
UNIVERSIDAD DE CHILE
FACULTAD DE CIENCIAS FÍSICAS Y MATEMÁTICAS
DEPARTAMENTO DE INGENIERÍA ELÉCTRICA

ESTRATEGIAS DE CONTROL PARA MANTENER LA ESTABILIDAD DE
TENSIÓN EN SISTEMAS CON BAJOS NIVELES DE INERCIA

TESIS PARA OPTAR AL GRADO DE
MAGÍSTER EN CIENCIAS DE LA INGENIERÍA, MENCIÓN ELÉCTRICA

MEMORIA PARA OPTAR AL TÍTULO DE
INGENIERO CIVIL ELÉCTRICO

JOAQUÍN IGNACIO FIGUEROA BARRERA

PROFESORA GUÍA:
CLAUDIA RAHMANN ZÚÑIGA

MIEMBROS DE LA COMISIÓN:
Rodrigo Moreno Vieyra

Ricardo Álvarez Malebrán

Este trabajo ha sido parcialmente financiado por
ANID a través del FONDAP 15110019

SANTIAGO DE CHILE
2024



RESUMEN DE LA TESIS PARA OPTAR AL GRADO DE
MAGÍSTER EN CIENCIAS DE LA INGENIERÍA, MENCIÓN ELÉCTRICA
Y MEMORIA PARA OPTAR AL TÍTULO DE INGENIERO CIVIL ELÉCTRICO
POR: JOAQUÍN IGNACIO FIGUEROA BARRERA
FECHA: 2024
PROF. GUÍA: CLAUDIA RAHMANN ZÚÑIGA

ESTRATEGIAS DE CONTROL PARA MANTENER LA ESTABILIDAD DE
TENSIÓN EN SISTEMAS CON BAJOS NIVELES DE INERCIA

En los últimos años, ha habido un aumento sostenido de la interconexión de proyectos
de tecnologías de generación variable con convertidor (TGVCC) en los SEP, particularmente
centrales fotovoltaicas y eólicas.

El reemplazo de generación sincrónica convencional por TGVCC conlleva diversos desafíos
para la operación del sistema. Una de las principales causas es que hay una reducción en los
niveles de cortocircuito, lo que vuelve al sistema más propenso a sufrir inestabilidades. Por
consiguiente, es necesario tomar medidas que aseguren la estabilidad en el futuro a medida
que hay una mayor presencia de TGVCC en la red.

En este trabajo se propone una alternativa para asegurar la estabilidad de tensión del
sistema. Esta consiste en la implementación de un controlador de área amplia que actúa de
manera coordinada con controladores locales para modificar la inyección de potencia reactiva
de ciertas TGVCC durante contingencias.

El diseño, implementación y evaluación del controlador se realiza en el Sistema Eléctrico
Nacional proyectado al año 2046 y modelado en el software de simulación DIgSILENT Po-
werFactory. Los resultados indican que el controlador puede brindar beneficios en términos
del desempeño dinámico de la red ante cortocircuitos en condiciones de operación de alta
penetración de TGVCC.
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Capítulo 1

Introducción

1.1. Motivación
En los últimos años, la generación de energía a partir de fuentes renovables no convencio-

nales, como la generación solar fotovoltaica (PV) y eólica, ha aumentado significativamente
alrededor del mundo. Los números son claros: desde el año 2010 hasta fines del 2020, la
generación PV y eólica aumentaron en 96% y 78% respectivamente, llegando a tener una
capacidad instalada mundial de 587 y 623 [GW] [1]. Lo anterior ha sido producto de políticas
de protección ambiental más estrictas, metas de reducción del uso de combustibles fósiles, así
como la necesidad de satisfacer una demanda global creciente [2]. Esta tendencia ha llevado
a que los sistemas de potencia (SEP) comiencen un proceso de transición desde sistemas
dominados por generadores sincrónicos (GS) hacia sistemas con altos niveles de penetración
de tecnologías de generación variable con convertidor (TGVCC).

Si bien la incorporación masiva de TGVCC representa un gran paso en términos de mi-
tigación de los efectos del cambio climático, también impone grandes desafíos técnicos en
la operación, estabilidad y control de los SEP [3–5]. Diversos estudios han mostrado que
la transición segura de un SEP convencional a uno dominado por TGVCC (y por ende de
baja inercia) es, en esencia, un problema de control complejo. En este sentido, si bien los
convertidores son equipos rápidos y flexibles que ofrecen una amplia gama de alternativas de
control, también añaden una capa adicional de complejidad [6].

Los principales aspectos a considerar en términos de control son [7]: retardos de actuación
asociados al procesamiento de las señales (como el PLL), posibles inestabilidades causadas
por límites de inyección de corriente de los convertidores durante fallas, surgimiento de in-
teracciones dinámicas rápidas (inestables) debido al acoplamiento entre convertidores y la
red, así como el hecho de que el desempeño dinámico de las TGVCC durante contingencias
depende fuertemente de la robustez del sistema y la arquitectura de control utilizada en los
convertidores. Adicionalmente, a medida que la penetración de las TGVCC aumenta, se crean
cientos de nuevos puntos de control rápido en la red [8], lo que inevitablemente complejiza
aún más la coordinación y ajuste de parámetros del SEP.

Las soluciones para abordar los diversos problemas de estabilidad que surgen en sistemas
débiles de baja inercia son específicas a cada sistema y dependerán de las características
propias de la red y TGVCC existentes. En el caso de los problemas de estabilidad asociados
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a bajos niveles de robustez, una de las soluciones más simples es reducir la potencia generada
por las TGVCC. Si bien esta acción reduce la sensibilidad del voltaje frente a cambios de los
flujos de potencia, sólo debe usarse como una solución temporal para evitar comportamientos
inestables hasta que se desarrolle una solución de largo plazo [6]. Otra alternativa es la incor-
poración de equipos adicionales en áreas débiles de la red, lo que permite mejorar localmente
la robustez del sistema. Los equipos FACTS, como SVC y STATCOM, ayudan a controlar
los voltajes de la red mediante la inyección rápida de reactivos [9], [10]. Además, pueden
ayudar a limitar las fluctuaciones de tensión y mejorar la capacidad de fault ride-through de
las TGVCC [11], [12]. No obstante, los equipos FACTS también poseen sistemas de control
rápidos que pueden interactuar con los sistemas de control de las TGVCC, pudiendo causar
inestabilidades, principalmente en el caso de sistemas débiles [6]. Por otro lado, al igual que
las TGVCC, estos equipos también tienen una capacidad limitada de inyección de corrientes
de cortocircuito. En este sentido, experiencias prácticas en Dinamarca han mostrado que los
condensadores sincrónicos son una buena alternativa para mejorar los niveles de cortocircuito
y la inercia del sistema [13].

Otra alternativa para disminuir los riesgos de inestabilidad en sistemas de baja inercia es
modificar los sistemas de control de las TGVCC para que apoyen la estabilidad del sistema
durante contingencias. Lo anterior incluye estrategias de control para fault ride-through, de
forma de inyectar corriente reactiva durante cortocircuitos [14–18], así como estrategias de
respuesta rápida de frecuencia (también llamada inercia virtual) durante desbalances de car-
ga [19]. Diversos estudios han mostrado que este tipo de controles mejoran significativamente
el desempeño dinámico de los SEP y, por ende, reducen los riesgos de inestabilidad.

Si bien estas estrategias representan un buen punto de partida para mejorar el desempeño
dinámico de los sistemas eléctricos débiles, no serán suficientes para mantener la estabilidad
en SEP dominados por TGVCC con niveles de inercia iguales o cercanos a cero [7,20]. Estas
estrategias de control se basan en el principio de inyección de corrientes durante contingen-
cias utilizando sólo mediciones locales (sin tener una visión general del estado del sistema).
Aunque este enfoque descentralizado y no-coordinado ha mostrado ser exitoso en SEP con-
vencionales dominados por GS, difícilmente funcionará en sistemas débiles de baja inercia.
En estos casos, las estrategias de control de área amplia (WACs, por sus siglas en inglés)
serán esenciales para superar los problemas inherentes de control y estabilidad que surgen en
los sistemas con pocos o, incluso, sin ningún GS [7]. Con este enfoque, las señales medidas en
un área de la red son transmitidas a otras áreas para tener retroalimentación. De esta forma,
las acciones de control que se toman durante contingencias por las TGVCC y otros elementos
activos de la red, como equipos FACTS o de almacenamiento, no sólo se basan en mediciones
locales, sino que también en el estado del sistema en otras áreas. Por consiguiente, la res-
puesta del SEP frente a contingencias se basa en un conjunto de acciones coordinadas entre
cientos (o miles) de convertidores distribuidos en un área amplia del sistema, que consideran
el estado del sistema de manera local y el estado del mismo en otros puntos distantes de la
red.

1.2. Hipótesis
La principal hipótesis de este trabajo es que en los SEP futuros con bajos niveles de inercia

y poco robustos, una forma de mantener la estabilidad de tensión durante cortocircuitos es

2



utilizando una combinación coordinada de estrategias de control locales de las TGVCC y de
área amplia.

En particular, se incluyen las siguientes hipótesis más específicas:
La estabilidad de tensión de los sistemas con baja inercia está fuertemente relacionada
con la robustez del sistema, medida en función de los niveles de cortocircuito.

En sistema pocos robustos, la inyección de potencia reactiva por parte de las unidades
generadoras puede tener un impacto positivo incluso en barras alejadas de sus puntos
de conexión.

1.3. Objetivos
1.3.1. Objetivo general

El objetivo general de este trabajo es desarrollar una estrategia de control jerárquica que
incluya un control coordinado de área amplia y controladores locales en centrales TGVCC,
con el fin de asegurar la estabilidad de tensión durante contingencias.

1.3.2. Objetivos específicos
Realizar una revisión de los desafíos de estabilidad que se presentan en sistemas con
baja inercia.

Realizar una revisión del estado del arte de los sistemas de control de área amplia
utilizados en sistemas de potencia.

Identificar posibles arquitecturas de control de área amplia para TGVCC que permitan
mantener la estabilidad de tensión en sistemas con baja inercia.

Desarrollar una estrategia de control jerárquica que incluya un control coordinado de
área amplia y controladores locales considerando las TGVCC distribuidas a lo largo de
la red.

Validar la estrategia de control propuesta utilizando un modelo dinámico detallado del
Sistema Eléctrico Chileno al año 2046 mediante simulaciones en el dominio del tiempo.

1.4. Alcance
El enfoque de esta investigación es la estabilidad de tensión en sistema eléctricos de po-

tencia con altos niveles de TGVCC. En este contexto, no se consideran otros tipos de estabi-
lidad. Para efecto de las simulaciones, se considera que el controlador de las TGVCC opera
con prioridad de inyección de potencia reactiva.

1.5. Estructura del trabajo
La estructura del presente documento es como sigue: en el capítulo 2 se presenta el marco

teórico, el cual sienta las bases para el desarrollo de la investigación. En él, se describen los
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principales desafíos de los SEP dominados por TGVCC y su impacto en la estabilidad de ten-
sión. Además, se detallan los desafíos del proceso de FRT de las TGVCC para luego finalizar
con una revisión del estado del arte de los controladores de área amplia y sus aplicaciones
para mantener la estabilidad en los SEP. Esto permite justificar la necesidad de investigar
estrategias de control novedosas y sus posibles aplicaciones en el sistema eléctrico chileno.
En el capítulo 3, se realiza un análisis preliminar con el objetivo de dimensionar el efecto de
aumentar la inyección de corriente reactiva por parte de las TGVCC durante fallas por sobre
lo establecido en la normativa vigente. Este estudio se realiza sobre el Sistema Eléctrico Na-
cional (SEN) proyectado a 2046 en un escenario de operación de alta penetración de TGVCC
y demanda mínima. Los resultados obtenidos del análisis preliminar se utilizan para proponer
un controlador de área amplia que actúa de manera coordinada con los controladores locales
de las TGVCC. La estructura de este controlador se describe en el capítulo 4. Para evaluar el
impacto del controlador propuesto en el desempeño dinámico del SEN, se simulan múltiples
cortocircuitos a lo largo del sistema cuyos resultados se muestran y analizan en el capítulo 5.
Los resultados se complementan con un análisis de sensibilidad con respecto a los retardo en
el sistema de comunicación, fenómeno que puede ocurrir en sistemas de área amplia. Final-
mente, en el capítulo 6 se presentan las principales conclusiones de la investigación realizada
y se proponen análisis adicionales como trabajo futuro.
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Capítulo 2

Marco teórico

2.1. Robustez de un SEP
El concepto de robustez es típicamente utilizado para caracterizar el desempeño dinámico

de los SEP bajo diferentes condiciones de operación. Este concepto entrega una indicación de
la capacidad del sistema para sobrellevar diferentes tipos de contingencias, manteniendo un
comportamiento estable. Dos indicadores comúnmente utilizados para cuantificar la robustez
de los SEP son el nivel de cortocircuito (SCL, por sus siglas en inglés) y la inercia del sistema.

El nivel de cortocircuito en una barra determinada de la red es un indicador común de la
robustez del SEP en el punto: mientras más alto es el nivel de cortocircuito, más robusta
es la red en el punto de medición [6], [21], [22], [23]. El SCL representa la “rigidez” de
la tensión en una determinada barra de la red [6], [21]: niveles de cortocircuito elevados
sugieren que el sistema es robusto, con tensiones rígidas, lo que significa que los valores de
tensión no se desvían excesivamente cuando el sistema enfrenta pequeñas perturbaciones.
Esto se debe a que las impedancias serie de sistemas robustos son relativamente bajas,
por lo que la sensibilidad de las tensiones ante cambios en los flujos de potencia también
lo es [6]. Considerando que los GS son la mayor fuente de corriente de cortocircuito en
los SEP [21], valores elevados de SCL generalmente se encuentran en áreas cercanas a
los GS, mientras que valores bajos de SCL (áreas débiles de la red) se encuentran lejos
de las centrales de generación convencional [22], [23]. Adicionalmente, los niveles de
cortocircuito entregan una buena medida del desempeño dinámico del sistema durante
contingencias [24]. Sistemas eléctricos con valores elevados de SCL se caracterizan por
tener numerosos GS en operación, que suministran elevadas corrientes de cortocircuito
durante fallas, por lo que apoyan fuertemente la estabilidad de la red [6], [23].

La inercia del sistema es frecuentemente considerada como uno de los parámetros fun-
damentales en la operación sincronizada de los SEP [7]. Es una medida de la capacidad
del sistema de sobrellevar desbalances de potencia, manteniendo la frecuencia de la red
estable [13]. Por consiguiente, el nivel de inercia de un SEP también es un buen indicador
de su robustez. La respuesta inercial es la respuesta natural de los elementos rotatorios
que componen a los SEP, tales como GS y motores. Esta respuesta influye tanto en
la activación de los esquemas de desconexión automática de carga (EDACs) durante
contingencias como en el desempeño del control de frecuencia en régimen permanen-
te (variaciones pequeñas de carga y generación) [25]. Durante los primeros segundos
después de un desbalance de potencia, la frecuencia del sistema disminuye a una tasa
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determinada principalmente por la inercia total del sistema: a menor inercia sistémica,
mayor es la rapidez con que la frecuencia cae. Debido al acoplamiento electromecánico
de los GS con la frecuencia de la red, durante desbalances de carga sus masas rotato-
rias inyectan o absorben energía cinética durante varios segundos para contrarrestar la
desviación de frecuencia de acuerdo con su inercia [5], [13], [2]. Esta respuesta solidaria
natural de los GS ocurre mientras se mantenga el desbalance entre la potencia generada
y consumida. Esta acción ralentiza la dinámica de la frecuencia del sistema, facilitando,
por ende, su regulación [2]. Esta acción inercial inicial es esencial para contrarrestar
la disminución de la frecuencia durante los primeros segundos después de ocurrido un
desbalance, con el fin de prevenir la activación de los EDACs.

2.2. Efectos de las TGVCC en la robustez de los SEP
A continuación, se resumen los efectos que tiene una inserción masiva de tecnologías de

generación variable con convertidores (TGVCC) en las corrientes de cortocircuito y la inercia
de los SEP y, por ende, en la robustez de estos.

