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Evaluación técnica y económica de Parques Solares fotovoltaicos en Colombia. 

 

Resumen. 
 

En el siguiente informe se realizó un análisis técnico-económico para la 

implementación de Parques Solares en Colombia, donde se plantea el proceso de 

desarrollo que sigue una instalación solar fotovoltaica en su ingeniería conceptual. 

 

Inicialmente se definió la potencia del Parque Solar, donde aquella está limitada por 

la capacidad de las subestaciones eléctricas cercanas, entre otros aspectos. Para este 

caso la potencia es definida en 100 MW correspondientes a un terreno aproximado de 

200 hectáreas. Una vez definida la potencia del Parque Solar se buscó zonas 

favorables para su implementación. 

 

Para la búsqueda de las zonas favorables se hizo en primer lugar un análisis 

energético, observando factores tales como; la radiación solar, el brillo solar y las 

precipitaciones. Se descartaron zonas donde los índices de radiación solar y brillo 

solar son relativamente bajos, tomando como referencia el promedio mundial, 

igualmente se descartaron zonas donde las precipitaciones son muy altas y que 

afecten en gran medida el rendimiento del Parque Solar. En segundo lugar, se hizo 

un análisis ambiental y social con el fin de evitar terrenos donde estén presentes 

parques naturales, zonas protegidas, resguardos indígenas, entre otros y además se 

descartaron zonas muy montañosas que dificulten la instalación del Parque Solar de 

100 MW. Y por último se realizó un análisis eléctrico, observando el sistema de 

transmisión actual y descartando zonas no interconectadas o que no tengan 

capacidad para conectar la generación del Parque Solar al Sistema Interconectado 

Nacional (SIN). 

 

Se realizó el diseño conceptual del Parque Solar, este diseño consiste en la selección 

de componentes, determinación de las conexiones entre paneles, determinación del 

ángulo óptimo y distancia entre paneles, configuración física del Parque Solar, cálculo 

de cableado tanto DC como AC, entre otros aspectos, basándose en normativas 

técnicas nacionales e internacionales y de fórmulas validadas mediante conceptos de 

fundamentos de energía solar. El desarrollo del diseño conceptual permitió estimar la 

energía que producirá el Parque Solar en un año, utilizando el software de simulación 

PVsyst. 

 

Finalmente, se realizó un análisis financiero usando un flujo de caja descontado, que 

permite determinar los costos, gastos e ingresos que tiene el proyecto durante su vida 

útil y usando indicadores financieros como la Tasa Interna de Retorno (TIR) y el Valor 

Presente Neto (VPN), se determinó que el proyecto es financieramente viable. 
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1. Introducción 

 

La producción de energía eléctrica en el mundo ha aumentado a lo largo de los años, 

donde en los últimos 43 años se ha cuadriplicado [1]. Fuentes de energía como el 

petróleo e hidráulica han perdido porcentaje de participación en la producción de 

energía eléctrica, en cambio, el gas natural y las fuentes renovables han ganado esa 

participación [1].  

 

Figura 1 Generación de electricidad por fuente de energía en el mundo [1]. 

Los Países de China, Estados Unidos, India, Rusia y Japón son los mayores 

productores de energía eléctrica, entre ellos producen más del 56 % de la energía 

total en el mundo para el año 2016, con un aproximado de 14100 TWh [1]. Como se 

observa en la Figura 1 las fuentes de energía por fuentes renovables han ganado un 

terreno significativo a través de los años, siendo la energía solar una de las fuentes 

de energía de mayor crecimiento [2]. 

 

A nivel mundial, la potencia acumulada en instalaciones fotovoltaicas ha tenido un 

constante aumento en los últimos años, alcanzando una potencia instalada de 402,5 

GW para finales del año 2017 [2]. China ahora lidera las capacidades acumulativas 

con 131 GW, seguida por los EE. UU. (51 GW), Japón (49 GW), Alemania (42 GW), 

Italia (19,7 GW) ocupa el quinto lugar, India (18 GW) sexto y el Reino Unido séptimo 

(13 GW). Todos los demás países están por debajo de la marca de 10 GW [2]. 
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Figura 2 Evolución anual de la potencia instalada fotovoltaica en el mundo [2]. 

A nivel latinoamericano los países con mayor potencia acumulada en instalaciones 

fotovoltaicas son Brasil (2 GW), Chile (2,42 GW) y México (1,6 GW) [2]. Además, 

presentan los mayores Parque Solar en Latinoamérica, donde los 3 Parques en 

operación más grandes para el 2018 son: el parque Villanueva de 310 MW ubicado 

en México, Parque Nova Olinda de 292 MW ubicado en Brasil y el parque Pirapora 

Solar de 284 MW también ubicado en Brasil [3].  

 

En Colombia el mayor porcentaje de la potencia instalada es debida a fuentes de 

energía hidráulicas, correspondiente al 64 % de la potencia total instalada en el país, 

un 29 % corresponde a la energía térmica y el 7 % restante corresponde otras fuentes 

de energía, las cuales incluyen la energía eólica, pequeñas centrales hidroeléctricas, 

solar, biomasa, entre otros [4]. 

 

 
Figura 3 Distribución de la potencia instalada en Colombia (adaptada de [4]). 

La demanda de energía eléctrica en Colombia es cubierta principalmente por las 

centrales hidroeléctricas [5], esto hace que el país tenga una gran dependencia en el 

recurso hidráulico. Cuando se presenten fenómenos climatológicos como “El Niño” 
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donde el recurso del agua disminuye, hace necesario aumentar el uso de centrales 

térmicas para poder cubrir la demanda energética del país [6]. La disminución de 

generación hidráulica implica aumento de los costos del MWh, como ocurrió en el 

último fenómeno del “El Niño” ocurrido en 2016, donde un MWh antes del fenómeno 

costaba aproximadamente USD 90, y con el fenómeno pasó cerca de USD 140 [6]. 

Además, el alto costo de los combustibles líquidos y la escasez de gas, han llevado a 

que algunas generadoras dejen de entregar energía al sistema [6]. Para no ser tan 

susceptible a fenómenos climatólogos de sequía y disminuir las emisiones de gases 

contaminantes al ambiente, es importante diversificar la generación de energía 

eléctrica con Fuentes No Convencionales de Energía (FNCER).  

 

La energía solar puede ser una alternativa complementaria para atender la demanda 

del país en periodos de sequías, debido a que Colombia gracias a su ubicación 

geográfica, tiene un gran potencial energético en el recurso solar [7].  Además, con la 

existencia de mecanismos que incentivan la integración de las FNCER como lo es la 

Ley 1715 de 2014, donde por medio de incentivos fiscales como son: exclusión de 

arancel, deducción del IVA, reducción del impuesto de renta y permitir la depreciación 

acelerada, ayuda a que los grandes proyectos de generación solar o también llamadas 

Parques Solares, tengan mayores posibilidades de viabilidad financiera [8]. Lo anterior 

hace una oportunidad de negocio para diferentes actores que quieran invertir en 

Parques Solares. 

 

Es por eso que el número de proyectos vigentes en construcción de generación solar 

han aumentado en los últimos años en Colombia, siendo este tipo de generación el 

que cuenta con el mayor número de proyectos de generación en construcción para 

finales del 2018, con un total de 399 proyectos vigentes de generación solar y se 

proyecta que esa cifra siga aumentando en los próximos años [9]. 

 

 
Figura 4 Números de proyectos en construcción por fuente de energía a finales del 2018 en 

Colombia [9]. 
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Básicamente los Parques Solares son proyectos de ingeniería que deben seguir una 

serie de procedimientos para implementarse. Desarrollar proyectos de ingeniería se 

dividen en tres grandes etapas, las cuales son: ingeniería conceptual, ingeniería 

básica e ingeniería de detalle. La ingeniería conceptual es la primera fase en la cual 

se realiza la selección de la alternativa más favorable para los escenarios 

establecidos, identificando la viabilidad técnica y económica de las alternativas. La 

ingeniería básica tiene por objetivo completar el alcance de la alternativa seleccionada 

durante la fase de ingeniería conceptual y desarrollar un plan de ejecución del 

proyecto. Y por último la ingeniería de detalle se completa el desarrollo de toda la 

ingeniería del proyecto al nivel de detalle constructivo [10]. 

 

En este informe se aplicará el estudio de ingeniería conceptual para la ejecución de 

un Parque Solar interconectado en el territorio colombiano, para así determinar la 

viabilidad técnica y económica del proyecto. Se analizarán los tipos de tecnologías 

que se deben aplicar, se define el marco de normas técnicas que regularán los 

diseños, los requerimientos de espacio, entre otros.  

 

Previamente se realizará un estudio energético y eléctrico, con el fin de conocer zonas 

energéticamente favorables o con buenos índices de radiación incidente y los posibles 

puntos de conexión para integrar el Parque Solar al Sistema Interconectado Nacional 

(SIN). La ubicación del Parque Solar será determinada a lo largo del estudio. 

 

Para la realización del análisis económico del Parque Solar se hará uso de la 

metodología de Evaluación Económica de Proyectos de Inversión, ya que permite 

hacer un buen análisis económico, donde se determinará los ingresos, costos y gastos 

del proyecto para poder realizar un flujo de caja futuro descontado, teniendo en cuenta 

indicadores como la Tasa Interna de Retorno (TIR) y el Valor Presente Neto (VPN) 

para determinar la viabilidad financiera del proyecto. Además, se tendrá en cuenta los 

aspectos financieros expuestos en la Ley 1715 del 13 de mayo del 2014 (y sus 

reglamentaciones).  

2. Objetivos 

2.1. Objetivo general 

 

Realizar la evaluación técnica y económica de un Parque Solar en Colombia, haciendo 

uso de la metodología de Evaluación Económica de Proyecto de Inversión. 

2.2. Objetivos específicos 

 

● Realizar un análisis energético en el territorio colombiano, que permita 

identificar zonas potenciales para el desarrollo de Parques Solares. 

● Realizar la evaluación técnica del proyecto Parque Solar, esta incluye, análisis 

eléctrico, diseño conceptual del sistema fotovoltaico y su conexión al SIN.  
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● Realizar la evaluación económica del proyecto Parque Solar. 

3. Marco teórico.  

3.1. Aspectos energéticos. 

3.1.1. Energía solar Fotovoltaica. 

 

La energía del Sol es una fuente inagotable que se puede utilizar en muchas de 

las actividades humanas. Esta energía puede ser aprovechada en diferentes 

formas, tanto para generar electricidad como para aprovechar calor, pero la más 

usada es la generación de electricidad, a esto se le denomina energía solar 

fotovoltaica [11].  

 

La energía solar fotovoltaica es la conversión de la energía de los rayos del Sol en 

electricidad, mediante un efecto fotoeléctrico o fotovoltaico. Para esto se utiliza 

celdas fotovoltaicas que están hechas de materiales semiconductores sensibles a 

la luz del Sol, cuando entran en contacto se produce un movimiento de electrones 

y gracias a la ayuda de un cable conductor se origina una corriente eléctrica [6]. 

 

 

 

Figura 5 Energía solar fotovoltaica [21]. 

La corriente eléctrica producida es directa (DC), que un tipo de corriente que no 

varía en el tiempo, pero la mayoría de las cargas necesitan de la corriente alterna 

(AC) que varía con respecto al tiempo, por lo cual es necesario de un elemento de 

conversión llamado inversor. 

3.1.2. Radiación solar. 

 

Es la energía emitida por el Sol, propagándose en todas las direcciones a través 

del espacio mediante ondas electromagnéticas. La radiación solar que llega a la 
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tierra depende del movimiento de este alrededor del Sol y este movimiento 

corresponde a leyes físicas. También dependen las propiedades de la atmósfera 

de la tierra [6]. 

 

Existen dos términos que se usan para medir la radiación solar: irradiación e 

irradiancia. La irradiación es la cantidad de energía recibida en un periodo de 

tiempo y se mide en Wh/m2. La irradiancia es la potencia recibida en un instante y 

se mide en W/m2. A estas medidas se le asocian periodos de tiempo como lo es 

día, mes, año, entre otros [6]. 

 

Gran cantidad de la energía que produce el Sol se pierde en el camino hacia el 

exterior de la atmosfera terrestre. Cuando los rayos del Sol atraviesan la atmósfera, 

también parte de la energía se pierde por fenómenos de reflexión, difusión y 

absorción, hasta que al final una fracción de la radiación total llega a la superficie 

terrestre. Esta radiación que llega a la superficie se divide en tres tipos: directa, 

difusa y albedo (o reflejada) [11].  

 

Figura 6 Tipos de radiación [11]. 

3.1.2.1. Radiación directa. 

 

Es la radiación que llega a la superficie receptora sin sufrir cambios de dirección 

debido a que no sufre interferencias al atravesar la atmósfera. Este tipo de 

radiación es mayor en cantidad cuando el cielo está despejado o con poca 

nubosidad [11].  

3.1.2.2. Radiación difusa. 
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Es aquella radiación proveniente de la atmosfera por dispersión, por lo cual sufre 

cambios de dirección debido a la presencia de obstáculos como lo son las nubes. 

En días soleados esta radiación es mínima, pero cuando se presenta bastante 

nubosidad el porcentaje de radiación difusa aumenta considerablemente [11]. 

3.1.2.3. Albedo o radiación reflejada. 

 

Es la radiación que se refleja en la superficie terrestre e incide en la superficie 

receptora. Esta radiación depende del coeficiente de reflexión de la superficie, ya 

que este refleja un porcentaje de la radiación que le incide y este porcentaje varía 

dependiendo del tipo de superficie. Por ejemplo, la nieve refleja aproximadamente 

un 86 % de la luz que le incide, en cambio, los mares apenas alcanzan entre el 5 

y 10 % [11].  

3.1.3. Brillo Solar. 

 

El brillo solar es otra forma de conocer la radiación del Sol a través de la medición 

de las horas de Sol efectivo en el día y está asociada al tiempo durante el cual la 

superficie del suelo es irradiada por la radiación solar directa entre el alba y el 

atardecer representado en horas [17]. 

3.1.4. Precipitaciones. 

 

Son cualquier tipo de forma en que el agua cae desde las nubes hacia la tierra. La 

unidad más común para la medida de las precipitaciones es en milímetros (mm) y 

se asocia con periodos como el día, mes, año, entre otros [3]. 

