las que destacamos:

• Existe la infraestructura base para estudiar todas las técnicas de pronóstico: los modelos

NWP ya están operativos (junto con la plataforma informática de alto desempeño requerida
para la tarea), las imágenes de satélite están disponibles y se dispone de procesamiento local
para ellas, existe un prototipo de cámaras todo-cielo que está generando información minuto
a minuto y están disponibles la series de medida para iniciar el desarrollo del pronóstico por
series temporales.

• Uruguay  cuenta  con  una  buena  densidad  de  puntos  de  medidas:  existen  dos  redes

complemetarias que registran la irradiancia solar en 17 sitios en el país con buena cobertura
nacional. A esto se suman los datos medidos en los sitios de las plantas PV (17 sitios más).
Las medidas de las plantas en operación actual (5 plantas) están disponibles y se espera que
también estén disponibles los datos que se registren en las demás.

• Uruguay  cuenta  con  plantas  PV operativas  de  mediano  porte  que  ya  están  inyectando

energía a la red y que para finales de 2017 representarán ~280 MW de capacidad instalada.
Los  datos  de  generación  están  disponibles,  lo  que  permite  incorporar  esa  valiosa
información al desarrollo de técnicas de pronóstico de la generación PV o ajustar modelos
ad-hoc para cada planta en particular.

• Existen capacidades locales con experiencia previa en el análisis de datos de la irradiación

solar. Este equipo de trabajo ha sido responsable, entre otros desarrollos, por la elaboración
de la primera y segunda versión del Mapa Solar del Uruguay, el primero sólo basado en
datos de tierra y el segundo basado además en imágenes de satélite, del Año Meteorológico
Típico para aplicaciones de Energía Solar que son un conjunto de series horarias típicas con
un año de duración que permiten simular emprendimientos de energía solar bajo condiciones
realistas de la variabilidad climática local y del Mapa de Factor de Planta Fotovoltaico para
Uruguay que estima la distribución espacial del factor de planta PV de largo plazo.

• Existen líneas de investigación con vocación ingenieril que buscan poner en operación sus



resultados para que las herramientas estén disponibles a nivel país. Este es el caso de ambos
grupos de investigación involucrados en los desarrollos del presente informe, el Instituto de
Mecánica de los Fluidos e Ingeniería Ambiental de la FING/UdelaR y el Laboratorio de
Energía Solar de la UdelaR.

Este conjunto de condiciones nos hace pensar que es posible plantearse un desarrollo de
estas características en Uruguay, que sea competitivo en términos de incerteza con los sistemas al
estado del arte, para lo cual el presente proyecto ha sido una contribución importante, en tanto ha
permitido sentar las bases para este desarrollo en forma ordenada y planificada.
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