2.2.1. TGVCC y niveles de cortocircuito
A diferencia de los GS, las corrientes de cortocircuito inyectadas por las TGVCC durante

cortocircuitos están limitadas a valores entre 1,0 y 1,2 veces la corriente nominal, debido al
límite térmico de los equipos de electrónica de potencia mediante el cual son conectadas a la
red [22]. Por otra parte, los GS pueden proveer corrientes de cortocircuito de hasta 6 veces su
corriente nominal [13]. El valor exacto de corriente de cortocircuito que pueden inyectar las
TGVCC depende de diversos factores, tales como: el tipo de falla y su duración, la condición
de operación previa a la falla, y la estrategia de control implementada en el convertidor.
Esta es una diferencia clave con las máquinas sincrónicas, en cuyo caso las corrientes de falla
dependen fuertemente de las características eléctricas y físicas de la máquina. En los sistemas
de potencia convencionales, los principales agentes que inyectan corrientes de cortocircuito
son los GS, por lo que su desplazamiento por las TGVCC conlleva a una reducción de la
robustez en las áreas en las que los GS son desplazados [22], [23].

Los sistemas débiles (con bajos niveles de cortocircuito), se caracterizan por presentar
diferentes problemas operacionales y de estabilidad que se pueden manifestar de diversas
maneras. En primera instancia, la reducción de la robustez conlleva a que las sensibilidades
de la tensión frente a cambios en los flujos de potencia dV/dP y dV/dQ sean mayores, lo
que implica que pequeñas perturbaciones en los flujos de potencia pueden alterar signifi-
cativamente las tensiones de la red [6], [23]. Por otro lado, problemas de estabilidad como
inestabilidades de control, interacción entre controladores, inestabilidad de pequeña señal e
inestabilidad de tensión son más probables en sistemas débiles [6]. Durante contingencias,
los sistemas con bajos niveles de cortocircuito pueden experimentar caídas de tensión severas
en áreas extensas de la red, dificultando la recuperación de los niveles de tensión luego de
despejada la falla. En otras palabras, los sistemas débiles con bajos niveles de SCL son más
propensos a inestabilidades o colapsos de tensión [6], [21], [23]. Asimismo, caídas de tensión
severas pueden provocar una aceleración considerable de los rotores de las máquinas cercanas
a la falla, llevando a que puedan perder sincronismo [26]. En conclusión, la reducción de los
niveles de cortocircuito y, por ende, de la robustez de los SEP debido a una gran inserción de
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TGVCC puede alterar significativamente el desempeño dinámico de los sistemas eléctricos
durante contingencias, siendo más propensos a sufrir inestabilidades [6].

2.2.2. TGVCC e inercia del sistema
Debido a la característica estocástica de las TGVCC y al hecho que están conectadas a

través de electrónica de potencia a los SEP, desde el punto de vista de la frecuencia, estos
sistemas de generación se comportan de manera radicalmente diferente a las plantas de gene-
ración convencionales [5], [7]. La principal diferencia radica en que la mayoría de las TGVCC
no contribuyen (aún) a la regulación de frecuencia ni a la respuesta inercial de los SEP [7].
Por una parte, los convertidores de las TGVCC usualmente son controlados para inyectar el
máximo de potencia activa disponible a la red, por lo que este tipo de plantas de generación
no guardan reservas de potencia para contribuir a mantener el balance de potencia generada
y demandada (regulación de frecuencia). Por otro lado, a diferencia de los GS, las TGVCC
usualmente no proveen de respuesta inercial a los SEP. Las plantas PV no poseen partes ro-
tatorias, por lo que no tienen energía almacenada como en el caso de los GS [5]. Si bien existe
una cierta cantidad de energía almacenada en el enlace DC, para efectos prácticos esta es des-
preciable [5]. En el caso de las turbinas eólicas, los convertidores desacoplan eléctricamente al
generador de la red (total o parcialmente), lo que tiene como consecuencia que la energía ci-
nética almacenada en sus partes rotatorias no se utiliza para contribuir con respuesta inercial,
a menos que se utilice una estrategia de control especialmente diseñada para ese propósito [7].

Diversas investigaciones y experiencias prácticas han mostrado que la sustitución de GS
por TGVCC conlleva a un detrimento del control primario de frecuencia y de la respuesta
inercial de los SEP [22]. Esta característica es particularmente importante en sistemas pe-
queños y aislados, en cuyo caso la inercia del sistema ya es pequeña [7], [26]. Una inercia
sistémica reducida incrementa el nadir de la frecuencia luego de la desconexión de una unidad
de generación, lo que lleva a que la tasa de cambio de la frecuencia (RoCoF, por sus siglas en
inglés) sea más pronunciada al inicio de la contingencia [7]. Por lo tanto, la dinámica de la
frecuencia del sistema se vuelva más rápida [2], [5]. Esto tiene como consecuencia que surjan
caídas de frecuencia más bajas y recurrentes luego de la pérdida de una unidad de generación,
lo que podría implicar una mayor activación de EDACs, poniendo en riesgo la estabilidad de
frecuencia del sistema [7], [27].

2.3. Efectos de las TGVCC en la estabilidad de los SEP
2.3.1. Introducción

Una diferencia clave entre las TGVCC y los GS es su respuesta dinámica durante con-
tingencias. En el caso de las TGVCC, su interacción con la red durante perturbaciones está
dominada por las características de la estrategia de control elegida y no por las propiedades
físicas del convertidor [13]. Este comportamiento difiere radicalmente del comportamiento
de los GS, cuyas propiedades físicas, como inercia y parámetros eléctricos, cumplen un rol
clave en su desempeño dinámico. En este contexto, varias investigaciones han mostrado que
el comportamiento dinámico de las TGVCC puede ser particularmente desafiante en redes
débiles, como es el caso de sistemas de potencia de baja inercia [6,21,22]. Desafortunadamen-
te, muchas centrales de TGVCC de gran escala se encuentran conectadas en áreas débiles
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de la red, donde los niveles de cortocircuito ya son bajos [6], [22]. Esto se debe a que las
áreas geográficas con mayor potencial eólico y solar generalmente son áreas remotas, lejos
de centros de generación y con baja capacidad de transmisión [22]. Dependiendo del modo
de control utilizado en los convertidores, el desempeño dinámico de las TGVCC depende en
gran medida de que la señal de voltaje medida en la red sea estable [6]. A medida que los
niveles de cortocircuito son más bajos, es decir, a medida que la red es más débil, la señal
de voltaje se vuelve menos estable, lo que significa que su valor se ve más afectado por la
inyección de corriente de las TGVCC, pues la sensibilidad de la tensión a cambios en los flujos
de potencia es mayor. En consecuencia, en dichas circunstancias es más probable que surjan
interacciones de control complejas porque cada equipo que controla una variable eléctrica
tendrá más impacto en equipos vecinos [6].

Un convertidor tradicional comprende lazos de control y algoritmos con tiempos de res-
puesta rápidos (por ejemplo, PLL y los lazos internos de control de corriente). La experiencia
ha mostrado que estos lazos de control son las principales fuentes que causan inestabili-
dades en las TGVCC [6, 21, 22]. Particularmente en redes débiles, se ha comprobado que
es más probable que las TGVCC experimenten inestabilidades de control en el lazo de co-
rriente interno [22], [28], en el control de voltaje de lazo cerrado [22], [24], [29], [30] y en el
PLL [6], [22], [29–33]. El PLL permite a las TGVCC sincronizarse con la red mediante la
estimación del ángulo de fase del voltaje medido. Durante cortocircuitos, la estimación del
ángulo de fase se ve deteriorada, lo que puede resultar en un control inexacto de la potencia
activa y reactiva de la planta, pudiendo llevar a inestabilidades. Luego del despeje de la falla,
el PLL debe ser capaz de recuperar rápidamente el sincronismo para así recuperar el control
de potencia reactiva y mantener los niveles de voltaje. Este problema en la operación del PLL
es aún más crítico en redes débiles, puesto que la tensión puede cambiar drásticamente y, por
ende, la estimación del ángulo de fase empeora aún más. Asimismo, los niveles de tensión
luego de despejada la falla pueden estar altamente contaminados con ruido [6].

Del párrafo anterior, se concluye que el desempeño dinámico de las TGVCC es domina-
do por sus sistemas de control y la estrategia utilizada para controlar la interfaz entre la
fuente de energía y la red [22]. Debido a que la gran mayoría de las TGVCC utilizan voltage-
source converters para conectarse a la red [34], estos pueden ser diseñados para controlar
independientemente la corriente activa y reactiva que es intercambiada con la red siempre
y cuando la corriente se mantenga dentro de los límites de operación del convertidor. Esto
permite un control de las potencias activa y reactiva rápido y flexible. Sin embargo, tal co-
mo se explicó en la sección 2.2, las TGVCC también imponen grandes desafíos en términos
del desempeño dinámico de los SEP durante grandes perturbaciones, en distintas escalas
de tiempo. La frecuencia de conmutación de los interruptores de la electrónica de potencia
de los convertidores está, típicamente, en el rango de los kilo Hertz, mientras que la diná-
mica de los sistemas de control de alto nivel está en el rango de los 1 a los 10 [Hz], por lo
que las centrales TGVCC tienen impacto en un amplio espectro de fenómenos dinámicos [35].

Otro aspecto importante que debe ser considerado son las interacciones dinámicas rápidas
entre los convertidores y el resto del sistema. A diferencia de los SEP tradicionales (domi-
nados por los fenómenos electromecánicos [36]), la respuesta dinámica de los SEP con una
alta inserción de TGVCC es mucho más rápida debido a los tiempos de respuesta de los
convertidores [37]. En estos casos, pueden surgir interacciones dinámicas rápidas debido al
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acoplamiento entre los convertidores y la red. Estas interacciones frecuentemente provocan
comportamientos inestables [7].

En el contexto anterior, otro desafío importante para las TGVCC es lograr mantenerse
conectadas durante contingencias sin perder estabilidad, especialmente cuando están conecta-
das a redes débiles [6], [22], [32], [38–40]. No obstante, la desconexión de las TGVCC durante
condiciones anormales no está permitida de acuerdo con los códigos de red actuales, debido a
que esto podría acentuar aún más los efectos de la falla [41]. Más aún, generalmente las cen-
trales TGVCC no sólo deben permanecer conectadas durante una falla sino que además deben
contribuir a mantener la estabilidad de tensión mediante la inyección de reactivos [39], [41].
Varios estudios han destacado la importancia de que las TGVCC permanezcan conectadas y
apoyen en la recuperación de las tensiones de la red para mantener la estabilidad del sistema.
Esta capacidad de las TGVCC es aún más crítica en redes débiles [39]. Sin embargo, diver-
sos estudios han mostrado que las TGVCC pueden perder estabilidad rápidamente en redes
débiles cuando los niveles de tensión son bajos [41]. Por otro lado, el desempeño dinámico
de las TGVCC durante fallas dependerá de los requerimientos impuestos por los códigos de
red, la robustez de la red en el punto de conexión y la arquitectura de control utilizada por
las TGVCC.

En función de los aspectos descritos en los párrafos anteriores, a continuación, se descri-
ben los principales impactos de una alta penetración de TGVCC en la estabilidad de tensión
de los SEP. Los otros tipos de estabilidad no se consideran por no ser el foco del presente
trabajo. Particularmente, el enfoque está en los fenómenos que ocurren en el corto plazo,
por lo que se describen en detalle los efectos de una alta penetración de TGVCC en dicha
ventana de tiempo.

2.3.2. Efectos en la estabilidad de tensión
La estabilidad de tensión corresponde a la capacidad de los SEP de mantener las tensiones

de todas las barras cerca de sus valores nominales, luego de una perturbación [42]. Dependien-
do de la ventana de tiempo de interés, la estabilidad de tensión se puede clasificar como de
corto o largo plazo. Si bien en ambos casos la estabilidad depende de la capacidad del sistema
de suministrar la potencia requerida por las cargas, los actores que juegan un rol importante
en la mantención de la estabilidad, en las diferentes escalas de tiempo, son diferentes. En el
caso de la estabilidad de largo plazo, los dispositivos de interés son aquellos de acción lenta,
como los cambiadores de tap y los limitadores de corriente de los generadores [35]. En caso
de inestabilidad, esta se manifiesta en la forma de reducciones progresivas de las tensiones
en algunas barras de la red, a raíz de la incapacidad de satisfacer la demanda de potencia
reactiva de las cargas en el largo plazo (varios minutos) [42]. Si bien el estudio detallado de
la estabilidad de tensión de largo plazo está fuera del alcance de este trabajo, es importante
destacar que existen diversas investigaciones que han estudiado los efectos de las TGVCC en
dicho tipo de estabilidad [43–51].

Por otro lado, la estabilidad de tensión de corto plazo involucra equipos rápidos, como mo-
tores de inducción, cargas conectadas a través de electrónica de potencia, TGVCC y enlaces
HVDC [42]. La ventana de tiempo de interés es de varios segundos, similar a la de la estabili-
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dad transitoria, por lo que la modelación de los equipos debe capturar los fenómenos en esta
escala de tiempo. Debido a que el suministro de potencia reactiva de la carga es el principal
mecanismo de inestabilidad en el corto plazo, la inclusión de modelos adecuados de las cargas
es fundamental para el estudio de estabilidad de tensión de corto plazo en los SEP [42,52–55].

Uno de los modelos más utilizados en estudios de estabilidad es el modelo compuesto de
carga. Este modelo consiste en que un porcentaje de la carga es modelada como estática y
otro como dinámica, utilizando el modelo de los motores de inducción [56]. En la figura 2.1
(extraída de [53]) se muestra el efecto que tiene en la estabilidad de tensión el porcentaje
de carga dinámica y el nivel de robustez de la red para el caso del sistema de 39 barras de
la IEEE ante un cortocircuito trifásico. De las figuras se concluye que la cantidad de carga
dinámica que puede soportar una barra depende significativamente de la robustez de esta.
Concretamente, si el nivel de cortocircuito de una barra es bajo, puede soportar un menor
nivel de carga dinámica frente a la misma contingencia. Esto se debe a que, ante una baja
de tensión en bornes, los motores de inducción tienden a consumir más potencia reactiva
para remagnetizar el campo y recuperar su velocidad original, la que se ve disminuida ante la
perturbación. Esta alta demanda de reactivos disminuye la tensión inicial luego de despejada
la falla y ralentiza su recuperación a niveles normales [57], como se observa en la figura 2.1.

(a) Barra más robusta de la red.

(b) Barra más débil de la red.

Figura 2.1: Efecto de un mayor porcentaje de carga dinámica en la red ante
un cortocircuito.

La condición descrita podría verse acrecentada ante una mayor penetración de TGVCC,
puesto que los niveles de robustez de la red disminuyen a medida que estas tecnologías
aumentan, lo que podría impactar en el desempeño dinámico de las áreas del sistema con
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una gran presencia de motores de inducción. En la figura 2.2 (extraída de [54]) se muestra la
respuesta de una red de prueba con 14 generadores, basada en la red del sudeste de Australia,
ante un cortocircuito trifásico.

(a) Sin TGVCC. (b) 40 % de penetración de TGVCC.

Figura 2.2: Tensiones en la red ante un cortocircuito trifásico en función de
la penetración de TGVCC.

Comparando las figuras (a) y (b), se observa que cuando se tiene una penetración del
40% de TGVCC, la respuesta del sistema es más oscilatoria, con algunas de las barras con
oscilaciones de gran amplitud. El modelo de las cargas considera un 88% de carga estática
y un 12% de carga dinámica, por lo que no solo las barras con un alto porcentaje de carga
dinámica ven empeorado su desempeño dinámico al ser el sistema menos robusto. Es im-
portante destacar que, en la revisión realizada, los modelos de TGVCC utilizados durante
las simulaciones son modelos simplificados, que no consideran las dinámicas del PLL ni los
lazos internos de control de corriente. Sin embargo, a medida que la red es menos robusta,
se vuelve relevante considerar esas dinámicas para capturar adecuadamente los fenómenos
dinámicos en redes débiles [6, 58].