3.1.5. Temperatura ambiente.  

 

Es la cantidad de calor presente en una masa de aire sobre un lugar determinado. 

Es afectada directamente por; la continentalidad, la latitud y la altitud. Por la 

continentalidad es debido al alto contenido de vapor en la atmosfera por la cercanía 

a las grandes masas de agua. Por la latitud que se relaciona con la posición de la 

zona de interés con la posición del eje terrestre donde la temperatura varía 

notablemente dependiendo de la línea equinoccial. Y por la altitud sobre el nivel 

de mar, entre más alto se encuentre sobre el nivel del mar una zona, por lo general, 

su temperatura es menor [3].    

3.2. Aspectos ambientales y sociales. 

3.2.1. Zonas protegidas. 

 

Son áreas donde su ambiente ha sido poco alterado por actividades humanas o 

requieren de cierta conservación en su fauna y flora de los distintos ecosistemas, 
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con el fin de conseguir un equilibrio y continuidad de los procesos naturales. Las 

zonas protegidas son controladas por instrumentos políticos, regulando sus 

actividades bajo el marco normativo, estando sujetas a leyes especiales para la 

protección, conservación, restauración y desarrollo [8]. 

 

3.2.2. Resguardos indígenas.  

 

Es una sociedad política y legal con derechos especiales constituida por las 

comunidades indígenas, los cuales poseen un territorio que cumple con las 

garantías de una propiedad privada, gobernando el manejo de éste y de su 

convivencia interna mediante su sistema normativo propio [14] .  

3.3. Aspectos eléctricos. 

3.3.1. Subestación eléctrica. 

 

Es un conjunto de dispositivos eléctricos donde se alteran parámetros de tensión 

y corriente y sirve como punto de interconexión de las centrales generadoras con 

el sistema de transmisión y distribución para conducir la energía eléctrica a los 

centros de carga, garantizando la seguridad del sistema por medio de dispositivos 

automáticos de control y protección [15]. 

 

 

 
Figura 7 Tipos de subestaciones eléctricas. 

3.3.2. Líneas de transmisión eléctricas 

 

Es un medio de transporte para la energía eléctrica conformada por un grupo de 

conductores dispuestos paralelamente y montados sobre soportes, con fin de 

abastecer a los centros de consumos. Este transporte se da a través de largas 

distancias, iniciando su recorrido en las centrales eléctricas que producen 
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tensiones y corrientes alternas a frecuencias de 50 o 60 Hz. Debido a que la 

corriente recorre grandes distancias, sufre pérdidas en el camino y por esa razón 

es necesario que los niveles de energía eléctrica producidos sean transformados, 

elevando el nivel de tensión para que la corriente disminuya (en un determinado 

nivel de potencia a transmitir), reduciendo las pérdidas [15]. 

 

 

Figura 8 Líneas de transmisión eléctrica. 

3.3.3. Parque Solar Interconectado. 

 

Es una instalación de gran tamaño que aprovecha la energía solar fotovoltaica para 

poder generar grandes cantidades de energía eléctrica y esta es inyectada al 

sistema de transmisión del país. Estas instalaciones ocupan grandes extensiones 

de tierra, donde el área del terreno a ocupar depende principalmente de la potencia 

que tenga. 

 

Los Parques Solares están compuestos por paneles fotovoltaicos que 

normalmente se conectan a un bus DC común, a través de uno o más inversores 

y estos se conectan a un transformador de potencia elevador, que aumenta la 

tensión al nivel de transmisión y de ahí se conecta a la red eléctrica del país [16].  
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Figura 9 Estructura básica del Parque Solar [17]. 

En la Figura 9 se puede observar cómo es la estructura básica de un Parque Solar 

interconectado, donde el número 1 representa la energía del Sol, el número 2 

representa los paneles fotovoltaicos, el número 3 representa el inversor, el número 

4 representa la subestación trasformadora donde se encuentra el trasformador 

elevador y el número 5 representa las líneas eléctricas que interconectan el Parque 

Solar al sistema de transmisión. 

3.3.4. Sistema interconectado Nacional (SIN). 

 

Es un conjunto de líneas de transmisión y subestaciones eléctricas conectadas 

entre sí, con el fin de trasportar la energía eléctrica desde los centros de 

generación hasta los centros de cargas. Los centros de generación en Colombia 

incluyen mayormente centrales hidroeléctricas, centrales térmicas, plantas solares 

y eólicas. El SIN se divide en dos grandes subsistemas: el Sistema de Trasmisión 

nacional (STN) y el Sistema de Trasmisión Regional (STR) [18]. 

3.3.4.1. Sistema de trasmisión nacional (STN). 

 

El Sistema de Transmisión Nacional (STN), es el sistema interconectado de 

transmisión de energía eléctrica compuesto por el conjunto de líneas, con sus 

correspondientes módulos de conexión, que operan a tensiones iguales o 

superiores a 220 Kv [18].  

3.3.4.2. Sistema de trasmisión regional (STR). 

 

El Sistema de Trasmisión Regional (STR) es el sistema interconectado de energía 

compuesto por redes regionales o interregionales de transmisión y está 
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conformado por el conjunto de líneas y subestaciones con sus equipos asociados 

que operan a tensiones menores de 220 kV y que no pertenezcan a un sistema de 

distribución local [18]. 

3.3.5. Oportunidad de conexión en Generación (OCG). 

 

La oportunidad de conexión en generación (OCG), indica la capacidad aproximada 

de una subestación para conectarle generación, esta capacidad es una estimación 

que se realiza apoyado en simulaciones de estabilidad de tensión tanto para 

condiciones de operación normal (CON), como contingencias en líneas o 

transformadores. El estudio se realiza de manera independiente en cada barra, es 

decir, en subestaciones con diferentes niveles de tensión, en cada uno de sus 

niveles se estiman la capacidad. La OCG de cada barra puede variar en cada año, 

debido expansiones previstas que se presentan en las subestaciones y líneas [19]. 

 

3.4. Aspectos Financieros 

 

3.4.1. Flujo de caja descontado  

 

“Es un método utilizado para valorar a un proyecto de inversión, determinando el 

valor actual de los flujos de fondos futuros descontados a una tasa que refleja el 

coste de capital aportado” [63]. El flujo de caja descontado requiere; los ingresos, 

costos y gastos del proyecto para su elaboración. 

 

3.4.2. Valor presente neto (VPN) 

 

Es un indicador financiero muy usado en la evaluación de proyectos de inversión, 

ya que determina en el tiempo cero, la equivalencia de los flujos efectivos (ingresos 

y egresos) que genera un proyecto a lo largo de su vida útil y compara esa 

equivalencia con la inversión inicial. En otras palabras el VPN es el valor monetario 

que resulta de restar la suma de todas las ganancias esperadas con los 

desembolsos necesarios para producir esas ganancias en el presente [38]. 

 

3.4.3. Tasa interna de retorno (TIR) 

 

Al igual que el VNP, también es un indicador financiero. Es la tasa efectiva anual 

compuesto de retorno que hace que el VPN de todos los flujos efectivos de una 

determinada inversión sea igual a cero. La TIR se usa para evaluar la conveniencia 

de las inversiones, cuanto mayor sea la tasa interna de retorno, más deseable será 

llevar a cabo el proyecto. El argumento básico que respalda a este método es que 

señala el rendimiento generado por los fondos invertidos en el proyecto en una 

sola cifra que resume las condiciones y méritos del proyecto [38]. 
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3.4.4. Periodo de recuperación de la inversión (PRI) 

 

Es el tiempo que tarda en recuperarse la inversión inicial del proyecto. Es un criterio 

sencillo y muy usado en desarrollos de proyectos donde las mejores inversiones 

son las que el plazo de recuperación es más corto.  La importancia de este método 

es que se basa la escogencia de los proyectos considerando el criterio de liquidez, 

más que de rendimiento.  Pero tiene ciertas limitaciones ya que no toma en cuenta 

el valor del dinero en el tiempo y no considera los flujos obtenidos después del 

plazo de recuperación [38]. 

4. Metodología 

 

La implementación de proyectos solares como lo es un Parque Solar, requiere de una 

serie de análisis que ayuden a la búsqueda de terrenos aptos para su instalación. El 

área del terreno a ocupar dependerá de la potencia del Parque, donde a mayor 

potencia mayores extensiones de terreno se necesitará. 

 

Una relación muy usada para Parques Solares es que de cada 1 MW que tenga el 

proyecto, se requiere una extensión de terreno de 2 Hectáreas (ha) con respecto a 

paneles fijos [20], en caso de usar paneles con ejes seguidores esta relación cambia. 

Para este proyecto en particular los paneles a usar serán fijos, por ejemplo, un Parque 

Solar de 20 MW necesita un terreno con una extensión aproximada de 40 ha. Al 

momento de desarrollar el proyecto esa área puede variar, y eso dependerá de la 

topología del suelo, de los paneles elegidos, de las distancias de seguridad entre 

paneles, entre otros aspectos, pero la relación 2 ha / 1 MW es bastante conservadora 

[20]. 

 

La potencia del Parque Solar va a ser determinado por la información pública que se 

pueda extraer, ya que este tipo de instalaciones fotovoltaicas se conecta a 

subestaciones del sistema eléctrico colombiano, y se requiere cierta información de 

estas subestaciones que solo está disponible públicamente en niveles de tensiones 

mayores a 200 kV, y para estos niveles de tensión es común conectar Parques de 

altas potencias. Para este caso en particular, el análisis se va a hacer para una Parque 

solar de 100 MW, es decir, se va a necesitar un terreno con un área aproximada de 

200 ha.  

4.1. Análisis energético. 

 

El primer paso por seguir para la implementación de un Parque Solar es realizar un 

análisis energético, que consiste en determinar zonas con buenos índices de radiación 

incidente y brillo solar, todo con el fin de aprovechar al máximo el recurso del Sol en 

el territorio colombiano. Además, es importante observar factores tales como la 
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precipitación y la nubosidad que también afectan en el rendimiento del Parque Solar 

fotovoltaico. 

4.1.1. Radiación solar.  

 

La Radiación es el factor más importante para el análisis energético en la 

implementación de Parques Solares, ya que este nos permite conocer la energía 

que se puede generar. Entre más radiación se tenga en cierto punto, mayor es la 

energía producida por parte de los paneles fotovoltaicos, entonces, al momento de 

elegir una zona para la ubicación del Parque, es fundamental que los índices de 

radiación sean altos para aprovechar al máximo el recurso solar [7]. 

 

En el mundo países como Chile, México, Australia y varios de África presentan los 

mejores índices de radiación, tal y como se observa en la Figura 10, alcanzando 

promedios superiores a los 6 kW/m2 día. Aunque Colombia en promedio no alcanza 

tal magnitud, tiene buenos índices de radiación con un promedio de 4,5 kW/m2 día 

a comparación de la media mundial con 3,9 kW/m2 [22]. 

 

 
Figura 10 Radiación global horizontal media diaria anual mundial [23]. 

El Instituto de Hidrología, Metrologías y Estudios Ambientales (IDEAM) suministra 

el mapa de radiación global incidente sobre plano horizontal, este mapa presenta 

la intensidad solar y la indica mediante convenciones de colores, desde marrón 

claro hasta rojo oscuro, permitiendo conocer el potencial energético solar en 

Colombia [7].  
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Figura 11 Radiación global horizontal media diaria anual en Colombia [24].                                                         

La radiación solar es muy variable a lo largo del país, por eso se analiza cada 

una de las regiones.  

4.1.1.1. Región Caribe. 

Presenta los mayores índices de radiación del país, donde el sector de la Guajira 

alcanza promedios de 6 kW/m2 día, en el resto del departamento el promedio oscila 

entre los 4,5 y 5,5 kW/m2 día. En general tiene una media de 5,5 kW/m2 día. 

4.1.1.2. Región Andina. 

La radiación en esta región es muy variable con sectores que alcanzan los 5,5 

kW/m2 día y sectores con radiaciones menores a los 4 kW/m2 día. En general la 

región tiene un promedio de 4,5 kW/m2 día. 

4.1.1.3. Región Orinoquía. 

En la región de Orinoquía la radiación es bastante uniforme, oscilando desde los 

4 kW/m2 día y los 5 kW/m2 día. En general tiene un promedio de radiación 

cercano a los 4,5 kW/m2 día. 
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4.1.1.4. Región Pacífica. 

Es el departamento donde se encuentra los menores índices de radiación del 

país, con promedios que oscilan entre los 3 y 4 kW/m2 día. En general todo el 

departamento tiene una media de 3,5 kW/m2 día. 

4.1.1.5. Región Amazonas. 

Los promedios de radiación en esta región son relativamente bajos, estos oscilan 

en gran parte del territorio entre los 3,5 y 4,5 kW/m2 día, pero tiene zonas donde la 

radiación es menor. En general la región tiene un promedio de 4,2 kW/m2 día. En 

la Tabla 1 se resume el promedio de radiación global horizontal en cada región. 

Tabla 1 Promedio de radiación global horizontal día anual por regiones [12] . 

Regiones Promedio Radiación Global 

Horizontal (kW/m2 día) 

Guajira 6 

Costa Atlántica 5 

Orinoquía 4,5 

Amazonía  4,2 

Andina 4,5 

Costa Pacífica 3,5 

 

4.1.2. Brillo solar. 

 

El número de horas de brillo es una medida muy usada por las estaciones 

climáticas, por ser un factor muy importante para determinar la radiación global 

incidente sobre plano horizontal. Entre más horas de brillo se tenga en un lugar 

determinado más energía se va producir por partes de los paneles fotovoltaicos 

[12] . Igualmente, el IDEAM proporciona mapas de brillo solar anual. 
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Figura 12 Distribución del brillo solar medio diario anual en Colombia [24].                              

Al igual que la radiación, se analizará el brillo solar por regiones debido a la gran 

variación de este que se presenta en el país. 

4.1.2.1. Región caribe.  

Es una región con promedios muy altos de horas de Sol al día, sectores como la 

Guajira y el norte del Cesar tienen promedios entre 7 y 9 horas de Sol al día (hSd), 

en gran porcentaje del centro y el resto del norte de la región los valores oscilan 

entre los 6 y 7 hSd y en el sur de la región tiene valores entre 5 y 6 hSd. En esta 

región es donde se encuentra el municipio con el mayor promedio de brillo solar 
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en el país, llamado Uribia ubicado en el departamento de la Guajira con 8,4 hSd 

[12] .  