Si bien los tipos de cargas en la red y su modelación son fundamentales para estudiar
la estabilidad de tensión de corto plazo, la estrategia de control utilizada en las TGVCC
también juega un rol clave. En este sentido, una característica fundamental que deben tener
las TGVCC para apoyar la estabilidad de tensión de corto plazo es la capacidad de inyección
de corriente reactiva durante cortocircuitos (capacidad de FRT) [59]. Diferentes experiencias
prácticas han mostrado la importancia de la capacidad de FRT para evitar diferentes proble-
mas de estabilidad producto de la falta de potencia reactiva [60,61], particularmente en redes
débiles [62–67]. Para evidenciar la importancia de las estrategias de FRT en la estabilidad
del sistema, la figura 2.3 (extraída de [68]) muestra la respuesta agregada de varios parques
eólicos instalados en la parte suroeste del sistema eléctrico de Irlanda durante un cortocir-
cuito trifásico, utilizando distintas estrategias de control de FRT. Cada curva de diferente
color representa una estrategia de FRT distinta (caso).
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(a) Tensión media de las barras del sistema. (b) Potencia reactiva inyectada por los parques eóli-
cos.

Figura 2.3: Respuesta agregada del sistema eléctrico Irlandés ante un cor-
tocircuito.

En la figura 2.3, se observa que la estrategia de FRT tiene un rol clave en el desempeño
dinámico de las TGVCC, particularmente en la inyección de potencia reactiva durante fa-
llas. Por consiguiente, se deben diseñar e implementar estrategias en función de la topología
particular de cada red, con el fin de cumplir con las exigencias establecidas por los códigos
de red y evitar así inestabilidades.

Tal como se describe en la sección 2.3, dada la dependencia del desempeño dinámico de las
TGVCC con respecto a su sistema de control, el impacto que estas tienen en la estabilidad
depende fuertemente de la estrategia de control utilizada en el proceso de FRT. Por otro
lado, el desempeño del sistema de control depende a su vez de la estimación del ángulo de la
tensión realizada por el PLL (ver sección 2.3) y del nivel de robustez del sistema en el punto
de conexión. En redes poco robustas, el problema de sincronización entre el convertidor y
la red durante fallas se ve acentuado, lo que afecta la capacidad de las TGVCC de inyectar
corrientes reactivas durante fallas, poniendo en riesgo la mantención de estabilidad de tensión
de corto plazo del sistema. En la figura 2.4 (extraída de [69]) se muestra el efecto que tiene
la magnitud de la falla (caída de tensión) en la frecuencia estimada por el PLL, ante un
cortocircuito trifásico. Se observa que, a mayor caída de tensión, el sobrepaso y tiempo de
establecimiento de la frecuencia aumentan, lo que ralentiza la sincronización con la red. Esto
guarda directa relación con el nivel de robustez del sistema, pues a medida que la red es
más débil, la caída de tensión es mayor con respecto a la caída que existiría en una red más
robusta ante una misma falla.
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Figura 2.4: Frecuencia medida por el PLL bajo distintas magnitudes de
caídas de tensión.

2.4. Requerimientos de fault ride-through en SEP
En SEP con una integración masiva de TGVCC, diversas experiencias prácticas han mos-

trado que no es posible permitir que estas unidades se desconecten durante contingencias
debido a los efectos que esto puede tener en la estabilidad del SEP. Este es el caso de los
incidentes ocurridos en Europa en el año 2006 [70], en el sur de California y el apagón en
Australia el año 2016 [71, 72] y en Gran Bretaña en el año 2019 [73], los que mostraron la
importancia de diseñar e implementar estrategias de control que permitan a las TGVCC
mantenerse conectadas durante contingencias. La característica común de estos eventos fue
una reducida robustez del sistema en el momento de la falla debido a una alta penetración
de TGVCC. Por esta razón, los operadores de los sistemas eléctricos y reguladores del sector
exigen que las TGVCC se mantengan conectadas durante fallas. Este proceso generalmente
se denomina capacidad de FRT.

La mayoría de los códigos de red existentes en la actualidad en los diferentes países in-
cluyen algún tipo de requerimientos de FRT que las plantas TGVCC deben cumplir durante
fallas. Gran parte de estos códigos no sólo incluyen restricciones en cuanto a la desconexión
durante cortocircuitos, sino también acerca de la inyección de corriente reactiva durante las
fallas. Si bien la mayor parte de estos requerimientos son bastante similares, siempre existen
diferencias debido a las características y desafíos propios de cada SEP.

En los códigos de red, la capacidad de FRT que deben tener las centrales eólicas y foto-
voltaicas generalmente se expresan en curvas de voltaje-tiempo (también llamadas curvas de
LVRT, por sus siglas en inglés). Estas curvas describen bajo qué circunstancias las centrales
deben mantenerse conectadas o pueden desconectarse para mantener la estabilidad y segu-
ridad del SEP [74]. Estas curvas dependen, principalmente, de la capacidad nominal de la
central, la tensión en el punto de conexión (PCC, por sus siglas en inglés), la duración de
la falla y el tipo de falla [75]. En la figura 2.5(a), se muestran algunas curvas de LVRT de
diferentes países [74, 76–80]. Como se desprende de la figura 2.5, las curvas de LVRT varían
fuertemente entre países, pues cada sistema eléctrico tiene distintas características, lo que
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implica distintas necesidades en términos de capacidad de FRT.
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Figura 2.5: Curvas de LVRT de varios países.

En la tabla 2.1 se muestran requerimientos de LVRT de varios países [81]. Los valores
de Vmin y tmin durante la falla indican la mínima tensión en bornes que deben soportar las
centrales de generación renovable y el tiempo mínimo que deben mantenerse conectadas bajo
dichas condiciones, respectivamente. Por otro lado, los valores de Vmin y tmax post falla indican
la tensión mínima en bornes que deben alcanzar las centrales de TGVCC una vez despejada
la falla y el tiempo máximo que deben tardar en recuperar dicha tensión, respectivamente.

Tabla 2.1: Requerimientos de LVRT de códigos de red internacionales.

Durante la falla Post falla
País Vmin [p.u.] tmin [s] Vmin [p.u.] tmin [s]

Australia 0.0 0.1 0.7 2.0
Canadá 0.0 0.15 0.85 1.0

Dinamarca 0.2 0.5 0.9 1.5
Alemania 0.0 0.15 0.9 1.5
India 0.15 0.3 0.85 3.0
Irlanda 0.15 0.625 0.9 3.0

Nueva Zelanda 0.0 0.2 0.6 1.0
España 0.0 0.15 0.85 1.0

Reino Unido 0.15 0.14 0.8 1.21
USA (FERC) 0.15 0.625 0.9 3.0
USA (WECC) 0 0.15 0.9 1.75
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Tal como ya se mencionó, además de mantenerse conectadas durante fallas, la mayoría de
los códigos de red exigen que las TGVCC prioricen la inyección de corriente reactiva hasta
que la tensión en el PCC se recupere, apoyando así a la restauración de las tensiones del
sistema. En el caso de Chile, la NTSyCS establece que el control de tensión en las TGVCC
debe activarse a los 20 [ms] de detectada la falla y que estas unidades deben suministrar una
corriente reactiva adicional correspondiente al 2% de su corriente nominal por cada 1% de
caída de tensión en el punto de conexión con la red [76].

Si bien es importante que las centrales TGVCC se mantengan conectadas e inyecten co-
rriente reactiva durante cortocircuitos, existen grandes desafíos que estas centrales deben
superar para poder cumplir con los códigos de red actuales sin perder estabilidad. A conti-
nuación, se resumen los desafíos técnicos que estas unidades deben enfrentar.

2.5. Desafíos asociados al proceso de fault ride through
en TGVCC

Los convertidores mediante los cuales las TGVCC se conectan a la red ofrecen una gran
flexibilidad en términos de operación y control. Sin embargo, durante cortocircuitos, estas
tecnologías deben superar varios desafíos para poder cumplir con los códigos de red sin perder
estabilidad. Entre los principales desafíos se puede mencionar:

Cumplimiento del límite térmico de los convertidores.

Mantención de sincronismo y estabilidad durante cortocircuitos en la red.

Estabilidad del PLL debido a bajos niveles de cortocircuito

Limitación de sobretensiones en el enlace DC.

2.5.1. Límite térmico de los convertidores
Una de las principales precauciones que se debe tener en el marco de la capacidad de FRT

en TGVCC es respetar el límite térmico de los convertidores. Los dispositivos semiconductores
utilizados en el proceso de conmutación son muy sensibles a sobrecargas [39], por lo que la
inyección de corriente reactiva durante cortocircuitos debe ser tal que se mantenga dentro
del límite de inyección de corriente de los convertidores. Para asegurar este límite durante
cortocircuitos, se puede reducir la componente activa de la corriente y permitir así la inyección
de corriente reactiva según la normativa. En la figura 2.6 (extraída de [39]) se muestra
la componente activa y reactiva de la corriente inyectada por un convertidor en el plano
complejo. El círculo es el lugar geométrico de la magnitud máxima de la corriente. En la
figura se observa que el aumento de ambas componentes durante una falla puede sobrepasar
el valor máximo de la corriente (fasor I1), lo que puede culminar en la activación de la
protección por sobrecorrientes del convertidor. Por lo tanto, para que el convertidor pueda
mantenerse conectado e inyectar corriente reactiva durante una falla, la componente activa
debe ser reducida en ∆Ia para obtener el fasor de corriente I2, que está dentro del límite de
corriente máxima, como se muestra en la figura.
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Figura 2.6: Limitación de corriente mediante la reducción de corriente acti-
va.

La reducción de la componente activa de la corriente no es necesariamente un problema
en términos de balance carga-generación, puesto que, ante caídas de tensión, la carga depen-
diente de la tensión también disminuye la potencia consumida. Sin embargo, inyectar sólo
corriente reactiva durante fallas también puede causar problemas de estabilidad y pérdida de
sincronismo de las TGVCC con la red, como se describe en la siguiente sección.

2.5.2. Pérdida de estabilidad por inyección de corriente durante
cortocircuitos

Si bien el límite térmico de los conductores es una limitación importante en cuanto a la
cantidad de corriente de cortocircuito que pueden inyectar las TGVCC, existen otras restric-
ciones importantes asociadas a la pérdida de sincronismo por sobrepasar límites de estabilidad
de inyección de corriente de los convertidores [14, 15, 32, 39, 82, 83]. La sincronización con la
red en centrales TGVCC operando en modo grid-following se realiza mediante el PLL. Este
se encarga de estimar la fase de la tensión y la frecuencia durante operación normal y contin-
gencias. El PLL utiliza la tensión medida en bornes para estimar el ángulo. Dado que durante
cortocircuitos la tensión difiere fuertemente de la tensión nominal, la estimación del ángulo
realizada por el PLL puede ser errónea, lo que afecta el desempeño del sistema de control
de las TGVCC pudiendo incluso causar la pérdida de sincronismo del PLL con la red. Este
efecto es más crítico a medida que la caída de tensión es más severa [32, 84], por lo que es
particularmente importante en redes débiles. En otras palabras, las corrientes inyectadas a la
red por las TGVCC se encuentran limitadas por requerimientos de estabilidad. Para explicar
este límite, se considera la figura 2.7 que muestra una central TGVCC conectada a la red a
través de una impedancia Z, que es inductiva, pues se compone de transformadores y filtros.
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TGVCC Red

Figura 2.7: Diagrama unilineal de central TGVCC conectada a la red.

De la figura se obtiene que:

VP CC = VT GV CC − Z · IT GV CC (2.1)

Donde VP CC corresponde a la tensión en el punto de conexión de la central TGVCC con
la red, VT GV CC es la tensión en bornes de la TGVCC e IT GV CC = Id − jIq = |I|∠θI es la
corriente inyectada por la TGVCC. Tomando como referencia el fasor VT GV CC , en base a la
ecuación (2.1), se obtiene el diagrama fasorial que se muestra en la figura 2.8. Se observa
que el fasor de corriente tiene un ángulo θI con respecto a la tensión en bornes, el fasor −ZI
tiene un ángulo θI − θz y el fasor VP CC tiene un ángulo θP CC .

Figura 2.8: Diagrama fasorial en operación dentro de los límites.

En la figura 2.9 se muestra un diagrama fasorial para un punto de operación en el cuál se
inyecta la máxima corriente admisible considerando como criterio la máxima transferencia
de potencia [32].
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Figura 2.9: Diagrama fasorial en el límite de magnitud de corriente.

La máxima transferencia de potencia ocurre cuando θP CC = π/2, pues la transferencia de
potencia entre los bornes de la central TGVCC y el punto de conexión con la red (conside-
rando una impedancia Z altamente inductiva) está dado por:

PT GV CC = |VP CC | · |VT GV CC |
Z

· sen(θP CC) (2.2)

Si bien θP CC = π/2 corresponde al límite de transferencia en régimen permanente, la
rápida acción de los convertidores y tiempo de respuesta de su sistema de control permite
considerar π/2 como ángulo crítico en términos de estabilidad durante un corto periodo de
tiempo luego de una falla [39]. Si la corriente inyectada por el convertidor supera la corriente
límite Ilim (ver figura 2.9), la magnitud de −ZI puede ser mayor que para el caso límite. En
consecuencia, no se puede encontrar un punto de operación factible si se mantiene el valor
de Vpcc.

En base al diagrama fasorial del caso límite (ver figura 2.10), se puede obtener la magnitud
de la corriente, Ilim, en función de VP CC , Z, θz y θI utilizando trigonometría:

Ilim = VP CC

|Z| · sen(θI − θz) (2.3)

Al resolver la ecuación (2.3) para ángulos θI desde 0 a 2π, considerando que tanto VP CC

(tensión durante la falla) como |Z| y θz son fijos, se obtiene la corriente límite que la central
puede inyectar para un determinado ángulo θI [32]. Estos valores se observan gráficamente
en la figura 2.10. El valor máximo de corriente que puede inyectar la central TGVCC está
dado por las flechas punteadas celestes, con magnitud Ilim. Si durante una falla, el control
de corriente determina la inyección de un fasor de corriente que se encuentre fuera del área
sombreada, no existe un punto de operación válido y se pierde estabilidad [32].
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Figura 2.10: Región factible de inyección de corriente para un ángulo θI .

Este desafío es importante en redes débiles, pues durante cortocircuitos, la tensión VP CC

puede reducirse considerablemente, lo que acota el área dentro de la cual el fasor de corriente
puede variar. Por consiguiente, la acción del control de corriente, que a su vez depende de
la estimación del ángulo realizada por el PLL, es crítica para mantener la estabilidad de la
central TGVCC. Sin embargo, el valor límite de la corriente inyectada no depende sólo de
VP CC , sino que también de su ángulo, θI , y de la impedancia de conexión con la red, Z. La
inyección de corriente con un ángulo θI cercano a θz (es decir, controlando la proporción de
inyección de corriente activa y reactiva) aumenta la corriente límite [32], por lo que considerar
el ángulo θz en el diseño del sistema de control de la central permite mejorar su desempeño
dinámico y mantener su estabilidad.

2.5.3. Efectos del nivel de cortocircuito en la estabilidad del PLL
Diversas investigaciones han mostrado que el nivel de cortocircuito tiene un efecto directo

en el desempeño dinámico del PLL y, por ende, en el de las centrales TGVCC en modo
grid-following [69, 85–88]. Tal como se mostró en la figura 2.4, caídas de tensión mayores
tienen un efecto directo en la sincronización del PLL, disminuyendo el amortiguamiento
de las oscilaciones y aumentando el tiempo de establecimiento. Conclusiones similares se
desprenden del trabajo realizado en [85], en el cual se muestra cómo los parámetros del PLL
tienen un mayor efecto en la estabilidad de redes con baja inercia. En la figura 2.11 (extraída
de [85]) se muestra la evolución de los valores propios de un sistema a medida que la constante
proporcional (Kp) del PLL aumenta de 0 a 200, considerando distintos valores de SCR en el
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punto de conexión de una central TGVCC conectada a una red infinita.