4.1.2.2. Región Andina.  

En general tiene valores de horas del Sol al día de 5 y 6 hSd, específicamente en 

los departamentos de Tolima, Boyacá, Antioquia, Santander y Huila, así como 

algunos sectores de Cundinamarca y Eje Cafetero. Presenta algunas zonas con 

promedios entre 6 y 7 hSd en departamentos como Antioquia, los Santanderes y 

Tolima. 

4.1.2.3. Región Orinoquía. 

En gran porcentaje de su extensión presenta valores entre 5 y 6 hSd. Presenta dos 

sectores que alcanza promedios entre 6 y 7 hSd ubicados en los departamentos 

de Vichada y Arauca y otros dos pequeños sectores que tienen promedios entre 4 

y 5 hSd ubicados en los departamentos de Meta y Arauca. 

4.1.2.4. Región pacífica.  

Es la región del país donde se presenta los menores valores de horas solar día, 

con promedios que oscilan entre los 3 y 4 hSd en gran parte de su extensión. 

Presenta pequeños sectores en sus diferentes departamentos con valores 

bastante bajos que varían entre 2 y 3 hSd y además tiene el municipio con el menor 

promedio de brillo solar en el país, llamado Totoró ubicado en el departamento de 

Cauca con 1,6 hSd [12] . 

4.1.2.5. Región Amazonas.  

En gran porcentaje de su extensión presenta promedios entre 4 y 5 hSd. El 

departamento de Putumayo es donde se presenta los menores índices de la región 

con promedios entre 3 y 4 hSd (así como algunos puntos del departamento de 

Caquetá) y en algunos sectores tiene promedios entre 2 y 3 hSd.  

 

El brillo solar de las regiones del territorio colombiano se resume en la Tabla 2. 

 

Tabla 2 Promedio brillo solar regional en Colombia [12] . 

Regiones Brillo Solar (hSd) 

Costa Atlántica 6,5 

Orinoquía 5,5 

Amazonía  4,3 

Andina 4,6 

Costa Pacífica 3,2 
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4.1.3. Precipitaciones.  

 

Las precipitaciones influyen en el desempeño de los paneles fotovoltaicos 

convencionales, disminuyendo su productividad en generación de energía 

eléctrica, es decir, entre mayores precipitaciones haya en una zona, menor energía 

se va a producir por parte de los paneles solares [25], y es debido principalmente 

a que las precipitaciones están directamente relacionadas con las nubes. 

 

Al igual que la radiación y el brillo solar, el IDEAM presenta mapas de precipitación 

tanto mensuales como anuales, en este caso se analizará los promedios anuales 

de precipitaciones que se presenta en el país, analizando cada una de las 

regiones. 

 

 
Figura 13 Precipitación media total anual en Colombia [26]. 

En la Figura 13 se observa que la región caribe es donde se presenta las menores 

precipitaciones, siendo la alta guajira la zona con menor precipitaciones 

presentando promedios entre los 0 y 500 mm año, en el resto de la región caribe 

los promedios de precipitación oscilan entre 500 y 1500 mm año. En la región 

andina sus precipitaciones son más variables, con zonas relativamente secas de 
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poco más de 500 mm año hasta zonas bastante lluviosas con promedios de 

precipitaciones de hasta 7000 mm año. En general el promedio de precipitación en 

esta región oscila entre los 2000 y 4000 mm año. 

 

La región pacífica es la más lluviosa del país, con promedios entre 5000 y 7000 

mm año de precipitaciones en gran parte de la región, tiene algunas zonas con 

promedios entre 7000 y 9000 mm año y unos cuantos sectores llegan a tener 

promedios mayores a 11000 mm año en los departamentos del Chocó y Cauca. Y 

por último las regiones de Orinoquía y Amazonas en general presentan promedios 

de precipitaciones entre los 2000 y 4000 mm año y en algunas de sus zonas llegan 

a tener promedios cercanos a los 5000 mm año. 

4.1.4. Elección de zonas tentativas. 

 

Con toda la información descrita anteriormente, se pueden descartar algunas 

zonas para la implementación del Parque Solar en el territorio colombiano. Todos 

los aspectos mencionados en el análisis energético son influyentes en el 

rendimiento de la instalación y entre ellos existe una relación muy estrecha, por 

ejemplo, en los lugares donde se presenta las mayores radiaciones, por lo general, 

también presenta las mayores horas de Sol al día y las menores precipitaciones, 

en otras palabras, todas las variables tienen una relación directa a excepción de 

las precipitaciones que tiene una relación inversa con respecto a las demás. 

 

Como se dijo anteriormente, la principal variable a observar para elegir un terreno 

para el Parque Solar es la radiación, entonces, un buen punto de partida para elegir 

las zonas es buscar áreas que tenga un promedio de radiación mayor al promedio 

mundial (3,9 kW/m2 día). Esta limitación descarta varios sectores de las regiones 

Pacífica y Amazónica y algunos sectores de la región Andina ubicados en los 

Santanderes. 

 

También se descartan zonas donde el promedio de brillo solar esté por debajo una 

unidad o más del promedio nacional (4,8 hSd), descartando muchas zonas ya 

retiradas antes y otras adicionales ubicadas en los departamentos de 

Cundinamarca, Risaralda, Antioquia y Meta. 

 

Al final resulta el mapa de Colombia de la Figura 14, donde se muestran las zonas 

descartas en blanco y zonas tentativas en verde. En las zonas verdes son 

ubicaciones donde energéticamente es viable implementar un Parque Solar, 

principalmente por sus buenos índices de radiación. 
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Figura 14 Primera delimitación de zonas tentativas. 

Hasta aquí se han delimitados zonas energéticamente viables, pero existen otros 

aspectos que pueden dificultar la implementación de grandes Parques Solares en 

el territorio colombiano, como lo es la disposición del suelo, por esa razón, además 

de realizar un análisis energético, es necesario hacer una análisis ambiental y 

social. 

4.2. Análisis Ambiental y social. 

 

El Parque Solar de 100 MW necesita un terreno de 200 hectáreas, donde se debe 

evitar zonas protegidas que no permiten instalación de la planta. Dentro de las zonas 

protegidas se encuentran: áreas de minería, parques o reservas naturales, zonas de 

interés científico, tierras agrícolas, resguardos indígenas, áreas de riesgo de 

inundación, entre otros [27].  
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Otro aspecto importante por observar en el análisis ambiental es la geomorfología del 

suelo, con el fin de observar el relieve del país. Por lo cual es necesario hacer un 

análisis topográfico, con fin de encontrar áreas relativamente planas [27]. Este análisis 

ambiental y social es un estudio básico con el fin de descartar zonas donde no sea 

posible o sea muy laborioso la implementación de Parques Solares, por lo cual no 

tiene el objetivo de realizar un análisis detallado, debido a que este incluye muchos 

elementos para tener en cuenta.  

4.2.1. Análisis topográfico.  

 

El análisis topográfico consiste en realizar un estudio del relieve de los suelos, es 

decir, observar las diferentes elevaciones que se presentan en el territorio 

colombiano [28]. Este análisis es importante debido a que ayuda a descartar zonas 

para la implementación de grandes Parque Solares. 

 

Idealmente la zona a elegir debe ser plana o con pocas ondulaciones [20], porque 

esto facilita aspectos como transporte, mantenimiento, la construcción de la 

instalación, entre otros.    

 

 
Figura 15 Mapa físico de Colombia [29]. 

Colombia está constituida en un 67 % de tierras planas y un 33 % de zonas 

montañosas en su territorio, estas zonas montañosas son debidas principalmente 

por la presencia de las 3 cordilleras (Occidental, Central y Oriental) pertenecientes 
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a la gran cordillera de los Andes, que atraviesa gran parte del continente de Sur 

América. Existen además la presencia de sistemas montañosos aislados (no 

pertenecen a la gran cordillera de los Andes), tales como la Sierra Nevada de 

Santa Marta, los cerros de la Guajira, la sierra de la Macarena, la serranía del 

Baudó, la serranía del Pacífico, la serranía del Darién, los Montes de María y la 

serranía de Perijá [30].  

 

Con respecto a las tierras planas, Colombia cuenta con muchas zonas con este 

tipo de topología como, por ejemplo, los valles interandinos (localizados en medio 

de los sistemas montañosos de las tres cordilleras) y las llanuras del Caribe, 

Pacifico, Amazonas y Orinoquía [30].Todos los terrenos montañosos en el territorio 

colombiano no serán tenidos en cuenta en la elección del área para implementar 

el Parque Solar, debido a las diferentes dificultades antes mencionas que tienen 

estos tipos de terrenos, por lo cual el mapa de Colombia con las zonas tentativas 

para el Parque Solar queda de la siguiente forma. 

 

 
Figura 16 Segunda delimitación de zonas tentativas. 

 



 

 

 

30 

 

4.2.2. Zonas protegidas y resguardos indígenas. 

 

Colombia es uno de los países más ricos en especies del mundo, tanto en fauna 

como en flora y por esta razón presenta muchas zonas que son protegidas, con el 

fin de la conservación de las especies, contando actualmente con 59 parques 

naturales [31]. Estas áreas de los parques naturales son intocables, entonces, al 

momento de desarrollar proyectos de ingeniería como lo es un Parque Solar, las 

áreas que cubren los parques naturales se deben evitar para su implementación. 

 

El Sistema Nacional de Áreas Protegidas (SINAP), suministra mapas con las 

ubicaciones de esos 59 parques naturales. 

 

 
Figura 17 Ubicación de parques naturales en Colombia [32].                                     

Y por último es necesario conocer ubicaciones de los resguardos indígenas, dado 

que las comunidades indígenas comparten zonas ocupadas y bosques en sus 

alrededores, y estos sitios deben ser respetados, por lo cual, en lo posible se debe 

evitar zonas dentro o cerca a resguardos de indígenas. 
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Figura 18 Ubicación resguardos indígenas en Colombia [33]. 

Estas zonas con presencia de resguardos indígenas no necesariamente 

imposibilitan el desarrollo de Parques Solares, pero sí dificultan su construcción, 

debido a la dificultad del proceso de aceptación de la obra, por los derechos 

especiales que tienen estas comunidades [14] . En este caso específico se evitará 

en lo posible estas zonas.  

 

Con este análisis ambiental y social se delimitan aún más las zonas tentativas del 

Parque Solar, descartando zonas en gran parte del territorio oriental de Colombia, más 

específicamente en la región de Orinoquía y también en el norte de Colombia, en gran 

parte de la Guajira. El mapa de Colombia resultante se puede observar en la Figura 

19.  
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Figura 19 Tercera delimitación de zonas tentativas. 

4.3. Análisis eléctrico. 

 

Existe otro factor muy importante para tener en cuenta para delimitar las zonas 

tentativas, y es determinar las subestaciones más cercanas, puesto que el Parque 

Solar se debe conectar a una subestación eléctrica para poder entregar energía al 

Sistema Interconectado Nacional (SIN). 

 

En la Figura 20 se puede observar el mapa del SIN en el territorio colombiano, 

suministrado por la Unidad de Planeación Minero-Energético (UPME), que es la 

unidad colombiana encargada en la planeación del sector minero-energético. 
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Figura 20 Sistema Interconectado Nacional en el territorio colombiano [34].                             

Con este mapa se descarta las zonas no interconectadas, debido a la poca densidad 

de subestaciones eléctricas donde se pueda conectar el Parque Solar al SIN, 

entonces, todo el departamento de la Orinoquía y parte del departamento del caribe 

son descartados, a pesar de ser lugares apropiados para implementar proyectos 

solares tanto energéticamente como ambientalmente. El mapa de las zonas tentativas 

resultante se muestra en la Figura 21. 
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Figura 21 Cuarta delimitación de zonas tentativas. 

Como resultado solo quedan zonas de los valles interandinos, algunos lugares de las 

llanuras del pacífico y las llanuras caribeñas (a excepción de la Guajira). 

Específicamente se van a elegir una zona para desarrollar un estudio más detallado 

para la conexión del Parque Solar al SIN. La zona elegida está ubicada en la región 

Caribe, y se escogió porque de las zonas resultantes es una de las áreas que tiene 

los mejores índices de radiación solar en el país, por lo cual el recurso solar se 

aprovecha al máximo. La zona elegida se observa en la Figura 22. 
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Figura 22 Ubicación de zona tentativa para el Parque Solar. 

La zona elegida (encerrada en el polígono azul) se ubica en el noreste del 

departamento de Magdalena. Es un área muy ventajosa para la implementación del 

Parque Solar, porque tiene terrenos relativamente planos, presentan altos índices de 

radiación oscilando entre los 5 y 6 kW/m2 (más alto que el promedio nacional de 4,5 

kW/m2 día), no está dentro de zonas protegidas, no tiene resguardos indígenas 

cercanos y además está cerca de subestaciones del SIN. 

4.3.1.  Terreno elegido. 

 

Dentro de la zona se buscó terrenos adecuados para implementar el Parque Solar, 

teniendo en cuenta que se necesita 200 ha para almacenar una planta de 100 MW. 

En este caso escogió un terreno ubicado al suroccidente del municipio de El Retén 

(Magdalena). 

 

 
Figura 23 Ubicación terreno para Parque Solar [35]. 
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En el polígono azul de la Figura 23 delimita el terreno dispuesto para el Parque 

Solar. Este terreno se caracteriza por tener sabanas áridas y estepas con clima 

tropical, tiene un área aproximada de 300 ha donde se evitó obstáculos tales como 

cuerpos de aguas y vegetación abundante. La temperatura media es de 28 °C y 

alcanza temperaturas máximas de hasta 36 °C y mínimas de hasta 18 °C [52][47]. 

 

El terreno es relativamente plano, aunque presenta algunas ondulaciones tal y 

como se observa en la Figura 24. Tiene grandes ventajas, debido a que no hay 

presencia de zonas protegidas en las cercanías y a pesar de ser una tierra agrícola 

debido a los grandes cultivos de palma africana [37], el terreno elegido no presenta 

tales cultivos. 

 

 
Figura 24 Perfil de elevación del terreno para el Parque Solar [35]. 

La radiación en el terreno es de 5,2 kW/m2 día y tiene un brillo solar de 6,9 hSd, 

promedios bastante altos a comparación del promedio nacional [24]. 

 

4.3.2. Subestaciones cercanas.  

 

Una condición muy importante es conocer la subestaciones eléctricas que están 

cerca del terreno elegido, porque como se dijo anteriormente, el Parque Solar se 

debe conectar a una subestación eléctrica para poder entregar energía al SIN, 

donde estas deben tener la capacidad de conectar la generación que se va 

producir y además entre más cerca esté la subestación eléctrica  del Parque Solar, 

mejor aprovechamiento se va hacer del recurso solar, debido a que la perdidas por 

efecto Joule van a ser menor. En este caso se observarán subestaciones de 200 

kV o mayor. 
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Tabla 3 Oportunidad de conexión en generación de subestaciones cercanas [36]. 

Nombre de 

Subestación 

Nivel de 

tensión 

(kV) 

Distancia 

aproximada 

(km) 

Oportunidad 

conexión 

generación (MW) 

Empresa 

2018 2019 

Caracolí 220 68 70 220 ISA 

Copey 500/220 60 500 500 ISA 

Fundación 220 14 30 330 TRANSELCA 

Rio córdoba 220 49 0 0 EEB 

Santa Marta 220 71 40 470 TRANSELCA 

Sabanalarga 500/230 69 110 500 ISA 

N. Barranquilla 220 75 70 360 TRANSELCA 

Termoflores 220 75 70 110 TRANSELCA 

Tebsa 220 65 70 100 TRANSELCA 

 

Las ubicaciones de las subestaciones eléctricas tentativas se reparten en los 

departamentos de Bolívar, Atlántico y Magdalena, tal y como se observa en la 

Figura 25. 

 

 
Figura 25 Ubicación de Subestaciones tentativas más cercanas [35]. 
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Para elegir la subestación más conveniente, se debe observar primero si la 

capacidad de esta permite conectar generación, lo cual descarta a la subestación 

Rio Córdoba debido a que no tiene capacidad para conectar generación para el 

año 2019. Lo segundo a observar es que la subestación esté lo más cerca que se 

pueda del terreno y en lo posible que tenga un nivel de tensión menor, ya que entre 

más cerca esté la subestación, los costos en la línea que une el Parque Solar y la 

subestación del SIN disminuyen y además entre menor nivel de tensión tenga la 

subestación disminuyen los costos de algunos elementos tales como el 

transformador, dispositivos de protección, dispositivos de medidas, entre otros. 

 

Por todo lo anterior la subestación eléctrica que se elegirá es la subestación 

Fundación, que tiene un nivel de tensión de 220 kV, una capacidad de conexión 

en generación de 330 MW para el 2019 y está a una distancia aproximada de 14 

km del terreno elegido. En este caso es la subestación más adecuada para la 

implementación del Parque Solar de 100 MW. 

4.4. Diseño de Parque Solar 

 

Una vez definido la ubicación donde se implementará el Parque Solar, el siguiente 

paso es realizar su diseño conceptual. El diseño conceptual consiste en determinar la 

cantidad de los elementos principales de la instalación y la distribución física de estos. 

Dentro de los elementos principales del Parque Solar se encuentran: los paneles 

fotovoltaicos con sus estructuras, los inversores o equipos de conversión, cableado 

tanto DC como AC y las cajas de combinación [38].  

 

Con respecto a los paneles fotovoltaicos se debe determinar el ángulo óptimo, 

distancia entre ellos y además establecer su conexión, es decir, determinar la cantidad 

de paneles conectados en serie y paralelo por inversor. En los inversores es necesario 

definir su potencia para conocer la cantidad de estos. Para el cableado de se debe 

calcular el calibre de estos con sus respectivas protecciones [38]. 

 

Debido a la alta potencia del Parque Solar (del orden de 100 MW) se realizó un diseño 

modular, es decir, se divide el parque completo en sub-parques más pequeños e 

iguales entre sí, y se realizó el diseño de uno en representación de todos los demás. 

4.4.1. Selección de paneles fotovoltaico. 

 

El Parque Solar al ser una gran instalación, interesa usar módulos fotovoltaicos 

con la mayor potencia posible que esté disponible comercialmente, buscando 

minimizar la cantidad de paneles a utilizar. Esto se hace con el fin de reducir el 

área a emplear, disminuir el costo de estructuras, cableados, canalizaciones, etc., 

y por consiguiente menores pérdidas por efecto Joule en los cableados [39]. 
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También es importante observar las características técnicas del panel fotovoltaico, 

tales como: 

 

• La vida útil, debido a que este tipo de instalaciones tienen grandes inversiones 

al inicio del proyecto y entre más vida útil tiene sus elementos, es más probable 

la viabilidad económica de este [39]. 

 

• La eficiencia en función de la temperatura, donde se prefirió paneles que se 

comporten de mejor forma con altas temperaturas, es decir, en lo posible 

encontrar paneles donde su eficiencia no sea notablemente afectada por el 

aumento de la temperatura [39]. 

 

• Las dimensiones y peso, donde se prioriza los módulos con los menores 

tamaños [39]. 

 

Para seleccionar el módulo fotovoltaico, se analizó tres modelos distintos donde 

se buscó los paneles de mayores potencias disponibles de cada marca. Se tendrán 

en cuenta las características antes mencionadas para el elegir el óptimo. 

 

Tabla 4 Comparación de paneles fotovoltaicos [49] [50] [51]. 

Fabricante Jinko Solar Trinasolar CanadianSolar 

Modelo Eagle HC 72m-V SPLITMAX KuDymond 

Potencia pico (Pmax) 390 W 380 W 380 W 

Corriente a potencia pico (Imp) 9,49 A 9,6 A 9,5 A 

Tensión a potencia pico (Vmp) 41,1 V 39,6 V 40 V 

Tensión a circuito abierto (Voc) 49,3 V 48 V 47,8 V 

Corriente de cortocircuito (Isc) 10,12 A 9,99 A 10,01 A 

Eficiencia del Módulo (%) 19,79 19,2 19,15  

Temperatura de operación (°C) -40 a 85 °C  -40 a 85 °C -40 a 85 °C 

Largo (mm) 1987 2000 2000 

Ancho (mm) 992 992 992 

Alto (mm) 40 40 8,5 

Peso (kg) 22,5 23 29 

Vida útil hasta 80 % de PNominal 25 año 25 años 30 años 

Garantía del producto 10 años 10 años 10 años 

 

Existen muchas otras marcas con paneles de potencia similares a las mostradas 

en la Tabla 4, pero los paneles de los fabricantes Jinko Solar, CandianSolar y 

Trinasolar son los de mayor calidad en el mercado, según la lista de Tir one Solar 

[40]. En este caso se eligió el panel del fabricante Jinko Solar porque su potencia 

pico es mayor a las demás. En el Anexo 1 se muestran las características técnicas 

del módulo fotovoltaico de Jinko Solar. 
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Figura 26 Panel fotovoltaico elegido [49].  

4.4.2. Selección del inversor.  

 

Al igual que el panel fotovoltaico, la potencia del inversor es un factor importante 

por observar. Debido a que no existen inversores con la potencia del Parque Solar, 

es necesario usar varios de estos donde la suma de sus potencias debe dar 

alrededor de los 100 MW. Comercialmente existen inversores que van desde los 

vatios hasta unos pocos megavatios, y si se elige uno de baja potencia se 

necesitaría muchos de ellos para alcanzar la potencia requerida. 

 

Por lo tanto, lo más adecuado es tener un número razonable de inversores con el 

fin de que el precio de la instalación del Parque Solar no sea extremadamente 

costoso. En este caso se analizaron inversores con potencias entre los 1,8 MW y 

los 2,5 MW, lo que permite tener un rango de 40-56 sub-parques. 

 

El tipo de inversor a emplear es central usualmente usados en Parques Solares, 

donde se analizaron tres de las marcas más distribuidas en el mundo, según 

estadísticas de GTM Research, las cuales; ABB, SUNGROW y SMA [41]. Al igual 

que en los paneles se hizo una comparación de los inversores centrales con 

potencias dentro del rango asignado disponible en cada fabricante, donde además 

de la potencia se tendrá en cuenta aspecto como eficiencia, corrientes máximas, 

tensión máxima, dimensiones, peso, entre otros. 

 



 

 

 

41 

 

Tabla 5 Comparación de inversores centrales [42] [43] [44]. 

Fabricante ABB SUNGROW SMA 

Modelo PVS980-58BC SG2000 SC 2200 

Potencia salida máxima (Smax) 2300 kVA 2200 kVA 2200 kVA 

Corriente máxima AC (Imax-AC) 1925 A 4032 A 3300 

Tensión de salida nominal (VN(AC)) 690 V 315 V 385 

Frecuencia de salida 50/60 Hz 50/60 Hz 50/60 Hz 

Corriente máxima DC (Imax-DC) 2400 A 5840 A 4110 

Rango tensión de operación (VDC) 978-1500 V 460-1000 V 570-1000 V 

Números de entradas DC 16  24 24 

Eficiencia (%) 98,8 99 98,6 

Largo (mm) 3180 2991 2780 

Ancho (mm) 2443 2591 2318 

Alto (mm) 1522 2438 1588 

Peso (kg) 3500 6000 4000 

Vida útil  30 años 30 años 30 años 

 

Los inversores de la Tabla 5 tienen potencias similares con el fin de compararlos 

de mejor formar y elegir el óptimo. Los aspectos que serán tenidos en cuenta para 

la selección del inversor van a ser; la corriente máxima de salida (Imax-AC), las 

dimensiones y el peso, debido a que las demás características son muy similares 

entre ellos. Una mayor Imax-AC implica mayores calibres de los conductores a la 

salida del inversor, grandes dimensiones implican mayor ocupación por parte de 

los inversores y grandes pesos implican más dificultades a la hora de la instalación 

del Parque Solar. 

 

Por lo cual el inversor elegido es ABB, por tener la menor corriente de salida y el 

menor tamaño. En él Anexo 2 se muestran las características técnicas del inversor 

central elegido. 

 

 
Figura 27 Inversor central elegido [42]. 
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Cada sub-parque estará compuesto por un inversor, entonces la cantidad de 

aquellos se obtiene dividiendo la potencia del Parque Solar (100 MW), con la 

potencia nominal del inversor elegido (2,3 MW). Esa división tiene un resultado 

decimal, exactamente 43,48 sub-parques. Como no se puede tener un número 

decimal de sub-parques, entonces se aproxima al entero superior más cercano, 

que en este caso es 44 sub-parque.   

4.4.3. Caja de combinación. 

 

Las cajas de combinación son gabinetes metálicos con un grado de protección IP 

54, usualmente utilizados instalaciones fotovoltaicas. Son usados para 

interconectar varias cadenas de paneles en una sola salida que se conecta 

directamente al inversor. Las cajas de combinación cumplen la función de 

protección y monitoreo de grandes grupos de paneles que se conecten a las misma 

[38]. En la sección 4.4.5, se va a determinar las cajas de combinación a usar y 

saber su distribución en cada sub-parque. En la  Figura 28 se observa la caja de 

combinación usada en el proyecto. 

 

 
Figura 28 Caja de combinación elegida [54].                                                         

4.4.4. Conductores y tuberías. 

 

Los conductores de un Parque Solar en su mayoría estarán a la intemperie, por 

consecuente van a estar expuestos a la luz solar, a la lluvia, al polvo, entre otros 

factores, por esa razón es necesario que sean resistente a esas condiciones 

adversas. En este caso se usaron cables Centelsa Fotovoltaicos que son ideales 

para instalaciones a la intemperie (ver  

Anexo 4). Las características de estos cables son 

 

● Se fabrican con conductores eléctricos de cobre desde calibres de 14 AWG 

(2,082 mm2) al 1000 kcmil (506,7 mm2). 
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● Su aislamiento es un material termoestable, con características de no 

propagación al incendio (CT – Cable Tray), resistente a la intemperie y la luz 

ultravioleta (SR – Sunlight Resistant). 

● Su temperatura máxima de operación en el conductor es de 90 °C en 

ambientes secos, húmedos o mojados. 

● Su voltaje máximo de operación es: 600 V o 2000 V. 

● Se encuentra disponible en varios colores. 

● Resistentes a la gasolina y aceites (GRI). 

● Pueden instalarse directamente enterrados (Dir Bur). 

● Aislamientos libres de halógenos (NH – No Halogen), de baja emisión de 

humos tóxicos y corrosivos (LS – Low Smoke). 

 

Los conductores en el Parque Solar irán enterrados a unos centímetros de la tierra, 

dentro de canalizaciones tipo tubería PVC Conduit de marca Durman, diseñados 

para alojar y proteger cables en instalaciones eléctricas que se efectúen de 

acuerdo con lo establecido en el Código Colombiano de Instalaciones Eléctricas 

norma NTC-2050 (ver Anexo 5). 

4.4.5. Conexión entre paneles. 

 

Los paneles fotovoltaicos se pueden conectar de dos formas: en paralelo y en 

serie, donde las grandes instalaciones fotovoltaicas como lo es un Parque Solar 

presentan varios grupos paneles que combinan esos dos tipos de conexiones. 

 

Los paneles conectados en serie tienen la característica de sumar el voltaje de 

cada uno, en cambio la corriente no lo hace, es decir, la corriente producida por un 

panel es igual a la corriente total del conjunto de paneles conectados en serie o 

string. Conectar paneles en serie tiene un límite, y este es impuesto por la tensión 

máxima de entrada del inversor, donde se debe cumplir la siguiente desigualdad 

[55]. 

 

𝑇𝑒𝑛𝑠𝑖ó𝑛 𝑚á𝑥𝑖𝑚𝑎 𝑒𝑛𝑡𝑟𝑎𝑑𝑎 𝑖𝑛𝑣𝑒𝑟𝑠𝑜𝑟 > 𝑉𝑜𝑐 ∗ 𝑁ú𝑚𝑒𝑟𝑜 𝑑𝑒 𝑝𝑎𝑛𝑒𝑙𝑒𝑠 𝑒𝑛 𝑠𝑒𝑟𝑖𝑒 (𝑁𝑆) (1) 

 

Antes de verificar la desigualdad (1), es necesario hacer corrección por 

temperatura de la tensión de circuito abierto (Voc), debido a que este aumenta si la 

temperatura disminuye [47]. En el Anexo 1 presenta datos en condiciones estándar 

de operación (STC -Standart Test Conditions) dados a 25°C a una irradiancia de 

1000 W/m2 del panel Jinko Solar, pero como se especificó en la sección 4.3.1, la 

temperatura mínima en el terreno elegido es de 18°C, entonces es necesario 

corregir Voc, y se hace de la siguiente forma [11]. 