Figura 2.11: Movimiento de los valores propios a medida que el SCR dismi-
nuye.

De la figura se observa que a medida que el SCR disminuye y la magnitud de Kp aumenta,
la parte imaginaria de los valores propios más cercano al eje imaginario crece más rápido,
lo que disminuye el amortiguamiento y, por ende, aumenta la magnitud de las oscilaciones.
Esto ocurre hasta un valor límite de SCR, a partir del cual el sistema se vuelve inestable.
Como muestra la figura, para los casos en que el SCR > 1, 6 el sistema es estable para todos
los valores de Kp simulados. Para el valor de SCR = 1, 3, el sistema es estable sólo hasta
Kp = 60. Por consiguiente, se puede establecer una región factible de valores de Kp con
respecto a diferentes valores de SCR, como se muestra en la figura 2.12 (extraída de [85]).
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Figura 2.12: Región factible de valores Kp para distintos valores de SCR.

Lo explicado en esta sección muestra que las ganancias del PLL deben ser reducidas en
redes débiles para evitar la pérdida de estabilidad. No obstante, la reducción de las ganancias
implica una reducción en el factor de amortiguamiento, lo que empeora el desempeño diná-
mico de la central. En redes robustas, las ganancias de PLL pueden ser lo suficientemente
grandes para optimizar el desempeño de la central [85]. No obstante, en redes débiles se tiene
que considerar el nivel de cortocircuito en el diseño del PLL para mantener la estabilidad de
la central (ver figura 2.11) [82], [86], por lo que la sintonización del PLL es fundamental en
redes poco robustas.

Si bien el análisis descrito es en pequeña señal, las ganancias proporcional e integral del
PLL tienen un rol fundamental en el desempeño dinámico de las TGVCC durante grandes
perturbaciones. En este contexto, en [89] se realiza un estudio detallado del efecto de la
robustez en el diseño del PLL y se propone una metodología de sintonización del PLL para
mejorar la respuesta de una TGVCC durante contingencias. De este estudio se concluye
que mediante el aumento del ancho de banda del PLL (que depende directamente de sus
ganancias) durante contingencias se puede obtener un mejor desempeño dinámico en redes
con baja robustez.

2.5.4. Aumento de la tensión del enlace DC ante cortocircuitos
Si durante cortocircuitos el sistema de control limita la corriente activa inyectada por las

TGVCC, existe un desbalance entre la potencia activa generada por la fuente y la potencia
activa inyectada a la red. En consecuencia, durante fallas se podría a acumular energía en el
enlace DC, aumentando la tensión DC [16–18]. En la figura 2.13 extraída de ( [16]) se muestra
la respuesta de la tensión DC de una central TGVCC ante un cortocircuito monofásico en
bornes. El cortocircuito provoca una disminución de la potencia suministrada por la central
a la red, mientras que la potencia generada por la fuente se mantiene. El desbalance de
potencia causa el aumento de la tensión en el enlace DC.
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Figura 2.13: Aumento de la tensión DC durante un cortocircuito.

Para mantener una correcta operación y proteger al convertidor, es necesario mantener
la tensión del enlace DC en valores cercanos al nominal. Con este fin, se puede utilizar un
chopper DC [90] para disipar la energía incidente al enlace y mantener la tensión DC cercana
a su valor nominal. Por esta razón, si bien conservar el valor de la tensión DC dentro de
los límites es primordial para la operación estable de las TGVCC, el uso de dispositivos de
protección como el chopper permiten manejar este desafío sin mayores dificultades.

2.6. Estrategias de control novedosas para mantener la
estabilidad en sistemas eléctricos

A nivel general, las estrategias de control usadas en sistemas de potencias pueden ser
categorizadas en descentralizada, centralizada, distribuida y jerárquica [91]. Su principal di-
ferencia radica en la cantidad de mediciones que utilizan para tomar decisiones acerca de
las acciones de control y en dónde se toman estas decisiones [92]. El control descentralizado
es el más simple en cuanto al sistema de comunicación necesario para su implementación.
Las decisiones son realizadas de manera local y sin conocer el estado del resto de la red [93].
Típicamente, los controladores descentralizados están distribuidos espacialmente y las seña-
les necesarias para realizar la acción de control se obtienen de manera local. Por otro lado,
las estrategias de control centralizadas, distribuidas y jerárquicas aprovechan la información
proveniente de PMUs, que permiten tener una visión global del estado de la red y tomar así
decisiones que mejoren el desempeño del sistema completo en tiempo real. En este contexto,
el objetivo de esta sección es realizar una revisión del estado del arte de diferentes arquitectu-
ras de control de área amplia que han sido utilizadas en sistemas de potencia para mantener
estabilidad, describiendo ejemplos y sus aplicaciones en el amortiguamiento de oscilaciones
interárea y estabilidad.

2.6.1. Control centralizado
El control centralizado basa su funcionamiento en una unidad de control central que re-

colecta información del sistema completo o de un área de este, y coordina las acciones de
diversos dispositivos de control [93]. A diferencia del control descentralizado, esta arquitectu-
ra de control requiere que se transmita y procese una gran cantidad de datos, lo que implica
mayores costos computacionales y retardos. Además, es más propensa a fallas en el sistema
de comunicación y retardos, impactando negativamente el desempeño de los controles cen-
tralizados [93]. En la figura 2.14 (extraída de [91]) se muestra un esquema simplificado de un
control centralizado.

22



Figura 2.14: Ejemplo de arquitectura de control centralizada.

De los trabajos con arquitectura de control centralizada que se revisaron, gran parte se
enfoca en el amortiguamiento de oscilaciones interárea [94–108] y en enfrentar problemas de
estabilidad transitoria de ángulo [109–118]. Sólo unos pocos abordan aplicaciones de control
centralizado para mantener la estabilidad de frecuencia [119–125] o estabilidad de tensión
[126–133]. Por temas de extensión del documento, no se describen todos los trabajos revisados.

2.6.1.1. Amortiguamiento de oscilaciones interárea

En sistemas de potencia dominados por GS, el amortiguamiento de modos interárea se
realiza mediante power system stabilizers (PSS), que forman parte del sistema de control
de excitación de los GS o son incluidos en equipos FACTS [134]. Los PSS utilizan señales
medidas localmente, por lo que pueden no ser del todo efectivos para amortiguar oscilaciones
interárea, pues carecen de una visión general del estado del sistema. Por otro lado, los PMUs
proveen información fasorial en tiempo real de varias áreas de la red, lo que permite tener
mejor observabilidad de los modos interárea que cuando se consideran sólo señales locales.
Por esta razón, en el diseño de controladores de área amplia para amortiguar oscilaciones
(WADC, por sus siglas en inglés) muchas veces se utiliza esta información global del sistema
medida por PMUs, lo que aumenta el amortiguamiento de los modos interárea con respecto
al amortiguamiento que proveen los controladores basados en señales locales [135].

Durante los últimos años, se han propuesto un gran número de trabajos con controles
centralizados con diferentes enfoques. La mayoría de ellos coordinan diferentes equipos dis-
tribuidos en la red tales como: generadores eólicos, parques fotovoltaicos, dispositivos de
almacenamiento, equipos FACTS o incluso generadores sincrónicos. En [96] se propone un
controlador centralizado para amortiguar oscilaciones cuyas señales de salida son enviadas
al controlador de DFIGs. Para determinar a qué DFIG se le añade la señal proveniente del
control central, se utilizan conceptos de controlabilidad y observabilidad. Los parámetros del
controlador son optimizados para que este sea robusto ante incertidumbre en los parámetros
del sistema y a retardos del sistema de comunicación. La señal adicional proveniente del con-
trolador central se añade al controlador del convertidor del lado del rotor (RSC, por sus siglas
en inglés), pues se obtiene un mejor desempeño con respecto al controlador del convertidor
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del lado de la red [136]. El sistema de control propuesto es probado en la red de 39 barras
de la IEEE con 10 GS y 5 DFIGs. El desempeño del controlador se compara con el caso
base, en el que sólo los GS participan en el amortiguamiento de oscilaciones mediante PSS.
En la figura 2.15 (extraída de [96]) se muestra el desempeño del controlador propuesto con
respecto al caso base ante un cortocircuito trifásico despejado a los 100 [ms]. Se observa que
el amortiguamiento aumenta considerablemente con el control centralizado implementado.

(a) Sólo GS con PSS. (b) GS con PSS y el control centralizado implemen-
tado.

Figura 2.15: Ángulo de los GS.

En [104] se propone un WADC que utiliza múltiples controladores de área amplia, im-
plementados en enlaces HVDC y FACTS, con el fin de proveer amortiguamiento eficiente a
varios modos interárea bajo diferentes condiciones de operación. El controlador es diseñado
en base a un problema H2/H∞ con el propósito de que este sea robusto ante perturbaciones y
la incertidumbre del modelo. En la figura 2.16 (extraída de [104]) se muestra un esquema de
operación del WADC propuesto. Este se implementa en un sistema de 5 áreas y 16 máquinas,
el cual se modifica para que las áreas 4 y 5 se conecten a través de un enlace HVDC y se
consideren varios equipos FACTS conectados en distintas áreas.

Para el diseño del controlador, se linealiza el modelo del sistema en función de un set
de ecuaciones diferenciales de los dispositivos relevantes de la red (enlace HVDC, FACTS,
generadores, cargas, etc.) y sus controladores. La linealización del modelo permite realizar
un análisis de pequeña señal, mediante el cual se seleccionan las señales de entrada a los
controladores de los equipos y a qué equipos se le añaden dichas señales. Esto se realiza en
función de la controlabilidad y observabilidad de los modos interárea en estudio. Para probar
el WADC propuesto, se realizan diversas simulaciones dinámicas. En la figura 2.17 (extraída
de [104]) se muestra el flujo de potencia a través de una de las líneas de la red de prueba ante
un cortocircuito monofásico. Se puede observar que el WADC reduce considerablemente las
oscilaciones luego de despejada la falla.
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Figura 2.16: Esquema general de operación del WADC propuesto para
HVDC y FACTS.

Figura 2.17: Flujo de potencia a través de una de las líneas del sistema de
prueba ante un cortocircuito monofásico.

En [108], se propone un WADC con múltiples entradas y salidas (MIMO), robusto, que
provee de señales adicionales al AVR de generadores sincrónicos, con el fin de proveer amor-
tiguamiento adicional a los modos interárea. El diseño del controlador se basa en problemas
H2/H∞ y ubicación de polos. En la figura 2.18 (extraída de [108]), se muestra el esquema
general del controlador centralizado propuesto. Para el diseño del control, se realiza una
optimización que busca minimizar la cantidad de señales provenientes de PMUs a utilizar
como entrada a los controladores y la cantidad GS en los que ubicar dichos controladores.
La elección de señales y generadores se realiza mediante un análisis de controlabilidad y ob-
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servabilidad, que se basa en la linealización de los modelos detallados de los GS. Luego, se
realiza una reducción del modelo para diseñar el controlador.

Figura 2.18: Esquema general de operación del WADC propuesto para GS.

Trabajos similares a los anteriormente descritos se encuentran en [94, 95, 97–103, 105–
107]. Sin embargo, no son detallados en el presente documento pues presentan metodologías
similares.

Como se observa de los trabajos descritos, la implementación de controladores de área
amplia para el amortiguamiento de oscilaciones interárea puede mejorar considerablemente
el desempeño del sistema con respecto al uso de controladores locales. Además, permite que
distintos equipos distribuidos en la red participen en conjunto en el amortiguamiento de di-
chos modos.

Las estrategias de control centralizado que se han propuesto utilizan distintos tipos de
tecnología para aumentar el amortiguamiento de modos interárea, tales como TGVCC, equi-
pos FACTS, HVDC y GS. Sin embargo, ninguno de ellos analiza o considera el impacto que
tendría una alta penetración de TGVCC en el diseño y desempeño del control. Asimismo, se
observa que la mayoría de los trabajos revisados requieren conocer los modelos detallados de
todos los dispositivos de la red para realizar la linealización y obtener las medidas de contro-
labilidad y observabilidad del sistema, por lo que el diseño del controlador en redes reales con
miles de barras y generadores sincrónicos puede ser complejo y computacionalmente costoso.
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2.6.1.2. Estabilidad transitoria de ángulo

Con respecto a la estabilidad transitoria de ángulo, también existe un gran número de
trabajos reportados en el marco de controladores centralizados. La mayoría de ellos buscan
modificar consignas de potencia de las unidades de generación y, algunos, modifican la to-
pología de la red para mantener la estabilidad del sistema. En [109] se propone un control
coordinado de potencia de centrales eólicas offshore (DFIGs) conectadas a través de enlaces
HVDC para mantener la estabilidad transitoria del sistema de potencia AC onshore. La to-
pología de la red de prueba utilizada se muestra en la figura 2.19 (extraída de [109]) y la
figura 2.20 muestra el esquema de operación del controlador propuesto [109].

Figura 2.19: Topología de la red HVDC unida a la red AC.

Figura 2.20: Esquema de operación del control coordinado entre enlaces
HVDC y DFIGs.

27



En la figura 2.20 se observa que los PMUs se encargan de enviar la información de los
ángulos y frecuencia de los GS hacia un centro de despacho, que es el encargado de modificar
las consignas de potencia de los parques eólicos y de los enlaces HVDC. El controlador se
diseña en función de los modelos de los enlaces HVDC y DFIGs y utilizando funciones de
Lyapunov. La efectividad del controlador propuesto se verifica mediante simulaciones diná-
micas en la red de 39 barras de la IEEE, la cual es modificada para incluir parques eólicos
conectados a través de enlaces HVDC a la red AC. En la figura 2.21 (extraída de 2.20) se
muestra la diferencia angular de uno de los generadores del sistema ante un cortocircuito
trifásico en una de las líneas. La falla es despejada mediante la desconexión de la línea. Se
observa que, en el caso base en el que no se considera el controlador centralizado (curva
negra), el generador pierde sincronismo, mientras que con el controlador implementado este
mantiene el sincronismo.

Pese a que los resultados expuestos en el trabajo muestran que efectivamente el siste-
ma de control propuesto permite mantener la estabilidad del sistema ante las contingencias
simuladas, la estrategia propuesta depende fuertemente de las tecnologías presentes en la
red (aerogeneradores conectados a una red AC mediante enlaces HVDC), lo que dificulta su
implementación en redes con otro tipo de tecnologías.

Figura 2.21: Diferencia angular de uno de los generadores ante un cortocir-
cuito trifásico en un de las líneas de la red de prueba.

En [112] se propone una estrategia de re-despacho en tiempo real para mantener la esta-
bilidad transitoria del sistema mediante la modificación de la consigna de potencia de ciertos
GS. Es una estrategia preventiva que se basa en la evaluación de la estabilidad transitoria
utilizando un índice denominado transient stability index (TSI), cuyo valor depende de la
desviación de los ángulos de los rotores de los GS con respecto al centro de inercia del sis-
tema. El cálculo del TSI es realizado por un algoritmo de inteligencia computacional, que
es entrenado con datos obtenidos de simulaciones dinámicas para diferentes puntos de ope-
ración y cortocircuitos trifásicos. Luego de una contingencia, se propone un re-despacho de
algunos generadores seleccionados en base al TSI como acción preventiva para evitar la ines-
tabilidad del sistema. Esta estrategia se prueba en la red de 39 barras de la IEEE simulando
un cortocircuito trifásico despejado a los 200 [ms]. Los resultados del control centralizado
se comparan con el caso sin el controlador, obteniéndose que con la estrategia propuesta
el sistema mantiene la estabilidad ante contingencias, mientras que en el caso base (sin el
controlador propuesto) se pierde sincronismo. Si bien esta estrategia puede ser efectiva en
sistemas dominados por GS, en el trabajo no se menciona nada acerca de su aplicabilidad en
sistemas con una alta penetración de TGVCC.
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Un enfoque similar al trabajo anterior se utiliza en [111], en el que se propone un esquema
de acción correctiva en tiempo real (RAS, por sus siglas en inglés) durante contingencias,
que detecta condiciones anormales y toma acciones correctivas adicionales a la desconexión
de componentes con fallas. Entre las acciones correctivas se encuentran cambios en la gene-
ración y/o demanda así como cambios topológicos en la red [137]. Utilizando la información
medida por PMUs del sistema luego de una falla, se estima el estado (ángulo y frecuencia)
de los generadores de la red utilizando un filtro de Kalman extendido. Esta información es
utilizada por un “detector de inestabilidad” que, en conjunto con una estrategia para identi-
ficar generadores críticos en tiempo real, permite tomar acciones correctivas para evitar una
posible inestabilidad. Al igual que la estrategia presentada en [112], el detector requiere de
entrenamiento realizado de manera offline previo a la implementación del RAS. Una vez fi-
nalizado el entrenamiento, el RAS puede ser implementado de manera online. Esta estrategia
es probada en la red de 39 barras de la IEEE y 10 generadores sincrónicos. Similar al trabajo
anterior, esta estrategia depende de modificaciones de las consignas de potencia de los GS.
No incluye TGVCC en la implementación. Asimismo, depende fuertemente de modificaciones
topológicas para mantener la estabilidad, lo que puede ser contraproducente si es realizado
en exceso [110].