 

𝑉𝑜𝑐−𝑐𝑜𝑟𝑟𝑒𝑔𝑖𝑑𝑜 = 𝑉𝑜𝑐 ∗ (1 + 𝛼𝑉𝑜𝑐 ∗ (𝑇 − 25)) (2) 
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Donde T es la temperatura mínima que se puede presentar en el terreno y αVoc es 

el coeficiente de temperatura para Voc, dados en las especificaciones del panel 

Jinko solar (ver Anexo 1). El coeficiente αVoc es un valor que dice el porcentaje de 

cambio de Voc por cada grado que aumenta o disminuye la temperatura, tomando 

como referencia la temperatura estándar (25 °C), este coeficiente es obtenido por 

los fabricantes luego de someter a varias pruebas el panel, donde observan el 

comportamiento de este cuando sufre cambios de temperatura [11]. 

  

La conexión en paralelo a diferencia de la conexión serie, la corriente se suma, 

pero el voltaje no. El número de conexiones en paralelo está limitado por la 

corriente máxima de entrada del inversor. En el Anexo 2 muestra la magnitud de 

la corriente máxima del inversor elegido (ABB), pero se debe tener en cuenta que 

este tiene 16 entradas, y cada entrada va a tener su corriente máxima permisible, 

que resulta de la división de la corriente máxima total de la entrada del inversor 

(2400 A) entre el número de entradas, en este caso cada entrada soporta una 

corriente máxima de 150 A, entonces se debe cumplir la siguiente desigualdad 

[11]. 

 

𝐼 𝑚𝑎𝑥 𝑝𝑜𝑟 𝑒𝑛𝑡𝑟𝑎𝑑𝑎 𝑖𝑛𝑣𝑒𝑟𝑠𝑜𝑟 > 𝐼𝑠𝑐 ∗ # 𝑑𝑒 𝑝𝑎𝑛𝑒𝑙𝑒𝑠 𝑒𝑛 𝑝𝑎𝑟𝑎𝑙𝑒𝑙𝑜 𝑝𝑜𝑟 𝑒𝑛𝑡𝑟𝑎𝑑𝑎 (𝑁𝑝) (3) 

 

Donde Isc es la corriente de cortocircuito del panel fotovoltaico, dado en la ficha 

técnica de este. Igualmente se debe hacer corrección por temperatura, pero 

generalmente se desprecia ese cambio, debido que Isc no varía de manera 

considerable con los cambios de temperatura [11].   

 

Para la conexión del sub-parque se hizo una combinación de las dos conexiones 

(paralelo y serie) teniendo en cuenta las limitaciones impuestas por el inversor 

ABB. Es deseable que se tenga el mayor número de conexiones en serie posibles, 

reduciendo las conexiones en paralelo, esto es debido principalmente a que a 

mayor número de arreglos en paralelos mayores intensidades se manejan y por 

consecuente se necesitarán mayores cantidades y calibres de los conductores. 

 

Para calcular el número máximo de módulos conectado en serie por string se debe 

dividir la tensión máxima de entrada del inversor sobre la tensión de circuito abierto 

del panel corregido, de la siguiente forma: 

 

𝑁𝑠−𝑚𝑎𝑥 =
𝑉𝐷𝐶−𝑚𝑎𝑥

𝑉𝑜𝑐−𝑐𝑜𝑟𝑟𝑒𝑔𝑖𝑑𝑜
=

1500 𝑉

49,96 𝑉
= 30,024 ≈ 30 (4)  

 

Donde Ns-max es el número máximo de módulos que se pueden conectar en serie 

por string y VDC-max es el voltaje máximo de entrada permitido por el inversor. El 

resultado de la división es un número decimal, entonces, se aproxima al entero 

inferior más cercano, por lo cual el número máximo de paneles en serie es 30. 
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Luego, para conocer el número de paneles en paralelo, antes es necesario saber 

el número total de paneles por inversor, que se determina como la división de la 

potencia del inversor sobre la potencia pico del panel. 

 

𝑁 =  
𝑃𝑚𝑎𝑥−𝐼𝑛𝑣

𝑃𝑚𝑎𝑥−𝑝𝑎𝑛𝑒𝑙
=

2,3 𝑀𝑊

390 𝑊
= 5897,436 ≈ 5900 (5) 

 

Donde N es el número de paneles que tiene cada inversor o cada sub-parque. La 

aproximación que se hizo en la ecuación tiene como fin, distribuir los paneles de 

la manera más simétrica posible, para así facilitar su organización. Para obtener el 

número de strings en paralelo por inversor se realiza lo siguiente: 

 

𝑁𝑃𝑇 =
𝑁

𝑁𝑠−𝑚𝑎𝑥 
=
5900

30
= 196,6667 ≈ 197 (6) 

 

Cada sub-parque tendrá 197 string en paralelo. Teniendo en cuenta que el inversor 

tiene 16 entradas, se van a distribuir los paneles de la siguiente forma. 

 

● De las 16 entradas del inversor, 11 de ellas tendrán 12 strings en paralelo y 

cada uno tendrá 30 módulos en serie. 

 

● De las 16 entradas del inversor, 5 de ellas tendrán 13 strings en paralelo y 

cada uno tendrá 30 módulos en serie, a excepción de un string que tendrá 20 

módulos en serie. 

 

La distribución de los paneles en cada entrada del inversor, se pueden organizar 

de diferentes formas, en este caso en particular se analizó 3 alternativas diferentes. 

 

 
Figura 29 Distribución de paneles fotovoltaicos por entrada de inversor (Alternativa 1). 
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Figura 30 Distribución de paneles fotovoltaicos por entrada de inversor (Alternativa 2). 

 
Figura 31 Distribución de paneles fotovoltaicos por entrada de inversor (Alternativa 3). 

 

Se eligió la conexión de la alternativa 1, por ser la mejor opción técnicamente 

hablando, debido a la disminución de la cantidad de elementos a utilizar. En las 

alternativas 2 y 3 aunque usen mayor número de elementos, los calibres de los 

cables que se manejan por lo general serán menores en comparación de la 

alternativa 1 y al utilizar calibres menores es posible disminuir los costos generales. 

En el análisis financiero del proyecto se analizará este aspecto, por lo cual es 

posible cambiar de alternativa con el fin de obtener la opción más económica.  

 

Con la elección de la alternativa 1 el diagrama de conexión de las 16 entradas del 

inversor se observa en la Figura 32, donde cada panel en el diagrama representa 

el conjunto de strings conectados a cada caja de combinación. 
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Figura 32 Distribución de paneles fotovoltaicos por inversor. 

Antes se debe verificar la desigualdad (2), como el mayor número de strings en 

paralelos que se presentan es 13, este se multiplica con la corriente de 

cortocircuito del panel (10,12 A), obteniendo una corriente máxima de 131,56 A, 

menor a los 150 A que soporta cada entrada del inversor. 

 

Cada caja de combinación debe tener entre 12 y 13 entradas, pero las comerciales 

por lo general tienen un número par de entradas, entonces se emplearán cajas de 

combinación con 14 entradas y la marca a usar será ABB. 

 

El esquema de la Figura 32, representa la conexión de un sub-parque, por lo cual 

este se repite 44 veces para tener la conexión del parque completo en su parte 

DC, la parte AC (desde la salida del inversor) se analizará en la sección 4.4.11.  

4.4.6. Ángulo óptimo de los paneles. 

 

Existen muchas formas de hallar el ángulo óptimo de los paneles fotovoltaico en 

determinada Latitud, pero para efectos prácticos se utilizó la fórmula 7, que 

presenta una aproximación muy cercana a el ángulo óptimo [11]. 

 

𝛽𝑜𝑝𝑡 = 3,7° + (0,67 ×  ∅) (7) 

 

Donde βopt es el ángulo óptimo del panel, y Φ es la latitud de la ubicación del 

parque. El Parque Solar estará ubicado aproximadamente en la latitud de 

10°35’40’’ N, obteniendo un ángulo óptimo de 10,8°, que se puede aproximar a 

11°. 
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Con respecto a la orientación los paneles están dirigido hacia el sur, orientación 

muy usadas en terrenos ubicados en el hemisferio norte [45]. 

4.4.7. Estructuras de paneles fotovoltaicos. 

 

Son elementos importantes del Parque Solar, debido a que le dan un soporte al 

panel fotovoltaico. Las estructuras pueden dividirse en tres tipos; fijas, seguidores 

de un eje y seguidores de 2 ejes, en este caso el Parque Solar usará estructuras 

fijas.  

 

Para estructuras fijas existen dos tipos de montajes para sujetarlas al suelo; tipo 

Hincado con poste y cimentación con hormigón. El tipo hincada con poste tiene 

como ventajas; su rápida instalación, apto para terrenos desnivelados y no afecta 

considerablemente el terreno y tiene como desventaja la imposibilidad de su 

instalación en terrenos rocosos o terrenos duros. La cimentación con hormigón 

tiene como ventaja la posibilidad de instalarlos en terrenos duros y aptos para 

suelos sensibles a la presión superficial, y como desventajas; su instalación es 

más compleja y afecta de manera considerable el terreno debido a las grandes 

excavaciones que se realiza para su instalación [38]. 

 

 
Figura 33 Instalación de estructura fotovoltaica en suelo: Hincada con postes - Cimentación 

con hormigón [38]. 

Debido a que el terreno elegido para la implementación del Parque Solar de 100 

MW tiene algunas ondulaciones (ver Figura 24), se eligió la estructura hincado en 

poste. 

 

Se propone usar una estructura de acero galvanizado, que tenga 2 paneles 

verticales y 10 paneles horizontales para un total de 20 paneles. La marca usar 

será Schletter y la representación de la estructura se observa en la Figura 34. 

 



 

 

 

49 

 

 
Figura 34 Estructura solar elegida [56]. 

4.4.8. Configuración física del Parque Solar. 

 

En la configuración física del Parque Solar, se debe determinar la distancia mínima 

entre cada fila de un sub-parque, con el fin de evitar que la sombra de las 

estructuras afecte de manera considerable la productividad de los paneles.  

Uno forma de determinar la distancia mínima entre estructuras es utilizar el 

software Sketchup, que permite observar las sombras que produce un objeto 

previamente georreferenciado. En este caso se tomará como distancia mínima 

cuando la sombra de una fila de paneles no afecte a la fila consecutiva dentro de 

las horas de mayor radiación, estas horas en otras palabras es el brillo solar de la 

zona. En la sección 4.3.1 se definió un brillo solar de aproximadamente 7 hSd en 

promedio, es decir, 7 horas plenas de Sol donde se presenta la mayor radiación 

en un día. 

Las horas de mayor radiación de la zona se pueden obtener en las bases de datos 

de radiación solar como por ejemplo NSRDB DATA (que permite observar la 

radiación global horizontal hora a hora). Según la base de datos de radiación solar 

esas 7 horas van desde las 9 am hasta las 4 pm [48]. 

En Sketchup se determinó que el mes más crítico o donde se presenta la mayor 

sombra de una estructura a otra es en diciembre en su día 15. Se observó la 

sombra que entrega la estructura a las 4 pm, hora del día donde se presenta el 

mayor sombreado dentro del rango de horas estudiado (9 am – 4pm). 
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Figura 35 Distancias por sombra entre filas de un sub-parque. 

A una distancia de 1 metro se evita la sombra de una estructura a otra dentro las 

7 horas de estudio, por lo cual la distancia entre filas debe ser mayor o igual a 1 

metro, desde el punto de vista de sombras. Pero se debe tener en cuenta el 

mantenimiento de los paneles, debido a que estos necesitan una limpieza 

periódica por la suciedad que pueden acumular con el transcurrir del tiempo, 

entonces, entre filas debe haber una distancia tal que permita la circulación de 

personal de limpieza y vehículos barredores. 

 

La distancia entre filas va a depender de las dimensiones del vehículo barredor, 

más específicamente de su ancho. Comercialmente existen muchas variedades de 

estos vehículos, pero en este caso se usó uno en particular cuyo ancho es de 1,85 

metros y necesita un ancho de trabajo de 2,1 metros [52], adicionalmente es 

necesario tener una holgura en la distancia con el fin de evitar roces del vehículo 

con las estructuras de los paneles, por lo cual se definió una distancia de 3 metros 

entre filas. 

 

Los vehículos barredores necesitan vehículos transportadores de líquido o 

carrotanques para suministro de agua a lo largo de todo el sub-parque, estos 

vehículos necesitan circular por vías entre los sub-parques. No existen normas que 

especifiquen las dimensiones de las vías en un Parque Solar, pero una buena 

práctica es considerar estas vías como de segundo orden o de tercer orden que 

tienen un ancho de 7,3 y 6 metros respectivamente [58]. En este caso se toman 

las vías entre sub-parques como vías de segundo orden. 

 



 

 

 

51 

 

 
Figura 36 Distancia entre filas y sub-parques. 

En la Figura 37 se puede observar la vista frontal de las dos estructuras continuas 

verticalmente. 

 

 
Figura 37 Vista frontal de filas consecutivas en un sub-parque. 

Después de tener la distancia entre filas de cada sub-parque, se debe hacer una 

distribución de sus módulos fotovoltaicos. Existen muchas formar de distribuir los 

paneles, pero con fines de facilitar la organización de estos, se utilizó una 

geometría rectangular como se observa en la Figura 38. 

 

 
Figura 38 Distribución física de paneles de un sub-parque. 
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El sub-parque está constituido por; 100 paneles por fila y 59 paneles por columna, 

para un total de 5900. El inversor estará ubicado al norte del conjunto de paneles 

para la mitad de los sub-parques, y en la otra mitad el inversor estará ubicado al 

sur. La razón de esta ubicación en los inversores se explicará en la sección 4.4.12.  

 

Y por último la distribución de todos los sub-parques en el terreno elegido para así 

completar la totalidad del Parque Solar, se puede observar en la Figura 39. 

 

 
Figura 39 Distribución física del Parque Solar en sitio [35]. 

4.4.9. Calculo de conductores y protecciones DC. 

 

En el cálculo de conductores y protecciones DC se debe determinar los distintos 

tramos que se presentan en el Parque Solar.  Como normas técnicas se utilizó la 

Nacional Electrical Code (NEC) en su versión 2017 y la Norma Técnica 

Colombiana (NTC 2050). La NEC 2017 se usa debido a la escasez de normas 

técnicas colombianas que den especificaciones detalladas para instalaciones 

fotovoltaicas. En algunos aspectos se usó la norma NTC 2050. 

 

En cada sub-parque existen dos tramos DC diferentes; salida del string hasta la 

entrada de la caja de combinación y la salida de la caja de combinación hasta la 
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entrada del inversor, en la NEC 2017 estos tramos se le denomina; Circuito fuente 

y Circuito salida fotovoltaico respectivamente.  

4.4.9.1. Circuito fuente.     

 

Cada sub-parque tiene 197 string, por lo cual tiene la misma cantidad de circuitos 

fuentes distribuidos en 16 cajas de combinación, cada una de estas tiene entre 12 

y 13 circuitos fuentes. 

 

Para calcular la capacidad de corriente o ampacidad del conductor del circuito 

fuente, es necesario hallar la corriente máxima del circuito [47], de la siguiente 

forma:  

 

𝐼𝒎𝒂𝒙 = 𝐼𝑠𝑐  × 1,25 (8) 

 

Donde Isc es la corriente de cortocircuito del panel fotovoltaico. El factor de 1,25 

dado en la ecuación, es un factor de seguridad que depende de la irradiancia de 

la zona. 

 

Para dimensionar los conductores existen dos formas distintas, la primera es hacer 

que los conductores conduzcan como mínimo el 125 % de la corriente máxima 

calculada y la segunda se calcula aplicando factores de corrección. De las dos 

capacidades se elige donde se obtenga la mayor corriente [47]. 

 

𝐶𝑎𝑝𝑎𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑 1 =  𝐼𝒎𝒂𝒙 ∗ 1,25 (9) 

𝐶𝑎𝑝𝑎𝑐𝑖𝑑𝑎𝑑 2 =  
𝐼𝒎𝒂𝒙

𝐹𝑪 ∗ 𝐹𝑻
 (10) 

 

Donde FC es el factor de canalización y FT es el factor de temperatura. Estos son 

factores de corrección que afectan la capacidad de los conductores. 

4.4.9.1.1. Corrección por temperatura.  

 

La capacidad de los conductores es afectada por la temperatura, donde se 

presenta una relación inversa entre ambas, es decir, a mayor temperatura la 

capacidad de los conductores disminuye y viceversa [46]. En la tabla 310 – 16 

de la NTC 2050 se encuentra factores de correcciones de capacidad para cada 

temperatura.  

 

Como se definió en la sección 4.3.1, la temperatura ambiente promedio del 

terreno dispuesto para el Parque Solar es de 28 °C y tiene temperatura máximas 

promedio de 34°C, pero se debe tener en cuenta que lo conductores irán 

enterrados algunos centímetro por debajo de la tierra, por lo cual se supone una 



 

 

 

54 

 

temperatura cercana al  promedio ambiente (28 °C), y a esta temperatura el 

factor de corrección es 1 (ver Anexo 7) 

4.4.9.1.2. Corrección por ocupación.  

 

Es un factor que se usa en el caso de haber más de tres conductores portadores 

de corriente dentro de una misma canalización. Este factor es debido a que cada 

conductor emite calor, por lo cual la temperatura dentro de la tubería aumenta, 

afectando la capacidad de cada conductor. En la NTC en su sección 310-15 

presenta un factor de ajuste para determinados números de conductores dentro 

de una tubería. 

 

Como se verá en la sección 4.4.10, cada tubería tendrá máximo 8 circuitos 

fuentes en su interior, a lo que se traduce en 16 conductores portadores de 

corriente (8 positivos y 8 negativos), correspondiente a un factor de ajuste por 

ocupación de 0,5 (ver Anexo 8) 

  

El cálculo de las dos capacidades se puede observar en la Tabla 6. 

  

Tabla 6 Cálculo de capacidades circuito fuente. 

Capacidades Corriente 

calculada 

Calibre 

elegido 

Capacidad 

max cable  

Capacidad 1 15,8125 A 14 AWG 20 A 

Capacidad 2 25 A 12 AWG 25 A 

 

De las dos capacidades calculadas se elige el peor caso, siendo la capacidad 2 

donde se presenta la corriente mayor, correspondiente a un cable calibre 12 AWG 

(3,31 mm2), con una capacidad de 25 A a una temperatura de 75 °C. 

 

La capacidad de la protección en este tramo se determina como el 125 % de la 

corriente máxima calculada, donde se elige la protección superior comercial más 

cercana. Como la capacidad calculada es de 15,81 A, se elige una protección de 

20 A (ver Anexo 10). El conductor tierra se elige a partir de la protección elegida, 

en la tabla 250-95 de la NTC 2050 se muestra los calibres de los conductores 

tierras correspondientes para cada protección, en este caso una protección de 20 

A corresponde un conductor tierra en cobre de 12 AWG (ver Anexo 9) 

  

Las protecciones que se usan en los circuitos fuentes generalmente son fusibles, 

estos son bastante económicos y de fácil instalación, por lo cual se usará uno de 

estos en la salida de cada string. Además de los fusibles, es necesario tener un 

medio de desconexión en cada string del Parque Solar [47], por lo general se usa 

un seccionador, ya que este permitir desconexión de la fuente de energía solar si 

se produce un fallo o cuando se deben efectuar operaciones de mantenimiento 
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[59]. Los dispositivos de protección del circuito fuente deben soportar la tensión 

máxima del inversor (1500 V). 

4.4.9.2. Circuito de salida fotovoltaico.     

 

La caja de combinación totaliza los conductores provenientes de cada string, 

entonces, el conductor a la salida deberá soportar la suma de las corrientes del 

total de strings conectados a cada caja [47], por lo cual la corriente máxima se 

calcula de la siguiente forma.   

 

𝐼𝒎𝒂𝒙 = 𝐼𝑠𝑐  × 1,25 × 𝑁𝑝 (11)  

 

Donde Np es el número de strings en paralelo por caja combinadora. Para el 

cálculo de la capacidad del conductor y protecciones se hace de la misma forma 

que en el circuito fuente, calculando dos capacidades y se elige el peor caso. En 

las tuberías del circuito de salida fotovoltaico habrá máximo 16 conductores 

portadores de corriente como se verá en la sección 4.4.10, por lo cual el factor de 

ocupación será 0,5. 

 

Tabla 7 Cálculo de ampacidades circuito salida fotovoltaico. 

Capacidades Corriente 

calculada 

Calibre 

elegido 

Capacidad 

max cable  

 

Capacidad 1 

- 189,75 A 

 

- 205,56 A 

- 3/0 AWG  

 

- 4/0 AWG 

- 200 A 

 

- 230 A 

 

Capacidad 2 

- 303,6 A 

 

- 328,9 A 

- 350 Kcmil  

 

- 400 Kcmil 

- 310 A 

 

- 335 A 

 

La capacidad del cable será de 328,9 A (en el caso de 13 string por caja 

combinadora) y 303,6 A (en el caso de 12 string por caja combinadora), 

correspondiente al calibre 400 Kcmil y 350 Kcmil respectivamente (ver Anexo 6) 

 

De igual forma las protecciones se calculan como el 125% de la corriente máxima 

calculada. Para las salidas de las cajas combinadoras de 13 y 12 string se necesita 

una protección de 225 A y 200 A respectivamente (ver Anexo 10). El conductor 

tierra correspondiente de la protección de 225 A es 4 AWG y el correspondiente 

para la protección de 200 A es de 6 AWG (ver Anexo 9) 

 

Por lo general las protecciones usadas en los circuitos fotovoltaico de salida son 

interruptores automáticos en DC, que permiten extinguir arcos peligrosos en caso 

de fallos [59]. 
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4.4.9.3. Caída de tensión.  

 

La caída de tensión en un conductor es función de la longitud, de la resistividad y 

de la corriente que fluye por él. La NEC 2017 no posee requerimientos asociados 

a la caída de tensión en instalaciones fotovoltaicas, pero una buena práctica es 

limitar la caída de tensión entre 1,5 y 2 % desde el panel más lejano hasta el 

inversor [45]. En este caso se limitará a un máximo de 2 % de caída de tensión, y 

si no se cumple esta condición se recomienda cambiar el calibre de los 

conductores hasta que se cumpla. 

  

La distancia entre 2 puntos de un circuito será nombrada como “d” (dado en Km), 

entonces la longitud del cable total de cada circuito entre esos 2 puntos es de 2*d. 

La caída de tensión es determinada por la ley de Ohm [11]. 

 

𝑉𝑑 = 𝐼𝑠𝑐 × 𝑅 (12)  

 

𝑅 = 2 × 𝑑 × 𝜌 (13)   

 

%𝑉𝑑𝑟𝑜𝑝 =
𝑉𝑑

𝑉𝑛𝑜𝑚
× 100% (14)  

 

Donde ρ es la resistividad del conductor, 𝐼𝑠𝑐 es la corriente de cortocircuito del 

panel fotovoltaico, 𝑉𝑑 es la caída de tensión entre los dos puntos del circuito, %Vdrop 

es el porcentaje de caída de tensión y Vmax es el voltaje máximo del circuito que va 

depender del tramo donde se esté, en este caso de los circuitos DC se tomará 

como el voltaje máximo por string y se obtiene multiplicando la tensión de circuito 

abierto del panel (49,3 V) por el número de paneles en serie por string y este 

producto se usa para los dos tramos [11]. 

 

Para determinar ρ se debe observar la Tabla 8, extraída de la NEC 2017 en su 

capítulo 9 (ver Anexo 11).  
 

Tabla 8 Resistividad de conductores. 

Cable en 

cobre 

Resistencia en c.c a 

75°C cobre cubierto 

(Ω/Km) 

12 AWG 6,73 

350 Kcmil 0,1252 

400 Kcmil 0,1084 

 

El cálculo de la caída de tensión se resume en la Tabla 9, donde se toma la 

distancia del panel más lejano hasta el inversor, ya que si este se cumple 

regulación de tensión en los demás también lo harán. 
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Tabla 9 Cálculo de caída de tensión. 

Circuito Vmax 

[V] 

ISC [A] Distancia 

[km] 

Calibre 

conductor 

Resistividad 

[Ω/km] 

Vd [V] Vdrop 

[%] 

 

Fuente 

1479 10,12 0,154 12 AWG 6,73 20,98 

 

1,42 

 

Salida FV 

1479 131,56 0,247 350 Kcmil 0,1252 8,14 0,55 

 

Como la caída de tensión en conjunto no supera el 2%, entonces no es necesario 

cambiar el calibre de los conductores. 

4.4.10. Canalización para cableado DC 

 

En la sección 4.4.4 se especificó que se usará tubería PVC para las canalizaciones 

del Parque Solar, donde la suma de las secciones transversales de todos los 

conductores individuales instalados dentro de la tubería no debe superar el 40 % 

de la sección transversal interior de la tubería [46].  

 

Con la distribución de los paneles de cada sub-parque expuesta en la sección 4.4.8 

(ver Figura 38), una opción aceptable para distribuir las tuberías del circuito fuente 

es colocarlas a lo largo de cada fila del sub-parque como se observa en la Figura 

40, este tipo de distribución es muy usada en diseños de Parques Solares [38] [39] 

[45].  

 

 
Figura 40 Distribución de tuberías en un sub-parque. 

 

En cada sub-parque habrá 30 tuberías PVC para los circuitos fuentes, donde cada 

una almacenará entre 6 y 8 circuitos fuentes. Además, tendrá 2 tuberías PVC para 

los circuitos de salida fotovoltaicos y cada una almacenará 8 circuitos fuentes, 

como se observa en la Tabla 10. 
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Tabla 10 Porcentaje de ocupación de tuberías. 

Circuito Fuente Fotovoltaico de 

salida 1 

Fotovoltaico de 

salida 2 

Calibre Fase 12 AWG 400/350 Kcmil 350 Kcmil 

Calibre Tierra 12 AWG 4/6 AWG 6 AWG 

Área nominal sección 

transversal Fase (mm2) 

3,31 202,7/177,3 177,3 

Área nominal sección 

transversal Tierra (mm2) 

3,31 21,15/13,3 13,3 

Número de conductores PC 16 10/6 16 

Número de conductores tierra 8 5/3 8 

Área ocupada (mm2) 79,44 3236,45 2943,2 

Tubería utilizada 3/4“ 4” 4” 

Área interna tubería (mm2) 344 8213 8213 

Porcentaje de ocupación 23,1 % 39,4 % 35,8 % 

 

En la Tabla 10 se clasifican dos circuitos fotovoltaicos de salidas, cada uno 

correspondiente a una tubería PVC. El área de los conductores y las tuberías 

fueron extraído de las especificaciones técnicas de los fabricantes elegidos (Ver  

Anexo 4 y Anexo 5) 

4.4.11. Dimensionamiento de transformadores de baja a alta tensión 

 

El Parque Solar será conectado a una línea de alta tensión de 220 kV para poder 

ser conectado al SIN. La tensión de salida de cada inversor es de 690 V (baja 

tensión), entonces, es necesario elevar la tensión de salida del inversor hasta el 

nivel de tensión de transmisión de 220 kV.  

 

Debido a las altas corrientes de salida de los inversores, es recomendable tener 

un transformador elevador cercano a cada inversor, disminuyendo la corriente y 

así reducir el calibre de los conductores y las pérdidas por efecto Joule. En este 

caso se definió un transformador tridevanado cada dos inversores como se 

observa en la Figura 41, donde las salidas de los inversores deben ser conectados 

a devanados independientes.  
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Figura 41 Conexión de transformadores tridevanados. 

En total hay 44 inversores, cada uno de 2,3 MW de potencia por consiguiente habrá 

22 transformadores tridevanados y la salida de estos van en dirección a una 

subestación de 34,5 kV.  Todos los transformadores tridevanados se totalizan en 

una barra de 34,5 kV (este tema se amplía en la sección 4.5) y finalmente se tendrá 

un trasformador de 34,5/220 kV, donde su salida se conectará a una barra de 220 

kV. 

 

Los tridevanados de 0,69/0,69/34,5 kV son transformadores no convenciones por 

los niveles de tensión que se manejan a las salidas de los inversores, por lo cual 

deben tener especificaciones especiales. 

 

• Para evitar acoplamiento capacitivo del lado de baja y alta tensión es 

recomendable la instalación de pantallas electrostáticas entre esos 

devanados, con el fin de proteger los componentes electrónicos del inversor 

de posibles sobretensiones del lado de alta [55]. 