Los sistemas de control centralizado utilizados para mantener la estabilidad transitoria
han sido principalmente estudiadas en sistemas dominados por generadores sincrónicos. La
mayoría de las acciones de control aplicadas son modificaciones de las consignas de potencia de
los GS. Debido a la variabilidad e incertidumbre de las TGVCC, estas estrategias podrían no
funcionar en redes con una alta penetración renovable, pues la generación de estas unidades
depende de la disponibilidad del recurso. Sólo uno de los trabajos incluye TGVCC en el
control [109]. No obstante, es una estrategia conjunta entre parques eólicos y enlaces HVDC
a través de los cuales se conectan, por lo que es muy dependiente de las tecnologías presentes
en la red.

2.6.1.3. Estabilidad de frecuencia

Gran parte de las estrategias de control centralizadas que buscan mantener la estabilidad
de frecuencia proponen controladores de emergencia, es decir, cuya acción de control sea la
desconexión de carga, o controladores más sofisticados que involucran la participación de
nuevas tecnologías, como respuesta de la demanda y/o vehículos eléctricos.

Tradicionalmente, se utilizan los Esquemas de Desconexión Automática de Carga (EDACs)
para restaurar el balance de carga y generación y evitar el colapso del sistema. Sin embargo,
un mal diseño de los EDACs puede resultar en una desconexión insuficiente o excesiva de
carga [138]. Además, usualmente, no se considera el uso de PMUs para realizar las mediciones
ni se aprovechan las capacidades que otorgan las redes inteligentes como protocolos avanzados,
técnicas mejoradas de comunicación y el uso de WAMs para monitorear el sistema [139,140].
En [121] se propone un esquema de control para evitar posibles blackouts causados por
perturbaciones que lleven a excursiones de frecuencia. Esta estrategia propone un EDAC
que utiliza una arquitectura centralizada y jerarquizada, basándose en el funcionamiento
de múltiples agentes (MAS, por sus siglas en inglés). El objetivo principal del control es
minimizar la desconexión de carga que se debe realizar para mantener la estabilidad de

29



frecuencia y el tiempo que la desconexión persiste. La figura 2.22 (extraída de [121]) muestra
un esquema general de la propuesta [121]. Se observa que contiene 3 tipos de agentes:

Agente monitor: contiene los agentes de monitoreo, que son los encargados de tomar las
mediciones en su respectiva barra mediante PMUs. Estas mediciones son enviadas al
agente de área respectivo.

Agente por área: con información de su área respectiva (cantidad de unidades de gene-
ración, barras de carga, líneas interconectadas, etc). Estos agentes condensan la infor-
mación recibida y la envían al agente mediador.

Agente mediador: recibe la información proveniente de los agentes de área acerca del
consumo y generación de cada una de las áreas de la red. Luego, agrupa esta información
y realiza los cálculos necesarios para determinar si ha ocurrido una falla y si es necesario
desconectar carga (y cuánta carga se debe desconectar de manera óptima) para mante-
ner la estabilidad de frecuencia del sistema. Si se requiere desconectar carga, el agente
mediador determina qué áreas y agentes monitor participan, enviando las órdenes a los
agentes de área, los que a su vez las envían a los agentes monitor.

Este tipo de arquitectura permite separar las mediciones, la información de la topología
del sistema y la toma de decisiones en capas distintas e independientes.

Figura 2.22: Ejemplo de arquitectura MAS.

El desempeño del esquema de control propuesto se prueba en una red de 3 áreas inter-
conectada con 12 agentes de monitoreo en total. La estrategia se compara con otras dos
estrategias de EDAC mediante simulaciones dinámicas: una basada en la medición instan-
tánea de frecuencia y otra en la tasa de cambio de la frecuencia (RoCoF, por sus siglas en
inglés). Las simulaciones muestran que la estrategia propuesta es la que más rápido retor-
na la frecuencia a su valor nominal luego de un desbalance de carga-generación. Si bien es
una estrategia novedosa y se obtienen buenos resultados con respecto a EDACs tradicionales,
no se detalla la implementación de la estrategia en redes con una alta penetración de TGVCC.
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En [120] se propone un controlador de emergencia que utiliza la respuesta de la demanda
(EDR) y la capacidad de sobrecarga (EPB) de múltiples enlaces HVDC presentes en la
East China Power Grid (ECPG) para proveer soporte al control primario de frecuencia, en
respuesta a la creciente penetración de TGVCC y su limitada capacidad para proveer control
primario de frecuencia. Para esto, se modelan los equipos relevantes en el dominio de Laplace
para luego agruparlos en un modelo uninodal. En base a este modelo se diseña un controlador
centralizado en tiempo real. En la figura 2.23 (extraída de [120]), se muestra el diagrama de
bloques reducido del controlador propuesto.

Figura 2.23: Diagrama de bloques del controlador propuesto.

En la figura se observa que el modelo utilizado para diseñar el controlador se actualiza en
tiempo real en base a mediciones realizadas por PMUs con el fin de que el controlador cuente
con las condiciones actuales del sistema para su operación. En base a esta información, se
realiza un proceso de optimización en el centro de control cuyo objetivo es obtener las con-
signas de potencia de la respuesta de la demanda y los enlaces HVDC en función del costo
total de hacer que la frecuencia resultante no exceda un umbral preestablecido. Estas señales
se añaden al control primario de frecuencia tradicional. Además, en el diseño del control se
toman en cuenta otros aspectos como el tiempo de cómputo de la resolución del problema de
optimización y el impacto que tiene el retardo del sistema de comunicación en su desempeño.
Esta estrategia se prueba en la ECPG, obteniendo buenos resultados con respecto al control
primario tradicional. Sin embargo, este sistema de control es implementando en una topolo-
gía muy particular (ECPG), que cuenta con numerosos enlaces HVDC y tiene capacidad de
respuesta de la demanda. En consecuencia, no necesariamente es aplicable a otras redes con
diferentes tecnologías.

Del reducido número de trabajos encontrados que abordan estabilidad de frecuencia, se
concluye que la mayoría propone diferentes tipos de EDACs para mantener la estabilidad del
sistema. Además, no consideran la incorporación de TGVCC en la estrategia de control ni
su impacto en la estabilidad. Sólo en la estrategia propuesta en [120] se considera el impacto
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de las TGVCC en el desempeño dinámico de la red mediante una inercia sistémica reducida,
mas no son utilizadas en el control.

2.6.1.4. Estabilidad de tensión

La mayor parte de los trabajos revisados, cuyo objetivo es mantener la estabilidad de ten-
sión, proponen estrategias en la ventana de tiempo del largo plazo basadas principalmente
en EDACs. Sólo en [127] se desarrolla una estrategia diferente , en que se implementa un
control dinámico de tensión mediante el uso de múltiples agentes. El objetivo de esta pro-
puesta es tomar acciones correctivas luego de una perturbación (cambio repentino y grande
en la demanda de la red y desconexión intempestiva de equipos). En la figura 2.24 (extraída
de [127]), se muestra un esquema de la arquitectura multi-agente propuesta. Los agentes
RA son los dispositivos controlados, cuyas señales (posición de taps de transformadores y de
bancos de condensadores, por ejemplo) son enviadas por los BA o bus agents. Estos últimos
se encargan de tomar mediciones mediante PMUs, pudiendo compartir información entre
ellos. Estas mediciones son enviadas al super PDC, que se encarga de procesarlas (calculando
índices de sensibilidad, por ejemplo) y envía la información de vuelta a las BAs.

Figura 2.24: Ejemplo de arquitectura MAS.

Finalmente, en base a esta información global y cuando ocurre una perturbación en la
red que aleje los niveles de tensión de la banda permitida (en el caso del paper, ±5 % de la
tensión nominal), los BAs envían las acciones de control hacia los RAs (cambio de posición
de taps, por ejemplo). Esta estrategia se prueba en la red Nordic32, compuesta por 20 GS,
9 bancos de condensadores, 2 de reactores, 37 transformadores y 41 barras de carga. En la
figura 2.25 (extraída de [127]) se muestra la tensión en una de las barras de la red ante
un aumento de la potencia reactiva consumida por las cargas a los 5 [s]. El desempeño del
controlador propuesto se compara con otras estrategias encontradas en la literatura. De la
figura se observa que la estrategia propuesta permite restaurar la tensión a valores cercanos
al nominal de manera más rápida que los otros controladores.
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Figura 2.25: Evolución de la tensión de una de las barras de la red en el
tiempo ante un aumento de la potencia reactiva consumida por las cargas.

En [128] se diseña un EDAC basado en model predictive control (MPC) para mantener la
estabilidad de tensión de largo plazo del sistema en situaciones críticas, como la desconexión
de más de un elemento de la red. Su objetivo principal es optimizar la cantidad de carga que
debe ser desconectada en tales situaciones. La función objetivo del MPC penaliza los desvíos
de las tensiones en las barras y la generación de potencia reactiva (variables de estado) con
respecto a sus valores de referencia. En el problema de optimización se incluyen restricciones
asociadas a la acción de control (desconexiones de carga) y limitaciones para las variables
de estado. Es importante destacar que el control no mide la tensión de todos los nodos ni la
potencia reactiva de todos los generadores. Los más críticos son determinados mediante un
análisis modal o monitoreando la magnitud de las desviaciones con respecto a sus valores de
referencia. Esto permite utilizar una menor cantidad de PMUs para realizar mediciones lo
que reduce el costo de implementación de esta estrategia.

La estrategia es probada en una red con 3 GS y 2 cargas ante distintas contingencias
mostrando buenos resultados. Sin embargo, si bien el MPC propuesto muestra un buen de-
sempeño en términos de mantener la estabilidad de tensión en el largo plazo, los resultados
no se comparan con otra estrategia de control. Adicionalmente, la estrategia no incluye a las
TGVCC ni sus impactos en la red o en el desempeño del controlador.

Las 2 estrategias de control descritas buscan mantener la estabilidad de tensión de largo
plazo. Lo anterior es común a la mayoría de los trabajos existentes [126–131].

De hecho, de los trabajos revisados, sólo 2 abarcan la estabilidad de corto plazo del siste-
ma [132], [133]. En [132] se propone una estrategia preventiva y correctiva basada en respuesta
de la demanda en situaciones de emergencia. Uno de sus objetivos es minimizar un índice de
estabilidad de tensión de corto plazo (STVSI, por sus siglas en inglés). En este sentido, en
el trabajo se propone este índice y su eficacia se verifica ante múltiples contingencias. Las
acciones de control realizadas son: de manera preventiva, se modifica el despacho de los GS,
mientras que, de manera correctiva, se desconecta demanda para evitar la pérdida de estabi-
lidad en el corto plazo. Estas acciones de control son determinadas a través de un problema
de optimización que busca minimizar el STVSI. Sin embargo, no se entregan detalles de cómo
se implementa esta estrategia en la ventana de tiempo del corto plazo. Asimismo, su imple-
mentación está sujeta a redes que contengan la tecnología que permita realizar respuesta de
la demanda.
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El trabajo presentado en [133] propone la implementación de un control centralizado que
involucra las unidades de generación cercanas a los centros de carga con el fin de mantener la
estabilidad de tensión de corto plazo en la zona. La estrategia utiliza mediciones realizadas
por PMUs distribuidos en la red (del centro de carga) para conocer el estado global de la
red en tiempo real. A partir de estas señales, envía una señal adicional al sistema de control
de excitación de los GS instalados en la región para que estos modifiquen su generación de
potencia reactiva en función de la tensión en barras críticas de la red. De esta forma, el
control opera cuando la tensión se aleja de la banda permitida (±5 % de la tensión nominal).
En la figura 2.26 (extraída de [133]) se muestra un diagrama que describe de manera general
la estrategia y sus principales componentes.

Figura 2.26: Esquema general del control centralizado propuesto.

A continuación, se describen los aspectos más importantes del controlador propuesto:

El control centralizado de área local (LCC, por sus siglas en inglés) cumple con 3 fun-
ciones: 1) sincroniza los fasores de tensión enviados por los PMUs (para sobrellevar el
problema de retardos en la comunicación); 2) calcula indicadores que permiten monito-
rear posibles problemas de tensión en la red y escoger los GS a los que se envía la señal
adicional, y 3) determina la señal adicional que se envía al sistema de excitación de los
GS.

Las señales de PMUs a utilizar y los actuadores a nivel de los GS (GLAs, por sus siglas
en inglés) son preseleccionados a partir de 2 coeficientes que son calculados mediante
simulaciones offline de diferentes condiciones de operación y fallas.

La ley de control utilizada es:
∆Vgref = A∆V (2.4)

34



Donde Vgref es la señal adicional, V es la tensión de las barras críticas y A es una matriz
cuyos coeficientes se calculan en función de las reservas de potencia reactiva de los GS
y un índice de sensibilidad que es actualizado de manera online.

El sistema de control se prueba en una de las redes de China Southern Power Grid,
conformado por 3 GS y 12 barras de carga. En la figura 2.27 (extraída de [133]) se muestra
las tensiones en 2 de las barras del sistema (figuras a y b) y la potencia reactiva inyectada
por 2 de los GS (figuras c y d) ante una falla trifásica.

Figura 2.27: Desempeño del controlador con respecto al caso con sólo con-
trolador local ante una falla trifásica.

Se observa que cuando se implementa el controlador propuesto, las tensiones en las barras
se recuperan a su valor pre-falla luego de despejada la falla. No así cuando se implementa
sólo el controlador local. De la figura 2.27, se observa que la inyección de potencia reactiva de
los GS (con la señal adicional del controlador) se comporta de los manera similar durante los
primeros instantes de la falla en ambos controladores. Sin embargo, al ser despejada la falla,
el controlador propuesto aumenta de manera permanente la potencia reactiva de estos GS,
supliendo la nueva demanda de reactivos por parte de la red. Por otra parte, el controlador
local aumenta considerablemente la potencia reactiva por unos instantes, para luego volver
a su valor pre-falla, lo que no permite restaurar las tensiones del sistema.

El controlador propuesto es simple y tiene un mejor desempeño que los controladores
locales de tensión (considerando sólo el sistema de control de excitación). Sin embargo, no
incluye a las TGVCC en la estrategia ni enfrenta (de manera directa) los desafíos de la redes
débiles con altos niveles de penetración de TGVCC.

2.6.1.5. Comentarios finales

Las estrategias de control centralizado coordinan diferentes equipos presentes en las redes
para enfrentar diferentes problemas que pueden surgir durante contingencias tales como el
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amortiguamiento de oscilaciones interárea y la mantención de la estabilidad. En general, ba-
san su funcionamiento en mediciones de PMUs (o WAMS) distribuidos en la red, pues estos
permiten tener una visión global del estado del sistema. En este sentido, las decisiones que
toman estas estrategias de control tienden a ser mejores que las que sólo utilizan información
local (pues se tiene más información). Esto se demuestra particularmente bien en los trabajos
revisados que abordan el amortiguamiento de oscilaciones interárea. No obstante, el control
centralizado presenta varios desafíos que se deben tener en cuenta.