• Mayores niveles de aislamiento (de al menos 1000 V) en los devanados de 

baja tensión en caso de presencia a altos dv/dt (derivada de la tensión 

respecto del tiempo) [55]. 

• Adecuado para su uso con inversores IGBT [55]. 

• Los transformadores de tres devanados deben estar diseñados para una 

carga asimétrica en el sistema de baja tensión, es decir, el transformador 

debe funcionar de forma permanente con un solo inversor inyectando [55]. 
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• La impedancia entre los devanados del inversor debe ser superior al 10% 

[55]. 

• Resistentes al peor caso de distorsión armónica por parte de los inversores 

(3% en este caso) [55]. 

 

4.4.11.1. Refrigeración de transformadores. 

 

Los transformadores presentan pérdidas en forma de calor debido al proceso de 

transformación de energía, por lo cual la temperatura dentro de ellos aumenta, y 

por eso es necesario sistemas de refrigeración para que la temperatura no alcance 

niveles que afecten la vida útil del transformador. 

 

En el caso de los trasformadores tridevanados de 0,69/0,69/34,5 kV con una 

potencia de 4,6 MVA cada uno, van a ser de relleno líquido con carcasa metálica 

y de montaje en suelo. Por estar a la intemperie estos tendrán refrigeración natural 

y estarán inmerso en aceite mineral, es decir, su refrigeración serán ONAN (Oil 

Natural Air Natural). La marca por usar será ABB, ya que ofrece transformadores 

con las características antes expuesta [60]. 

 

Para el caso del transformador de 34,5/220 kV, por ser de mayor potencia (100 

MVA) y por consecuente más grande, la refrigeración resultará más compleja 

(cuanto más grande es un cuerpo más difícil resulta refrigerarlo), por lo cual el tipo 

de refrigeración a usar será aceite con circulación natural, pero el aire tendrá 

ventilación forzada, es decir, refrigeración ONAF (Oil Natural Air Forced), muy 

usada en transformadores de altas potencias [56]. 

 

4.4.11.2. Sistema puesto a tierra. 

 

El inversor central usado en este caso no tiene un transformador interno para aislar 

galvánicamente la parte continua de la parte de alterna, esa función la cumple el 

transformador tridevanado a la salida de los inversores, por esa razón la parte 

alterna entre el inversor y el transformador tridevanado debe seguir siendo un 

sistema aislado, aunque no existe un aislamiento galvanizado entre la parte 

continua y la parte alterna. Esto implica que el transformador tridevanado en sus 

lados de baja tensión el neutro (en caso de tenerlo) no deberá conectarse a tierra 

[39]. 

 

Si se conectase el neutro a tierra en la salida alterna de los inversores la parte 

continua y alterna no estarían aisladas, es por esa razón que en un inversor central 

sin transformador interno, las partes continuas y alterna deben considerarse como 

una unidad para efectos de aislamiento. Esto es un requerimiento de diseño para 

los inversores centrales ABB de referencia PVS 980 [55], donde ningún conductor 

activo (ni continuo ni alterno) del inversor debe estar conectado a tierra. 
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Con este requerimiento de diseño, entonces, debe haber una tierra única para todo 

el lado de baja tensión, tanto en parte continua como en parte alterna, como se 

observa en la Figura 42. 

 
Figura 42 Conexión tierra en parte alterna de baja tensión. 

 

4.4.12. Cálculos de conductores y protecciones AC 

 

Para el cálculo de los conductores AC, hay que tener en cuenta que existen tres 

niveles diferentes de tensión; 690 V en las salidas de los inversores, de 34,5 kV en 

la salida de los tridevanados y de 220 kV en la salida del transformador 

bidevanado. 

 

En el caso del nivel de baja tensión (690 V), los conductores y protecciones se 

calculan de la misma forma que los conductores DC. Se debe hallar una corriente 

máxima, luego determinar dos capacidades y elegir la de mayor corriente. La 

corriente máxima de las salidas de los inversores debe ser la corriente nominal 

permanente de salida de estos [47], en este caso esa corriente es 1925 A. Para 

hallar la ampacidad se aplica un 125 % de la corriente máxima, por lo cual la 

ampacidad del conductor de salida de los inversores es de 2406,25 A. 

 

Debido a que el máximo calibre del fabricante elegido es de 1000 Kcmil, que tiene 

una capacidad máxima de corriente de 615 A, es necesario usar conductores en 

paralelo, en este caso se necesitan 4 conductores en paralelo por fase (615 

*4=2460 A), como se observa en la Figura 43. 
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Figura 43 Cable eléctrico con conductores en paralelo. 

 

La salida del inversor es trifásica, entonces, en total se tendrán 12 conductores a 

la salida del inversor. Estos conductores serán de cobre y sin neutro (requisito del 

fabricante de inversores) y el cable a usar será unipolar enterrado bajo tubo como 

se puede apreciar en la Figura 44. A este tipo de conductores no se le aplica 

factores de ajustes [46]. 

 

 
Figura 44 Cable unipolar enterrado bajo tubo. 

 

Para determinar las protecciones hay que tener en cuenta que, protecciones 

mayores de 800 A no se le aplican el factor de 1,25, ya que la capacidad que ellos 

protegen debe ser igual o mayor a la corriente nominal de salida del inversor (1925 

A) [46], por esa razón se elige una protección de 2000 A. 

 

El calibre del cable manejado a la salida del inversor es bastante grande y costoso, 

por lo cual, la distancia entre los inversores y el transformador tridevanado debe 

ser la más corta posible, es por esa razón que cada inversor de la mitad de los 
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sub-parques estará ubicado al norte y en la otra mitad estará ubicado al sur del 

conjunto de paneles. Los sub-parques se organizan de esa manera para que los 

inversores de dos sub-parques sucesivos estén más cerca, con el fin de tener la 

menor distancia posible de ellos y el transformador tridevanado. Para el cálculo de 

los calibres de media y alta tensión, no se analizará en este informe debido a que 

necesita un análisis más detallado. 

4.5. Subestación eléctrica.  

 

El Parque Solar necesita elevar la tensión para poder ser conectado al SIN, por lo 

cual va a haber una subestación eléctrica con dos niveles de tensión; de 34,5 kV 

y de 220 kV. 

 

4.5.1.  Subestación eléctrica 34,5 kV  

 

Es una subestación de media tensión correspondiente al nivel 3 de tensión. En la 

sección 4.4.11 se definió 22 transformadores tridevanados de 0,69/0,69/34,5 kV, 

por lo cual se tendrán el mismo número en salidas a un nivel de tensión de 34,5 

kV. Cada salida de los transformadores será una bahía cuando se conecta a un 

barraje de 34,5 kV, el número de bahías por barraje depende de la configuración 

de subestación a utilizar, en este caso se emplea una configuración de barra 

principal más transferencia que para un nivel 3 de tensión comúnmente se tiene 

entre 4 y 6 bahías, por lo cual se necesitan de sub-barras de 34,5 kV para no 

exceder el número de bahías por barraje. 

 

 
Figura 45 Diagrama unifilar de subestación 34,5 kV. 
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La numeración corresponde a la de cada sub-parque, de acuerdo con la Figura 39. 

La configuración de barra principal más transferencia se usa para darle mayor 

confiabilidad al Parque Solar puesto que permite continuidad del servicio en caso 

de mantenimientos en los equipos de protección.  

 

4.5.2.  Subestación eléctrica 220 kV  

 

Para la subestación de 220 kV la configuración a usar también será de barra 

principal más transferencia. La barra principal tendrá una bahía proveniente de la 

salida del transformador de potencia de 34,5/220 kV y otra bahía para la salida de 

línea hacia la subestación Fundación 220 kV. 

 

4.6. Simulaciones PVsyst 

 

Una vez hecho el diseño del Parque Solar es posible determinar la energía 

aproximada que producirá la planta por año, mediante el programa de simulación 

PVsyst en su versión 6.77. Los datos climatológicos del terreno elegido se extrajeron 

de la base de datos de la NASA-SSE. 

   

Con base en los parámetros definidos en la sección 4.4 se modela el Parque Solar de 

100 MW, donde se definió la marca y modelo de los paneles e inversores usados, la 

orientación e inclinación de los paneles, la cantidad de módulos en serie y en paralelo, 

entre otros parámetros. 

 

También es importante tener en cuenta las pérdidas que se presentan en una 

instalación, estos valores de las pérdidas van a tener aproximaciones razonables [38]. 

Las pérdidas que se tendrán en cuenta son: 

 

• Perdidas térmicas: Las altas temperaturas que alcanzan los paneles 

fotovoltaicos afectan negativamente la potencia generada. El 

comportamiento térmico del arreglo de paneles se calcula en la simulación 

mediante un balance térmico, este establece la temperatura de 

funcionamiento instantánea que se usará en el modelado de los módulos 

fotovoltaicos [62]. 

 

El balance térmico implica el “factor de pérdida de calor” U=Uc + Uv * 

Velocidad del viento [W/m2*K], donde Uc es la pérdida de potencia por cada 

grados kelvin que varía la temperatura y Uv es un factor de pérdida por el 

viento, este último el programa recomienda no usarlo ya que la velocidad del 

viento no está bien definida en los datos meteorológicos por lo cual no es 

muy conocida, entonces, se define un valor de cero. Para el caso de Uc 

PVsyst recomienda usar un valor de 29 W/m2*K para instalaciones 
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fotovoltaicas que tienen libre circulación del aire como lo es este caso en 

particular, por lo cual se toma ese valor [62]. 

 

 
Figura 46 Asignación de pérdidas térmicas en PVsyst. 

• Perdidas de cableado: La resistencia óhmica del cableado induce pérdidas 

(R * I2) entre la potencia disponible de los módulos y la de los terminales del 

arreglo. Estas pérdidas se pueden caracterizar por un solo parámetro R 

definido para arreglo global, pero en este caso se realizó en forma detallada 

especificando la longitud promedio de los conductores de cada circuito de la 

instalación y su calibre correspondiente [62].   

 

Para el circuito fuente se definió una distancia promedio por circuito de 70 

metros, para el circuito de salida fotovoltaico se definió una distancia promedio 

de 50 metros y para el circuito de salida del inversor se definió una distancia 

de 3 metros, con los calibres definidos en la Sección 4.4.9. 

 

 
Figura 47 Asignación de pérdidas óhmicas en PVsyst. 

• LID – Degradación inducida por la luz: Indica la pérdida de los módulos 

fotovoltaicos en las primeras horas de Sol. Está relacionado con la calidad 

del proceso de fabricación de las celdas de silicio [62]. Esta pérdida no se 

encuentra generalmente en las fichas técnicas de los paneles, por lo cual se 

tomó el valor de 2%, aconsejado por el software de simulación. 
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Figura 48 Asignación de pérdidas LID en PVsyst, 

• Pérdida por suciedad: Son debidas al polvo que se acumula en los módulos 

provocando disminución de la producción de los paneles. Estas pérdidas son 

dependientes de las características del sitio (tipo de suelo, precipitaciones 

anuales, etc) y de la frecuencia de mantenimiento de limpieza. Se consideró 

una pérdida por suciedad de 1,5 % anual, muy usado en el dimensionamiento 

de otros Parques Solares [38]. 

 

 
Figura 49 Asignación de pérdidas por suciedad en PVsyst. 

• Indisponibilidad del sistema: Es útil prever fallas del sistemas o paradas de 

mantenimiento en las expectativas de producción, el programa permite definir 

periodos específicos de indisponibilidad del sistema y también de crear estos 

periodos de forma aleatoria [62]. Pero como la indisponibilidad del proyecto 

suele ser impredecible, entonces, se definió como una fracción de tiempo o 

como un número de días, en este caso se definió una indisponibilidad de 0,6 

% equivalente 2 días al año [38]. 
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Figura 50 Asignación de indisponibilidad del sistema en PVsyst. 

• Consumo por servicios auxiliares: Los servicios auxiliares que deben 

alimentarse corresponde a iluminación general, equipos de comunicación, 

equipos de teleprotección, aires acondicionados, tomacorrientes de uso 

general, equipos de extracción de aire, entre otros. Para este caso se definió 

una potencia general de 30 kW usado en el dimensionamiento de otros 

Parques Solares [38]. 

 

 
Figura 51 Asignación de pérdidas de energía por consumos auxiliares en PVsyst. 

• Perdidas por sombras: El efecto de las sombras entre los paneles se definió 

en la Sección 4.4.8, aunque se considera sombras externas debido a terrenos 

de forestación cercano al terreno dispuesto para el Parque Solar, el cual se 

modeló usando la herramienta de “Sombras Cercanas” del programa de 



 

 

 

68 

 

PVsyst [62], donde este calcula el porcentaje de pérdidas que se producen 

por sombra anualmente.  

 

 
Figura 52 Definición del sombreado cercano. 

Todas las pérdidas de energía anteriores se le restan a una a la energía total que 

produce los paneles fotovoltaicos, donde se realizó la simulación en el software 

PVsyst obteniendo una generación anual para el total de la instalación de 

aproximadamente 190.090 MWh/año, pero con todas las pérdidas antes mencionadas 

la energía que se inyecta a la red es de 159.963 MWh/año. En el Anexo 12 se puede 

observar el reporte entregado por el programa. 

 

4.7. Evaluación Financiera. 

 

Con la evaluación financiera se pretende determinar la viabilidad de realizar el 

proyecto desde el punto de vista económico-financiero. Usando un flujo de caja 

descontado se valora el proyecto de inversión en el cual hay que tener en cuenta los 

ingresos, costos y gastos del proyecto que se tiene en cada periodo de tiempo [63]. 

Además, se debe tener en cuenta aspectos como; los costos financieros (intereses), 

pago a la deuda, las depreciaciones y los impuestos (renta). Al final se obtiene una 

utilidad neta que va a proporcionar información de viabilidad financiera del proyecto, 

con ayuda de indicadores tales como; el Valor Presente Neto (VPN) y la tasa interna 

de retorno (TIR) [63]. 