Uno de ellos son los retardos en el sistema de comunicación [141, 142], cuyo valor tradi-
cionalmente se encuentra en el rango de las decenas a centenas de milisegundo, dependiendo
de el medio de comunicación utilizado, la extensión del sistema de comunicación, el ancho de
banda, entre otros [143]. Como los WAC utilizan la información que envían los PMU a través
de canales de comunicación, estos son críticos para el correcto desempeño de los controlado-
res. Por esta razón, es de suma importancia lidiar con la congestión de la red de comunicación,
los retardos y la posible pérdida de paquetes de información [144]. En varios de los trabajos
revisados, particularmente los que abordan problemas de oscilaciones interárea, consideran
los efectos del retardo en el diseño de los controladores [94,95,98,101,105–107,142–144].

Otro desafío importante en el diseño de controladores de área amplia centralizados es la
elección de la ubicación de los PMUs y en qué equipos del sistema se añaden las señales
provenientes del controlador central. Esto es de suma importancia, puesto que el desempeño
del controlador depende de sus señales de entrada, que deben reflejar de manera adecuada el
modo que se quiere amortiguar. Además, se debe seleccionar qué dispositivo tiene un mayor
impacto en el amortiguamiento de dicho modo. Por otro lado, la elección de las señales y
equipos adecuados depende fuertemente de la disponibilidad de modelos precisos de sistemas
de gran tamaño, debido a las incertezas de sus componentes y las variaciones de los puntos
de operación [145].

Finalmente, es necesario destacar que si bien todos los trabajos centralizados muestran
mejoras con respecto a una estrategia que utiliza sólo mediciones locales, únicamente 4 de
ellos incluyen TGVCC en su propuesta o, al menos, incluyen su impacto en el análisis. En
consecuencia, la inclusión de las TGVCC en el diseño de controladores de área amplia y, más
aún, en el marco de redes débiles, es un tópico que aún requiere investigación considerando la
creciente inserción de TGVCC en las redes y, por consiguiente, la disminución de los niveles
de robustez.

2.6.2. Control distribuido
El enfoque del control distribuido es controlar áreas del sistema (pudiendo incluso ser una

barra) basándose en la información entregada por diferentes agentes [91]. Este tipo de es-
trategia de control involucra la implementación de algoritmos que permiten la comunicación
entre dispositivos vecinos, sin la necesidad de utilizar un centro de control. Esto implica que
requiere una menor transferencia de datos y un menor costo computacional. Sin embargo,
aún se requiere comunicación entre dispositivos vecinos para obtener información acerca del
estado del sistema y así tener un mayor grado de observabilidad de la red con respecto a un
control decentralizado [146]. En la figura 2.28 (extraída de [91]) se muestra la topología de
un sistema de control distribuido.
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De los trabajos con arquitectura de control distribuida que se revisaron [147–159], sólo 1
aborda el amortiguamiento de oscilaciones interárea [147], 5 estabilidad de ángulo [148–152],
6 estabilidad de frecuencia [153–158] y 1 estabilidad de tensión [159]. Sin embargo, por temas
de extensión del documento, no se describen todos los trabajos revisados.

Figura 2.28: Ejemplo de arquitectura de control distribuida.

2.6.2.1. Amortiguamiento de oscilaciones interárea

A diferencia del control centralizado, se han reportado pocas aplicaciones de control dis-
tribuido en el amortiguamiento de oscilaciones interárea, lo que resulta natural al entender la
naturaleza de estos fenómenos (que involucran varias áreas del sistema). En [147], se propone
un controlador por retroalimentación de estado considerando un modelo de tercer orden de
los generadores junto con su sistema de excitación. El controlador es diseñado en dos partes:
la primera consiste en un controlador decentralizado tradicional LQ mientras que la segun-
da es un controlador distribuido, cuyo objetivo es mejorar el rendimiento del sistema ante
oscilaciones de baja frecuencia. Con este fin, se considera una ganancia de retroalimentación
(adicional al controlador diseñado en la primera parte) y la topología del sistema de comuni-
cación, es decir, se selecciona entre qué dispositivos distribuidos (que pueden ser generadores
o equipos FACTS) se transmite información. En otras palabras, la ley de control consta de
dos términos: uno que asegura la estabilidad del sistema con un mínimo amortiguamiento,
y el otro que aumenta el amortiguamiento general del sistema. La ley de control de este
controlador por retroalimentación de estado es la que sigue:

ui = Kixi +
∑
j∈Li

Kijxj (2.5)

Donde xi es el vector de estado del generador i y Ki es la ganancia del controlador propor-
cional. Li es el conjunto de generadores con el que el generador i comparte información. El
primer sumando es el término asociado al controlador decentralizado y el segundo sumando
es el aporte de los estados de otros equipos a la acción de control del generador i.
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En la figura 2.29 (extraída de [147]) se muestran las conexiones entre dispositivos físicos
y sus respectivos sistemas de comunicación. No obstante, no necesariamente todos los dis-
positivos están conectados entre sí en la capa de comunicación. Esto se decide mediante la
resolución de un problema de optimización entero mixto.

Figura 2.29: Conexión entre dispositivos físicos y entre dispositivos de co-
municación.

Para probar este esquema de control, se utiliza un sistema con cinco barras en que los
GS no poseen PSS. Sin embargo, los autores destacan que, si se incluyeran los PSS, esto
no afectaría el diseño del sistema de control propuesto. De los resultados se concluye que el
sistema de control propuesto mejora el amortiguamiento con respecto al caso base con un
control decentralizado.

Una de las principales desventajas del trabajo descrito es que para determinar la topolo-
gía del sistema de comunicación (es decir, qué GS comparten información entre si) se realiza
un problema de optimización, por lo que los enlaces de comunicación permanecen fijos. Es
decir, no es posible adaptar (fácilmente) el sistema de control y comunicación ante cambios
en la topología de la red; cambios que podrían implicar un rediseño del controlador y, por
ende, modificaciones a los enlaces de comunicación existentes entre generadores. Asimismo,
el diseño del controlador no incluye TGVCC ni su impacto en la red.

2.6.2.2. Estabilidad transitoria

En cuanto a la estabilidad estabilidad transitoria de ángulo, los trabajos revisados utilizan
técnicas similares para determinar las áreas de la red a considerar en el diseño del controla-
dor distribuido, como second-order consensus. Además, se utilizan métricas para evaluar el
desempeño del controlador, como el tiempo crítico de despeje de falla (CCT, por sus siglas
en inglés).

En [148] se describe una arquitectura multi-agente para mejorar la coordinación de pro-
tecciones utilizando el CCT. Como criterio para controlar su operación y así mantener la
estabilidad transitoria del SEP. El CCT es calculado dinámicamente para ajustarse a dife-
rentes condiciones de operación y fallas mediante un método directo y simulaciones RMS para
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su cálculo, utilizando información obtenida mediante PMUs. Esto permite que los agentes se
adapten a las condiciones de operación de la red en tiempo real. Los agentes son programas
computacionales instalados en los relés de protección de cada barra del sistema, divido por
zonas. Un esquema ilustrativo del funcionamiento del controlador se muestra en la figura 2.30
(extraída de [148]).

Figura 2.30: Esquema de conexión del sistema distribuido propuesto.

Los agentes comparten información entre sí, de manera bidireccional, acerca del estado de
la red y dan la orden de cierre o apertura a los interruptores si se cumple que la corriente
medida a través de PMUs sobrepasa un cierto umbral.

Para evidenciar la efectividad de esta estrategia, se realizan pruebas en una red de 32
barras y en otra de 64 barras, sólo con generación convencional. Los resultados obtenidos al
simular un cortocircuito trifásico no son comparados con otra estrategia de control, por lo
que no se puede concluir una mejora con respecto a un caso base. Asimismo, si bien puede
ser una estrategia prometedora, no se menciona nada acercar de los tiempos de cómputo del
CCT ni los límites de operación de los interruptores. Además, no se consideran TGVCC en
la red ni características de redes débiles en el diseño de la estrategia, lo que puede ser crítico,
por ejemplo, en el cálculo del umbral de operación de los interruptores.

En [149] se presenta un controlador distribuido basado en second-orden consensus para la
mantención de la estabilidad transitoria de ángulo ante cortocircuitos trifásicos. El concepto
de consensus se utiliza para establecer áreas con generadores sincrónicos coherentes en la red.
Las señales de entrada del controlador son el ángulo y velocidad de los GS, que se utilizan
para modificar la potencia activa generada para mantener la estabilidad luego de una falla.

La estrategia se prueba en la red de 39 barras de la IEEE ante una falla trifásica. Los
resultados expuestos parecen mejorar la respuesta ante cortocircuitos con respecto al caso sin
control. No obstante, sólo se simula una falla, por lo que no se puede concluir categóricamente
que el controlador propuesto mejora el desempeño dinámico del sistema con respecto al caso
base.

Es importante añadir que el diseño de la estrategia y su implementación no es descrita
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de manera detallada. No se describe dónde se implementa el controlador ni el diseño de la
topología del sistema de comunicación. Además, el trabajo no aborda problemas asociados a
una alta penetración de TGVCC.

En general, todas las estrategias de control distribuido que buscan mantener la estabilidad
transitoria de un SEP utilizando generadores sincrónicos, los agrupan de manera coherente
para aplicar la ley de control distribuida. Para esto, se utilizan técnicas como second-order
consensus para establecer coherencia entre GS. Por otro lado, se pueden utilizar métricas
como el CCT para evaluar el riesgo de inestabilidad del sistema y realizar acciones de control.
Por último, cabe decir que ninguna de las estrategias revisadas incluye TGVCC en su diseño
e implementación.

2.6.2.3. Estabilidad de frecuencia

Las estrategias distribuidas utilizadas para solucionar los problemas asociados a la estabi-
lidad de frecuencia presentan metodologías variadas. En esta sección se describen los trabajos
revisados más novedosos.

En [153] se propone una estrategia de MPC distribuida cuyo objetivo es enfrentar los
desafíos de la variabilidad e incertidumbre de las fuentes de energía renovables, utilizando
cargas controlables y equipos de almacenamiento en conjunto con los GS presentes en la red.
El controlador permite mantener la frecuencia y el intercambio de potencia entre áreas cer-
canas a sus valores nominales/referenciales. Las acciones de control dependen de información
local e información intercambiada entre barras de una misma área de control (no se explicita
la utilización de PMUs). El controlador utiliza esta información del sistema y predice los
perfiles de demanda en una ventana de tiempo finita y, mediante un modelo linealizado que
se actualiza en cada intervalo de tiempo, predice el comportamiento futuro del sistema. La
utilización del modelo linealizado reduce el costo computacional del algoritmo. Esta reduc-
ción es aún mayor si se considera que el problema de optimización es resuelto en cada barra,
utilizando sólo información recibida de las barras conectadas entre sí mediante enlaces de
comunicación en las áreas de control.

La estrategia es probada en una red de 8 barras, 4 GS, 4 equipos de almacenamiento y 4
cargas controlables. Se compara el desempeño del controlador propuesto con el AGC tradicio-
nal ante variaciones temporales de las cargas (no conexiones/desconexiones intempestivas de
elementos de la red). Si bien se obtienen mejores resultados que en caso del AGC tradicional,
su implementación es más compleja y requiere establecer enlaces de comunicación entre ba-
rras de las áreas de control. Asimismo, no se analizan los tiempos de cómputo en la resolución
del problema de optimización, lo que puede afectar negativamente la regulación de frecuencia.

En [156] se propone un esquema de control distribuido que aprovecha la presencia de enla-
ces HVDC (particularmente multi-terminales) en la red para apoyar en el control primario de
frecuencia. En este sentido, se permite que los controladores de potencia de los enlaces HVDC
puedan utilizar las reservas de potencia de todas las áreas AC interconectadas en caso de
que ocurra una contingencia en una de ellas. En consecuencia, se reducen las reservas totales
de potencia en el sistema completo. Para que los GS de diferentes áreas sean sensibles a los
desbalances de potencia, las frecuencias de cada área deben reflejar desbalances ocurridos en
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otra área. Por lo tanto, el objetivo de esta estrategia es igualar las desviaciones de frecuencia
de todas las áreas manipulando la potencia activa que fluye a través de los enlaces HVDC.
Si la red DC contiene N convertidores, el esquema de control propuesto contiene N − 1 sub-
controladores. Por ejemplo, en la figura 2.31 (extraída de [156]) se muestra la topología de la
red de prueba utilizada en el trabajo. De los 5 convertidores presentes en el sistema, en 4 de
ellos se implementa el controlador propuesto. El otro se encarga de controlar la tensión DC.
El controlador restante controla la tensión en la red DC.

Figura 2.31: Topología de la red de prueba.

La ley de control de cada uno de los N−1 controladores contiene un coeficiente que indica
si el subcontrolador recibe o no información de la frecuencia de una determinada área. La
estructura del sistema de comunicación se asume constante y bidireccional.

Las pruebas de esta estrategia se realizan en una red con cinco áreas AC interconectadas
mediante un enlace HVDC multi-terminal. No se realizan simulaciones para comparar el de-
sempeño de esta estrategia con otros controladores. Sólo se simula un desbalance de potencia
en una de las áreas y un análisis de sensibilidad con respecto a sus propios parámetros, por
lo que no se puede concluir si es una estrategia efectiva o no en términos de estabilidad.
Además, no se describe cómo se diseña el sistema de comunicación entre áreas (por ejemplo,
qué áreas comparten información) ni se incluye a las TGVCC en el diseño del controlador.

2.6.2.4. Estabilidad de tensión

A la fecha, sólo 1 de los trabajos revisados que utilizan sistemas de control distribuidos
abordan problemas asociados a estabilidad de tensión. En [159] se propone una estrategia
basada en MPC cuyos objetivos son: 1) llevar y mantener la tensión de las barras reguladas
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a la banda admisible luego de una contingencia (como una desconexión de una línea de
transmisión) y 2) reducir la cantidad de acciones de control, como la operación de taps
bajo carga de los transformadores y accionamiento de bancos de capacitores o reactores. El
problema de optimización es resuelto de manera online (no se explicita el uso de PMUs) y
utilizando una técnica de solución distribuida. La principal diferencia entre la implementación
de este tipo de controlador en estrategias centralizadas (donde el MPC es resuelto en el centro
de control) y distribuidas, radica en que se divide el problema según las regiones de la red
que están físicamente distribuidas. Sin embargo, en el cuerpo del trabajo no se describe la
arquitectura de comunicación utilizada, por lo que no se puede concluir si efectivamente es
una estrategia de control distribuida, a pesar de estar catalogada como tal.

2.6.2.5. Comentarios finales

Las estrategias de control distribuidas se caracterizan porque el sistema de comunicación
necesario para implementarlas es menos complejo que el que se requiere para estrategias
centralizadas. La información se intercambia directamente entre los dispositivos encargados
de las acciones de control. A pesar de esta ventaja sobre el control centralizado, se han
reportado menos aplicaciones de control distribuido en SEP. De las investigaciones revisadas,
se concluye que los aspectos más importantes radican en la división del sistema a controlar
en áreas y, al mismo tiempo, establecer los equipos o áreas que intercambian información
entre sí para ser incluida en el diseño del controlador. Finalmente, sólo uno de los trabajos
revisados incluye TGVCC en el diseño del sistema de control como equipos a controlar [157].

2.6.3. Control jerárquico
El control jerárquico puede incluir una combinación de estrategias de control, tanto cen-

tralizadas como decentralizadas. En la figura 2.32 (extraída de [91]) se muestra un ejemplo
de arquitectura de control jerárquica. De manera similar al control distribuido, los cálculos
y el intercambio de información entre agentes ocurre en los niveles altos de la estructura
jerárquica. Esto permite reducir los canales de comunicación necesarios para transmitir la
información con respecto al control distribuido, pues se reduce el número de agentes entre
los cuales se establecen canales de comunicación [91].
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Figura 2.32: Ejemplo de arquitectura de control jerárquica.

De las investigaciones reportadas en el marco del control jerárquico, 17 trabajos [160–176],
7 abordan la estabilidad transitoria de ángulo [177–183], 5 estabilidad de frecuencia [184–188]
y 2 estabilidad de tensión [189, 190]. Por temas de extensión de documento, sólo algunos de
los trabajos revisados son descritos.

2.6.3.1. Amortiguamiento de oscilaciones interárea

En el contexto de oscilaciones interárea, a nivel general, la metodología de diseño de los
controladores jerárquicos de diferentes papers es similar: primero se seleccionan los equipos
que participaran en el control y luego las señales de entrada óptimas. Lo que los diferencia
es la tecnología de los equipos que participan en el control (TGVCC, FACTS y GS).

En [160] se propone una arquitectura de control que considera un control centralizado
y un control local, con el objetivo de aumentar el amortiguamiento de modos interárea.
Los controladores locales pueden ser ubicados en GS (PSS) y en DFIGs, que se denomina
Power Oscilation Damper (POD). En el centro de control se encuentra un PSS y un POD
centralizado. En la figura 2.33 (extraída de [160]) se muestra el diagrama de bloques del
controlador propuesto, en el que se explicitan las conexiones entre los distintos componentes
de la estrategia.
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Figura 2.33: Diagrama de conexión del sistema de control jerárquico pro-
puesto.

El primer paso en el diseño de los controladores es seleccionar qué unidades de generación
(GS o DFIGs) son adecuadas para amortiguar los modos interárea. Con este fin, se utiliza un
índice basado en la controlabilidad y observabilidad de los modos de oscilación del sistema.
Luego, para seleccionar las señales de entrada del PSS y POD centralizado, se utiliza un
índice similar al anterior, seleccionando qué flujos de potencia activa por las líneas son los
más convenientes para mejorar el amortiguamiento. Estos flujos son medidos por PMUs en
las barras seleccionadas. Para esto, se realiza un procedimiento análogo para las señales de los
controladores locales. Las señales provenientes del control centralizado y local son añadidas
como señales adicionales al AVR de los GS y al controlador de tensión de los DFIGs. Por otra
parte, el diseño del sistema de control propuesto compensa el efecto del retardo en la comuni-
cación e incertidumbre (como variación de parámetros o cambios en los puntos de operación).

La estrategia es probada en una red de 39 barras, mostrando buenos resultados con res-
pecto a la utilización de únicamente un control centralizado o sólo control local. El diseño
del controlador propone metodologías interesantes, tales como la selección de los DFIG y
GS que participan en el control y las variables del sistema a medir para obtener un mejor
desempeño. Esto permite además reducir el número de PMUs necesarios para implementar
la estrategia.

En [161–163] se diseñan controladores para amortiguar oscilaciones interárea con una
metodología similar: los controladores reciben una señal local y otra señal proveniente de un
control centralizado. Esto permite tener un cierto grado de robustez ante una falla del control
central, pues la señal local continúa en operación aún si el control centralizado falla. Además,
para el diseño de los controladores, debido al alto orden de los SEP reales, se utilizan técnicas
de reducción de modelos y de identificación de sistemas con datos obtenidos de los PMUs,
por lo que podrían ser utilizadas en tiempo real.

44



2.6.3.2. Estabilidad transitoria de ángulo

Con respecto a estabilidad transitoria de ángulo, las estrategias propuestas son variadas.
En [177] se propone un esquema de control jerárquico y multi-agente para evitar inestabi-
lidades de ángulo y de tensión en el largo plazo. Con el fin de mejorar el amortiguamiento
de las oscilaciones de ángulo (post falla), se utiliza un control local decentralizado basado en
MAS y un control de tensión jerárquico decentralizado (post pequeñas perturbaciones). El
controlador se basa en mediciones realizadas por PMUs en áreas de la red. El esquema de
este sistema de control y sus agentes se muestra en la figura 2.34 (extraída de [177]), en la
que se observa las conexiones y funciones de cada agente.

Figura 2.34: Esquema del sistema de control jerárquico multi-agente pro-
puesto.

A continuación, se describe de manera general la función de cada agente en la figura 2.34:

Los agentes de control locales reciben información medida de los PMUs u otros ins-
trumentos de medición, mientras que las consignas de potencia y tensión las reciben
del agente global. Con esta información, estiman el estado de la respectiva área que
supervisan. Estas estimaciones se utilizan para calcular márgenes de estabilidad.

El agente global recibe y procesa la estimación de estado calculados por todos los agentes
de control locales y estima el estado de toda la red. Esto permite tener una visión
completa del sistema. En caso de que se detecte una contingencia, puede inhibir la
acción de algunos de los agentes de control local y controlar sólo aquellos que tengan
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un impacto en la estabilidad. Además, determina las consignas de potencia y tensión
mediante un flujo óptimo de potencia.

El diseño del controlador se basa en el segundo método de Lyapunov en sistemas que
contienen equipos FACTS (como SVCs y TCSCs). La estrategia propuesta se prueba en la
red de dos áreas de Kundur ante un cortocircuito trifásico comparando 3 casos: 1) sin equipos
FACTS, 2) con sólo un TCSC y 3) con dos TCSCs. Si bien se obtienen mejores resultados a
medida que hay una mayor cantidad de equipos FACTs en la red, esto restringe su aplicación
a sistemas que tengan estos equipos instalados. Además, la estrategia se prueba en una red
de prueba pequeña sin TGVCC, no representativa de SEP reales. Por otro lado, un aspecto
a destacar del diseño es que la información que se envía al agente global es pre-procesada por
los agentes locales, lo que permite reducir el ancho de banda de los enlaces de comunicación
y aumentar la rapidez en el procesamiento de la información por parte del agente global.

En [178] se propone un método que combina el uso de la función de energía de Lyapunov
con técnicas de aprendizaje de máquinas para diseñar un WAC que opera sobre parques
eólicos (DFIG) y GS. El objetivo de esta estrategia es enfrentar los problemas asociados a
la estabilidad transitoria de ángulo aumentando el tiempo crítico de despeje de falla y mejo-
rando el amortiguamiento de las oscilaciones del punto de equilibrio post falla. En la figura
2.35 (extraída de [178]) se muestran los diagramas de bloques de los controladores de los GS
y DFIG. Se puede observar que las señales del WAC se añaden al AVR en el caso de los GS
y al control de potencia de los DFIG. Asimismo, la información es medida mediante PMUs
instalados en cada unidad de generación.

El controlador local es el primer nivel de la estrategia propuesta. Tiene la respuesta más
rápida, con el fin de responder a las dinámicas locales del sistema y asegurar que las va-
riables puedan seguir sus valores de referencia. El WAC, por su parte, se diseña en base a
funciones de energía de la red en conjunto a una técnica de aprendizaje de máquinas para
poder cubrir la mayor cantidad de escenarios de operación y cambios en la topología actua-
lizando los parámetros del controlador. El entrenamiento offline del modelo requiere datos
que son obtenidos de simulaciones dinámicas a partir de una red de 68 barras en PSCAD,
modelando cada generador sincrónico y DFIG en detalle y respetando sus restricciones físicas.
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Figura 2.35: Esquema del sistema de control jerárquico propuesto para GS
y DFIG.

Para probar esta estrategia se utiliza una red de 68 barras con 12 GS y 3 DFIGs. En el
trabajo se muestran los resultados de diversos escenarios y contingencias, siendo muy favora-
bles con respecto al caso base (sin la estrategia de control propuesta). Se destaca la robustez
frente a retardos en el sistema de comunicación y a incertidumbres como la velocidad del
viento. Sin embargo, para el cálculo de la función de energía se utilizan modelos simplificados
agregados de los GS y de los DFIG, lo que puede no ser adecuado en redes débiles. Además,
si bien se incluyen TGVCC en la estrategia, estas representan una mínima parte del mix de
generación, por lo que el controlador se prueba en una red robusta.

En el marco de la estabilidad transitoria, los trabajos revisados presentan estrategias varia-
das, desde sistemas de control clásicos hasta el uso de técnicas de inteligencia computacional.
Sin embargo, también existen varias similitudes. Gran parte de los trabajos utilizan el con-
cepto de coherencia, ya sea para dividir el SEP en áreas coherentes para implementar el
controlador, o para obtener un modelo agregado de la red. Además, varios utilizan funciones
de energía y métodos de Lyapunov para diseñar los controladores. Por otro lado, muy pocos
trabajos involucran a las TGVCC o estudian sus implicancias en el diseño del controlador
que proponen.
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2.6.3.3. Estabilidad de frecuencia

En cuanto a estabilidad de frecuencia, los trabajos realizados son más recientes y 3 de
ellos incluyen a las TGVCC en su estrategia, permitiendo que provean de respuesta rápida
de frecuencia o que participen en el control primario. Dos de ellos se describen a continuación.

En [186] se implementa una estrategia de control de área amplia que permite a los parques
eólicos y FACTS apoyar en el control primario de frecuencia. El controlador consta de 2 eta-
pas: una completamente decentralizada y una centralizada que utiliza información global de
la red (obtenida mediante PMUs) para añadir señales adicionales a los controladores locales.
La etapa decentralizada consiste en los controladores convencionales que se encuentran en los
GS, FACTs y aerogeneradores PMSG. Su objetivo es proveer amortiguamiento a los modos
locales y control de tensión, garantizando un desempeño aceptable cuando el WAC es des-
conectado por fallas en el sistema de comunicación. La segunda etapa es el WAC, encargado
de proveer amortiguamiento a modos interárea y apoyar en el control primario y secundario
de frecuencia. En operación normal, la inyección de potencia de los DFIG se determina a
partir de algoritmos de MPPT tradicionales. Luego de un desbalance de potencia, se activa
el control primario, modificando el máximo de potencia activa que pueden inyectar los DFIGs.

El diseño del WAC consiste en 3 etapas: primero se realiza una reducción del modelo del
sistema. Luego, el modelo se extiende para compensar los retardos de comunicación. Por últi-
mo, se diseña una ley de control por retroalimentación de estado mediante técnicas de control
óptimo. Es necesario destacar que las señales a medir se escogen mediante un método que se
basa en los factores de participación, pues no presenta problema de escalamiento cuando hay
una gran variedad de mediciones con diferentes significados físicos.

El controlador se prueba en el sistema de dos áreas de Kundur, al cual se le agrega un
aerogenerador PMSG y un STATCOM en diferentes barras de la red. La comparación se
realiza analizando el desempeño del caso que incluye sólo controladores locales (sin apoyo
por parte del PMSG) con respecto al que incluye apoyo por parte del PMSG. En este con-
texto, se realizan diferentes pruebas, destacando los buenos resultados que se obtienen ante
un cambio intempestivo de carga con respecto a los casos con sólo controladores locales. Sin
embargo, a pesar de que se incluyen TGVCC en la estrategia, el controlador se prueba en un
sistema de prueba pequeño dominado por generadores sincrónicos, por lo que la efectividad
de la estrategia puede verse afectada en sistemas reales con baja inercia.

En [187] se diseña un WAC para redes con baja inercia. Particularmente, para que las
TGVCC puedan proveer respuesta rápida de frecuencia de manera coordinada. En la figura
2.36 (extraída de [187]) se muestra un diagrama de bloques del sistema de control. Como se
muestra en la figura, el sistema de control consiste en tres etapas:

El supervisor centralizado se encarga de reunir información, de manera periódica, acerca
de la disponibilidad de los recursos y capacidad de los equipos que proveen respuesta
rápida de frecuencia. Esto permite identificar la combinación óptima de recursos para
alcanzar la respuesta deseada, enviando órdenes a los controladores locales en función
de las condiciones generales del sistema.

Los agregadores regionales se instalan en zonas del SEP determinadas mediante estu-
dios de coherencia. Estos reciben información de PMUs instalados cerca de las mayores
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fuentes de inercia en cada área y contienen algoritmos que permiten agregar dicha in-
formación y producir señales de ángulo y frecuencia equivalente en cada región.

Los controladores locales son los encargados de monitorear y realizar acciones de control
en tiempo real. Estos son instalados en equipos que están habilitados para proveer
respuesta rápida de frecuencia. Además, cuentan con PMUs para tomar mediciones.

La estrategia es probada en una red con 20 GS, 25 TGVCC y 26 cargas. El desempeño
de la propuesta es comparado con el caso en que sólo los GS participan en el control. Los
resultados muestran que la estrategia mejora la respuesta de la frecuencia del sistema frente
a desbalances de potencia, reduciendo el nadir y el tiempo de establecimiento.

Figura 2.36: Esquema de conexión del sistema de control rápido de frecuen-
cia propuesto.

Si bien no se han reportado muchas investigaciones en el marco del control jerárquico en
aplicaciones de estabilidad de frecuencia, los trabajos existentes incorporan TGVCC para
que entreguen respuesta rápida de frecuencia y puedan participar en el control primario de
frecuencia, mostrando este tipo de control como una alternativa para mantener la estabilidad
de frecuencia en sistemas con baja inercia.

2.6.3.4. Estabilidad de tensión

A la fecha, no se ha registrado mucha investigación respecto a la aplicación de contro-
ladores jerárquicos en estabilidad de voltaje. Los pocos trabajos existentes buscan resolver
problemas asociados a estabilidad de voltaje de largo plazo [189], [190], sin incorporar fenó-
menos rápidos.

2.6.3.5. Comentarios finales

Las estrategias de control jerárquico pueden compartir características del control centra-
lizado y distribuido, debido a que su estructura general es flexible. Sin embargo, una de las
características más comunes es que tenga una etapa de control centralizado. Esto implica
que también comparte sus desafíos, como los retardos en el sistema de comunicación y el
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desarrollo del modelo para diseñar el controlador centralizado. De los 31 trabajos revisados,
sólo 11 incluyen a las TGVCC en su estrategia o analizan sus efectos en el desempeño del
controlador [160–163,166,171,178,186–188].

Esta arquitectura de control es una de las más complejas, debido a que cuenta con varias
capas que deben ser cuidadosamente diseñadas de tal forma que puedan operar en conjunto.
Sin embargo, esto también permite que sea más robusto ante fallas. Por ejemplo, si falla el
sistema de comunicación en un control jerárquico que cuenta con una capa centralizada y
otra decentralizada, esta última podría seguir operando de manera aislada.

2.7. Comentarios finales
Una alta penetración de TGVCC tienen un impacto directo en la robustez de los SEP.

En particular, debido a su capacidad limitada de inyectar corrientes durante cortocircuitos,
los niveles de cortocircuito de la red se ven reducidos. En consecuencia, las tensiones en las
barras del sistema son más sensibles ante variaciones de los flujos de potencia. Este efecto es
particularmente importante durante contingencias, dificultando la restauración de los niveles
de tensión luego de despejada la falla. Esto implica que los sistemas débiles con bajos niveles
de cortocircuito son más propensos a inestabilidades o colapsos de tensión. Con el fin de
mantener la estabilidad de tensión de corto plazo del sistema, es necesario que las TGVCC
inyecten corriente reactiva durante cortocircuitos, es decir, que tengan capacidad de FRT.

Para que las TGVCC puedan apoyar en la mantención de la estabilidad de tensión, estas
deben superar varios desafíos, tales como: 1) respetar el límite térmico de los convertidores
de potencia, 2) mantener la estabilidad durante la inyección de corriente ante contingen-
cias, 3) mitigar los efectos de bajos niveles de cortocircuito en la estabilidad de PLL y 4)
mantener la tensión DC dentro de márgenes seguros durante cortocircuitos. Por consiguien-
te, las estrategias de control de las TGVCC deben ser diseñada para sobrellevar estos desafíos.

Dada la naturaleza del problema de estabilidad de tensión, tradicionalmente, las estra-
tegias para el control de tensión son descentralizadas y se basan en mediciones locales. No
obstante, este enfoque no permite tener una visión global del sistema, lo que puede ser muy
importante en redes débiles. Por esta razón, acciones de control coordinadas entre distintos
elementos activos de la red pueden ser fundamentales para superar los problemas de estabi-
lidad que surgen en sistemas con baja inercia.