 

4.7.1. Inversiones 

 

Para obtener la inversión aproximada del proyecto, una opción es obtener precios 

de los diferentes elementos del Parque Solar y luego sumarlos hasta obtener la 

inversión inicial, pero esto puede resultar difícil de conseguir, por lo cual, en este 

caso se usaron costos índices. Organizaciones como la Agencia Internacional de 

las energías renovables (IRENA en inglés), presenta promedios de los costos de 

inversión para la instalación de proyectos solares (ver Figura 53). 
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Figura 53 Costos instalados para proyectos fotovoltaicos solares a escala de servicio 

público y el promedio ponderado global, 2010-2017 [64]. 

Para finales del 2017 el costo de inversión en instalaciones fotovoltaica fue de 1300 

USD/kW [64], este costo se va a usar como referencia en este caso en particular. 

El costo total de inversión se divide en 5 cinco grandes grupos, los cuales se 

pueden clasificar en: Estructura civil e instalación (Excavaciones, cimientos, etc.), 

equipos mecánicos (módulos y estructuras), equipos eléctricos (Inversor, BOS, 

subestación y transformador, etc.), costos de emplazamiento (Terrenos, seguros, 

impuesto a la propiedad, etc.) y costos indirectos (gestión y supervisión), gastos 

generales y contingencias [65]. 

 

Tabla 11 Costo total del proyecto por grupo (Adaptada de [65]). 

Items  Costos (US$/kW) Porcentaje (%)  

Estructura civil e instalación 160,92 12,37 

Equipos mecánicos  591,40 45,49 

Equipos eléctricos 190,01 14,61 

Costos indirectos  254,02 19,54 

Costos de emplazamiento 103,63 7,97 

Total 1300 100 

 

Los porcentajes de cada grupo fueron tomados de [65], el cual realiza una 

desagregación de los costos nivelados de energía (LCOE en inglés) detallada, a 

partir de una taxonomía rigurosa que evalúa los costos de inversión de 

instalaciones fotovoltaicas a gran escalas o Parques Solares. 
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Suponiendo una tasa de cambio de pesos a dólares de 3000 COP/USD, entonces, 

se tiene una inversión inicial de 3’900.000 COP/kW y como el proyecto es de 100 

MW, la inversión inicial total es de 390’000.000.000 COP (trecientos noventa mil 

millones de pesos).  

 

Por lo general cuando se manejan cifras de dinero de esa magnitud, un porcentaje 

del dinero es financiado [45]. Para este caso se va a suponer que, por parte del 

cliente se realizará un aporte inicial de capital propio de un 50% de la inversión 

total a realizar y mediante la contratación de un préstamo bancario a 10 años por 

el 50% restante, con un interés del 7 % efectivo anual. La inversión total se dividirá 

por tanto en el capital propio aportado de 195’000.000.000 COP y se financiará la 

misma cantidad.  

 

4.7.2. Costos de operación y mantenimiento. 

 

Los costos de operación y mantenimiento incluyen gastos necesarios para la 

correcta operación del Parque Solar y gastos debido a revisiones periódicas para 

asegurar el correcto funcionamiento de los componentes del Parque Solar [45]. Es 

importante en proyectos solares de gran magnitud tener un plan de mantenimiento 

de carácter preventivo y correctivo, con el fin de disminuir riesgos y alargar la vida 

útil de la instalación, como maximizar la producción de energía y por consecuente 

mejorar la rentabilidad de la instalación [38]. 

 

Para tener un valor aproximado de los costos de operación y mantenimiento del 

Parque Solar, se usó como referencia el artículo [65], este dice que el costo de 

operación y mantenimiento es de 180 USD/kW/año. Por lo cual para un Parque 

Solar de 100 MW corresponde a 18.000 USD/año. 

 

Tabla 12 Costo totales en operación y mantenimiento por grupo. 

Item  Costos (US$/kW) Porcentaje 

Mantenimiento de equipos 66,42 36,90% 

Salarios 2,16 1,20% 

Mantenimiento de líneas y 

subestación 

1,90 1,05% 

Mantenimiento de Vías 0,67 0,37% 

Contrato de Conexión 35,70 19,83% 

Gerencia Ambiental 

Operativa 

9,96 5,53% 

Seguro Operacional 29,71 16,50% 

Impuesto de Industria y 

Comercio 

0,63 0,35% 

Impuesto a la Propiedad 

Operacional 

1,52 0,84% 
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Recargo de propiedad 

operacional 

0,39 0,21% 

Reemplazos Ocasionales 28,31 15,72% 

Desmantelamiento 2,58 1,43% 

Total 180 100% 

 

4.7.3. Ingresos por conceptos de venta de energía  

 

Los ingresos del proyecto por concepto de venta de energía pueden presentarse 

en diferentes formas; ventas en bolsa, ventas en contratos, ventas por cargo de 

confiabilidad, venta por reducción de emisiones e ingresos por otros conceptos 

[66]. 

 

Para simplificar el análisis se va a suponer que el Parque Solar recibe el 100 % de 

sus ingresos por ventas de contrato. Estos ingresos fijan el precio de la energía 

durante un determinado periodo de tiempo, en este caso se supone un contrato a 

precio fijo durante la vida útil de la instalación fotovoltaica (25 años). Entonces, los 

ingresos del proyecto se calculan de la siguiente forma [38]:  

 

𝐼𝑛𝑔𝑟𝑒𝑠𝑜𝑠 = 𝐸𝑛𝑒𝑟𝑔í𝑎 𝐺𝑒𝑛𝑒𝑟𝑎𝑑𝑎 (𝑀𝑊ℎ) ∗ 𝑃𝑟𝑒𝑐𝑖𝑜 𝑑𝑒 𝑙𝑎 𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔í𝑎 𝑝𝑜𝑟 𝑐𝑜𝑛𝑡𝑟𝑎𝑡𝑜 ($/𝑀𝑊ℎ) 

 

Por lo cual, para poder estimar los ingresos anuales fue necesario determinar la 

cantidad de energía que será inyectada a la red de forma anual. Además, se debe 

conocer el precio de la energía contratada y sus parámetros de ajuste anual. 

 

Para estimar la energía generada anualmente se utilizó el programa PVsyst, 

considerando las diferentes pérdidas mencionadas en la Sección 4.6, se obtuvo 

un valor de producción de energía de 159.963 MWh/año. Considerando la duración 

del proyecto de 25 años y teniendo en cuenta la depreciación anual en la eficiencia 

de los paneles fotovoltaicos de 0,672 % anual (ver Anexo 1), se obtuvieron los 

siguientes datos de generación presentados en la Tabla 13 . 

 

Tabla 13 Generación de energía anual. 

Año 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027  
Generación 

MWh/año 159.963 158.888 157.820 156.760 155.706 154.660 153.621 152.588  

Año 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035  
Generación 

MWh/año 151.563 150.544 149.532,8 148.527,9 147.529,8 146.538,4 145.553,7 144.575,6  

Año 2036 2037 2038 2039 2040 2041 2042 2043 2044 

Generación 

MWh/año 143.604 142.639 141.680,5 140.728,4 139.782,7 138.843,3 137.910,3 136.983,6 136.063 
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Con respecto al precio de la energía contratada, como este proyecto es hipotético, 

entonces, no tiene un contrato real. Por lo cual se tomó el promedio del precio de 

la energía por contrato en el año 2018 entregado por los informes XM y con ese 

precio promedio se harán los cálculos de los ingresos anuales [66]. 

 

 
Figura 54 Precios promedios de la energía por contrato en el año 2018 (Adaptado de [66]). 

Se va a suponer que el costo de la energía por contrato se va a mantener fijo cada 

año durante los 25 años de vida útil del proyecto, por lo cual, el precio de la energía 

en el año 1 va a ser el mismo que el precio de la energía en el año 25. Para este 

caso el costo de la energía por contrato a usar es de 179,24 $/kWh. 

 

El flujo de caja anual se calculó multiplicando la energía inyectada a la red por el 

precio de la energía por contrato para los 25 años de vida útil del proyecto. En la 

Tabla 14 se observan los ingresos esperados. 

 

Tabla 14 Ingresos anuales por venta de energía. 

Año 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027   

Venta

s COP 

28’672.4

75.156 

28’479.7

96.123 

28’288.4

11.893 

28’098.3

13.766 

27´909.4

93.097 

27’721.9

41.303 

27’535.6

49.858 

27´350.6

10.291 

  

Año 2028 2029 2030 2031 2032 2033 2034 2035   

Venta

s COP 

27’166.8

14.190 

26’984.2

53.198 

26’802.9

19.017 

26’622.8

03.401 

26’443.8

98.162 

26’266.1

95.167 

26’089.6

86.335 

25’914.3

63.643 

  

Año 2036 2037 2038 2039 2040 2041 2042 2043 2044 

Venta

s COP 

25’740.2

19.119 

25’567.2

44.847 

25’395.4

32.961 

25’224.7

75.652 

25’055.2

65.159 

24’886.8

93.778 

24’719.6

53.851 

24’553.5

37.777 

24’388.5

38.004 
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4.7.4. Indicadores financieros.  

 

Los principales indicadores financieros que determinan la viabilidad de un proyecto 

son: Valor Presente Neto (VPN), Tasa Interna de Retorno (TIR) y el periodo de 

retorno de inversión. 

 

4.7.4.1. Valor Presente Neto (VPN) 

 

El VPN mide en dinero a valor presente, las ganancias o pérdidas que dejará el 

proyecto, después de descontar los egresos de los ingresos, incluyendo la 

inversión inicial [38]. 

 

Con el flujo de caja hecho en el modelo financiero para el Parque Solar de 100 MW 

en el Excel adjunto a este documento, es posible calcular el VPN. En el flujo de 

caja se tuvo en cuenta los ingresos y egresos anuales durante la duración del 

proyecto. Para calcular el VPN se usó la formula (15). 

 

𝑉𝑃𝑁 = −𝐼𝑜 + ∑
𝐹𝑛

(1 + 𝑖)𝑛

25

𝑛=1

 (15) 

 

Donde Io es la inversión inicial, n el año, i la tasa de interés y Fn el flujo de caja 

correspondiente al año n. Para una tasa de interés de 7 % se obtuvo un VPN de               

39’783.050.371 COP (treinta nueve mil setecientos ochenta y tres millones 

cincuenta mil trescientos sesenta y un pesos). Como el VPN en este caso es 

positivo, entonces, el proyecto es financieramente viable. 

 

4.7.4.2. Tasa Interna de Retorno (TIR) 

 

La TIR presenta la tasa efectiva anual compuesto de retorno que hace que el VPN 

de todos los flujos efectivos de una determinada inversión sea igual a cero [38]. 

Usando el flujo de caja del Excel adjunto a este documento, la TIR obtenida fue de 

8,54 %, el cual es mayor a la tasa de oportunidad (7 %), por lo tanto, se puede 

afirmar que el proyecto es atractivo desde el punto de vista económico-financiero. 

 

4.7.4.3. Periodo de Retorno de Inversión (PRI) 

 

El PRI determina el tiempo en el cual se recupera la inversión inicial dada en la 

sección 4.7.1. Es un criterio muy sencillo y muy usado en proyectos de inversión, 

usando el flujo de caja suma los ingresos anuales llevados a valor presente, hasta 

que esa suma supere la inversión inicial, donde en el año que se supere dicha 

inversión sería el PRI [38]. 
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En este caso el PRI del Parque Solar de 100 MW fue de 16 años, con una tasa de 

interés del 7%, aunque este periodo puede alterarse si se varía la tasa de interés. 

El PRI es menor a los años de vida útil del proyecto, por lo cual, a partir del año 16 

el proyecto va a recibir ganancias. 

 

5. Conclusiones.  

 

Colombia es una país privilegiado con respecto a la radiación solar incidente, debido 

a que presenta un promedio de radiación de 4,5 kW/m2, más alto que el promedio 

mundial que es de 3,9 kW/m2. En algunos lugares del territorio nacional, la radiación 

alcanza promedios de entre 6 y 5,5 kW/m2, convirtiéndolo en un lugar atractivo desde 

punto de vista energético para instalaciones fotovoltaicas. Pero se debe tener en 

cuenta que el país presenta grandes elevaciones o montañas, así como varias zonas 

protegidas que dificultan o imposibilitan la construcción de grandes Parques Solares, 

pero zonas como los valles interandinos y gran parte de la costa Caribe son ideales 

para el desarrollo de proyectos de tales magnitudes. 

 

Desde un punto de vista eléctrico, gran parte del territorio del país no está conectado 

al Sistema Interconectado Nacional (SIN), entonces, aunque haya muchos terrenos 

energéticamente favorables para grandes Parques Solares, no se puede desarrollar 

en esos terrenos. 

 

Luego de establecer un terreno para el Parque Solar fue posible realizar su diseño 

conforme a la normativa aplicable nacional y en su defecto normativas internacionales, 

donde las principales característica de dicha planta son: 

 

• 101,254 MWp de potencia. 

 

• Subestación elevadora de 34,5 kV / 220 kV. 

 

• Conexión a la STN en líneas de 220 kV.  

 

• 259.600 paneles fotovoltaico de 390 Wp. 

 

• 44 Inversores trifásicos de 2,3 MW. 

 

• 22 Transformadores trifásicos 0.69 kV/ 34,5 kV de 4,6 MW. 

 

• Generación de 159.963 MWh/año. 

 

El proyecto posee una rentabilidad atractiva para los futuros inversores, al obtener un 

periodo de retorno de 16 años menor a la vida útil del proyecto de 25 años. Esto quiere 

decir que a partir del año 16 de operación los ingresos obtenidos por ventas de 



 

 

 

75 

 

electricidad no deberán ser invertidos en pago de los intereses bancario del préstamo 

solicitado para la inversión inicial, sino que reportarán en beneficios de los propietarios 

del Parque Solar. 

 

Otros indicadores como la TIR y el VPN  corroboraron la viabilidad financiera del 

proyecto presentando, respectivamente porcentajes por encima de la tasa de 

oportunidad y valores positivos. 

 

A comparación de otros parques solares en el mundo, la TIR y PRI de este proyecto 

presenta valores similares [38] [39] [45], lo cual asegura que este proyecto es una 

buena opción para futuros inversionistas. 

 

Hay que tener en cuenta que el presente informe es el desarrollo de la ingeniería 

conceptual de un Parque Solar en Colombia, por lo cual no se entró al detalle de cada 

uno de los elementos analizados ( estudio energético, eléctrico y financiero), entonces, 

se tomaron muchas consideraciones y aproximaciones que se deben tener en cuenta 

para el desarrollo de futuras ingenierías, las cuales requieren un mayor nivel de 

detalle. 
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