Las estrategias de control de área amplia pueden utilizar las mediciones realizadas por
PMUs en tiempo real para conocer el estado general de la red (o de áreas de la red) y así
tomar mejores decisiones teniendo en cuenta el estado global del sistema. En este contexto,
en los últimos años se han propuesto un gran número de arquitecturas de control que abordan
distintos tópicos, como amortiguamiento de oscilaciones interárea y estabilidad. En general,
estas estrategias controlan distintos equipos de la red para obtener la respuesta deseada.
Los más utilizados han sido los generadores sincrónicos, equipos FACTS y enlaces HVDC.
Algunos trabajos más recientes han incluido respuesta de la demanda y a las TGVCC en
sus estrategias. Sin embargo, sólo un número reducido de ellas las han incluido de manera
explícita como equipos a controlar en sus estrategias propuestas. Más aún, muy pocos tra-
bajos han diseñado su estrategia considerando los efectos que tiene una baja robustez en el
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desempeño dinámico de los SEP.

Si bien las tres arquitecturas de control revisadas han sido aplicadas para solucionar pro-
blemas asociados a estabilidad, un bajo número de ellas han abordado la estabilidad de
tensión. De hecho, al momento de la revisión, sólo dos de los trabajos revisados proponen
una estrategia para mantener la estabilidad de tensión de corto plazo [132,133]. No obstante,
ninguno de los dos trabajos incorporan a las TGVCC en su propuesta. Por consiguiente, con-
siderando la creciente inserción de TGVCC en las redes del mundo y en particular en Chile,
surge la necesidad de diseñar una estrategia que permita utilizar las nuevas tecnologías pre-
sentes en la red para poder enfrentar los desafíos de los sistemas con bajos niveles de robustez.

El sistema de control por diseñar debe considerar los desafíos que tienen las TGVCC para
poder participar de manera activa en la mantención de estabilidad de tensión en el corto
plazo mediante el proceso de FRT. Asimismo, debe coordinar efectivamente la acción de las
TGVCC en áreas determinadas, particularmente en aquellas más débiles. Esta coordinación
se realiza mediante un control jerárquico, lo que permite tener una etapa centralizada de
tal manera de poder tener una visión global de áreas del sistema (particularmente las más
débiles) y enviar señales a las TGVCC para que inyecten potencia reactiva. Adicionalmente,
el controlador propuesto debe tener las siguientes consideraciones:

Evitar la inyección excesiva de corriente reactiva tal que no se incurra en sobretensiones
luego de despejada la falla.

Determinar un indicador que permita implementar la acción de control.

Utilizar áreas definidas con anterioridad con el fin de agrupar a las TGVCC de la red.
El controlador debe ser capaz de determinar la zona donde ocurre la falla y actuar sobre
las TGVCC correspondientes.

Contemplar la capacidad de inyección de reactivos de las TGVCC.
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Capítulo 3

Análisis preliminar

3.1. Introducción
La norma técnica vigente a nivel nacional establece que las TGVCC deben inyectar co-

rriente reactiva adicional durante contingencias con el objetivo de mantener la estabilidad
del sistema. Este aporte adicional de corriente debe ser proporcional a la caída de tensión en
un factor KF RT fijo. Sin embargo, a medida que hay una mayor penetración de TGVCC en
el sistema y los niveles de cortocircuito disminuyen, las caídas de tensión durante fallas serán
más severas, lo que empeora el desempeño dinámico de la red. En este contexto, el aporte
de corriente reactiva de las TGVCC será fundamental para mantener la estabilidad durante
contingencias en redes débiles. Por este motivo, el factor KF RT fijo, cuyo valor fue estable-
cido cuando el Sistema Eléctrico Nacional (SEN) aún era robusto, podría ser insuficiente
para obtener un desempeño dinámico aceptable del SEN durante grandes perturbaciones,
especialmente en el caso de zonas con niveles altos de penetración de TGVCC.

Niveles bajos de cortocircuito no sólo acrecentan los efectos de las contingencias, sino que
además llevan a que las tensiones sean más sensibles a cambios en los flujos de potencia.
Esto implica que la inyección de potencia reactiva por parte de las TGVCC tenga un mayor
impacto en las tensiones de la red, incluso en el caso de barras eléctricamente lejanas. Por lo
tanto, particularmente durante contingencias, las TGVCC pueden brindar un mayor soporte
ante fallas en zonas distantes del sistema.

En el contexto anterior, el presente capítulo busca dimensionar el efecto de aumentar la
inyección de corriente reactiva por parte de las TGVCC durante fallas por sobre lo establecido
en la normativa vigente. Los resultados obtendios de este análisis se utilizan para diseñar un
controlador que cumpla con los objetivos del estudio.

3.2. Caso de estudio
El análisis se realiza en base al SEN proyectado al año 2046, el cual es modelado en el

software DIgSILENT PowerFactory (en adelante, DIgSILENT). Para este año, se espera una
elevada penetración de TGVCC, en particular en la zona norte del sistema, mientras que la
presencia de generadores sincrónicos se concentra en la zona sur, caracterizada por la alta
presencia de generación hidráulica [191].
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Las principales características de la red se resumen en la figura 3.1. La figura muestra
el mapa de Chile dividido por regiones al que se le superponen las subestaciones (puntos
negros) y líneas de transmisión. La red se divide en 5 zonas, diferenciadas por color, las
cuales se basan en las Áreas de Control de Tensión establecidas por el Coordinador Eléctrico
Nacional (CEN) [192]. En la figura también se indica el despacho de unidades sincrónicas y
TGVCC por zona para el punto de operación considerado. El punto de operación a analizar
corresponde al de demanda neta mínima debido al reducido despacho de generación sincró-
nica y, por ende, menores niveles de cortocircuito en la red. Asimismo, se puede ver que las
TGVCC se concentran en las zonas 1 y 2, abarcando un 83% del total de generación des-
pachada. En la tabla 3.1 se resumen las principales características de este punto de operación.

En cuanto al modelamiento de las unidades TGVCC, es importante señalar que todas las
unidades consideradas son del tipo grid-following cuyos modelos dinámicos son adaptaciones
de los modelos WECC disponibles en la librería general de DIgSILENT [193]. Entre las prin-
cipales características de estos modelos destacan:

1) el PLL se modela de manera explícita y 2) las unidades TGVCC tienen capacidad de
FRT, cuyo principal parámetro es KF RT , con un valor igual a 2 (según la norma técnica
chilena vigente). Este valor de KF RT indica que las TGVCC inyectan un 2% de su corriente
nominal por cada 1% de caída de tensión en sus terminales cuando esta cae por debajo de
los 0,9 [p.u.].

Tabla 3.1: Punto de operación de demanda mínima neta.

Despacho
Zona GS [MW] TGVCC [MW] Demanda [MW]
Zona 1 541 7096 6104
Zona 2 0 5101 2120
Zona 3 661 548 5631
Zona 4 1900 1351 2975
Zona 5 266 695 702

Total 3368 14791 17532
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Figura 3.1: Características del sistema bajo estudio.
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3.3. Procedimiento de análisis
Para dimensionar el efecto de aumentar la inyección de corriente reactiva durante fallas

por parte de las TGVCC - por sobre lo establecido en la normativa vigente -, se realiza un
análisis dinámico del sistema. Para esto, se aumentar el KF RT de las TGVCC de cada zona
de manera individual y en conjunto. El análisis considera un total de 10 contingencias dis-
tribuidas a lo largo de la red de 500 kV del SEN según lo mostrado en la figura 3.2. Para
evaluar el efecto de un aumento de corriente reactiva en una determinada zona X en otra
zona Y, se utiliza la distancia eléctrica entre ambas zonas [194].

En cuanto a los valores de KF RT a utilizar en el análisis de sensibilidad, estos deben cum-
plir con que la corriente inyectada por las TGVCC respete el límite de estabilidad descrito
en la 2.5.2 [15, 195–201]. Sin embargo, no existen valores máximo de KF RT ampliamente
aceptados a nivel mundial. De hecho, [202] se indica que es el operador del sistema el que
debe determinar el rango de valores de KF RT de acuerdo con las necesidades del sistema.
En este contexto, existen algunas normativas que definen cotas inferiores y superiores para
KF RT [203,204]. A modo de ejemplo, en Alemania se establece que 2 ≤ KF RT ≤ 6, mientras
que en los Países Bajos 2 ≤ KF RT ≤ 10. En el caso de Chile, la normativa vigente exige un
KF RT = 2 sin establecer un valor máximo único de KF RT .

La principal limitante del valor de KF RT se debe a la capacidad térmica de los converti-
dores. Valores elevados de KF RT ocasionan que, ante una contingencia, las protecciones del
convertidor limiten rápidamente la corriente inyectada. Por consiguiente, el convertidor no
puede inyectar más corriente independiente del valor de KF RT considerado [197]. Por otra
parte, en [199, 205] se reporta que valores elevados de KF RT pueden ocasionar oscilaciones
de tensión indeseadas en el PCC de las TGVCC cuando estas se conectan a una red débil.
De manera de evitar este tipo de problemas, los valores de KF RT utilizados en este análisis
se reducen a: 2, 4, 6 y 8.
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Figura 3.2: Fallas simuladas en el análisis preliminar.
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Para el cálculo de la distancia eléctrica, en [194] se indica que se puede calcular en base a
la matriz de impedancias (o admitancias) del sistema mediante la siguiente expresión:

Zij,eq = zii + zjj − 2zij (3.1)

Donde zij es la impedancia mutua entre las barras i y j; zii y zjj son las impedancias
propias de barras i y j, respectivamente. La cantidad Zij,eq es un número complejo, por lo
que tanto su parte imaginaria como su módulo se pueden emplear para medir la distancia
eléctrica dij [194]. En este trabajo, se utiliza que dij = |Zij,eq| y se calcula para la unidad
más alejada a la falla según la zona que se esté analizando. Es preciso señalar que todas las
impedancias previamente señaladas están en por unidad, por consiguiente, dij también se
mide en por unidad.

Sea el vector de valores deKF RT por zona igual aK = {K1
F RT , K

2
F RT , K

3
F RT , K

4
F RT , K

5
F RT}.

Como caso base, se considera que todas las TGVCC (de las 5 zonas) tienen un valor de
KF RT = 2. De esta forma, se tiene que para el caso base K = {2, 2, 2, 2, 2, 2}. Luego, el
procedimiento para realizar el análisis de sensibilidad será:

Paso 1: Se simulan las 10 contingencias para el caso base.

Paso 2: Para cada zona, se realiza lo siguiente:

• Paso 2.1: Para la zona 1, se simulan las 10 contingencias considerando 3 escenarios:
K = {4, 2, 2, 2, 2}, K = {6, 2, 2, 2, 2} y K = {8, 2, 2, 2, 2}.

• Paso 2.2: Para la zona 2, se simulan las 10 contingencias considerando 3 escenarios:
K = {2, 4, 2, 2, 2}, K = {2, 6, 2, 2, 2} y K = {2, 8, 2, 2, 2}.

• Paso 2.3: Para la zona 3, se simulan las 10 contingencias considerando 3 escenarios:
K = {2, 2, 4, 2, 2}, K = {2, 2, 6, 2, 2} y K = {2, 2, 8, 2, 2}.

• Paso 2.4: Para la zona 4, se simulan las 10 contingencias considerando 3 escenarios:
K = {2, 2, 2, 4, 2}, K = {2, 2, 2, 6, 2} y K = {2, 2, 2, 8, 2}.

• Paso 2.5: Para la zona 5, se simulan las 10 contingencias considerando 3 escenarios:
K = {2, 2, 2, 2, 4}, K = {2, 2, 2, 2, 6} y K = {2, 2, 2, 2, 8}.

Paso 3: Para todas las simulaciones realizadas en el paso 2, se calcula el tiempo de
establecimiento post-contingencia y se contrastan con los valores obtenidos en el caso
base (paso 1).

Paso 4: En base a los resultados obtenidos, se determina la distancia eléctrica máxima
para la cual el aumento de corriente reactiva de las TGVCC de una determinada zona
disminuye (mejora) el tiempo de establecimiento. En caso contrario, no se registra la
distancia eléctrica, pero se analizan las razones del aumento del tiempo de estableci-
miento.
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3.4. Resultados
3.4.1. Zona 1

A continuación, se muestran los resultados obtenidos del Paso 2.1, es decir, los casos en
que se simulan las 10 contingencias considerando distintos valores de KF RT en la zona 1:

K = {4, 2, 2, 2, 2}, K = {6, 2, 2, 2, 2}, K = {8, 2, 2, 2, 2}

La figura 3.3 muestra la mejora del tiempo de establecimiento para diferentes valores de
KF RT en la zona 1 en función de la distancia eléctrica de la unidad TGVCC más lejana a
cada falla. De la figura se observa que aumentar KF RT en la zona 1 produce una mejora
apreciable en el tiempo de establecimiento hasra la falla 4. Lo anterior es válido para todos
los valores de KF RT considerados en la zona 1. De esta forma, aumentar el KF RT en la zona
1 sólo produce mejoras significativas para fallas que se encuentren a una distancia eléctrica
menor o igual a dZ1 = 0, 488 [p.u.]. Para falla eléctricamente más lejanas (en este caso, de la
falla 5 a la falla 10), aumentar el K en la zona 1 y, por ende, la inyección de reactivos por
parte de las TGVCC de la zona, no produce ninguna mejora en el desempeño dinámico del
sistema.

Figura 3.3: Mejora en el tiempo de establecimiento por falla | Zona 1.

La figura 3.4 muestra los resultados obtenidos para los diferentes valores de KF RT en las
fallas 2 y 4. Concretamente, la figura 3.4(a) muestra la tensión en la barra Los Changos 500 kV
para la falla 2, mientras que la figura 3.4(b) muestra la tensión en la barra de Nueva Cardones
para la falla 4, para los distintos valores de K en la zona 1. Se observa que aumentar el KF RT

de la zona 1 en ambas contingencias lleva a una mejora apreciable tanto en la recuperación de
la tensión (amortiguamiento de oscilaciones) como en el valor mínimo que alcanza la tensión
una vez despejada la falla.
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(a) S/E Los Changos 500 kV | Falla 2.

(b) S/E Nueva Cardones 500 kV | Falla 4.

Figura 3.4: Tensión en la barra de falla para diferentes KF RT | Zona 1.
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3.4.2. Zona 2
A continuación, se muestran los resultados obtenidos del Paso 2.1, es decir, los casos en

que se simulan las 10 contingencias considerando distintos valores de KF RT en la zona 1:

K = {2, 4, 2, 2, 2}, K = {2, 6, 2, 2, 2}, K = {2, 8, 2, 2, 2}

La figura 3.5 muestra la mejora en el tiempo de establecimiento para diferentes valores de
KF RT en la zona 2 en función de la distancia eléctrica de la unidad TGVCC más lejana a
cada falla. Se observa que la zona 2, al ser una zona con una alto nivel de generación TGVCC
y más central del SEN, a diferencia de la zona 1, tiene un mayor impacto en contingencias
localizadas en la zona centro del SEN. Por otro lado, para las fallas 9 y 10 (ubicadas en
la zona 4), aumentar la inyección de corriente reactiva en la zona 2 no tiene un impacto,
independiente del valor de KF RT utilizado. En otras palabras, para fallas al sur de la zona 2,
la inyección de reactivos por parte de las TGVCC mejora el desempeño del sistema mientras
la distancia eléctrica no sea mayor a dZ2 = 0, 537 [p.u.]. Asimismo, en la figura se observa que
incrementar el KF RT en la zona 2 tiene un efecto significativo en el tiempo de establecimiento
para las fallas 2, 3 y 4.

Figura 3.5: Mejora en el tiempo de establecimiento por falla | Zona 2.

La figura 3.6 muestra los resultados obtenidos para los diferentes valores de KF RT en las
fallas 5 y 7. En particular, la figura 3.6(a) muestra la tensión en la barra Nueva Maitencillo
500 kV para la falla 5, mientras que la figura 3.6(b) muestra la tensión en la barra Polpaico
500 kV para la falla 7, para los distintos valores de K en la zona 2. Se observa que aumentar
el KF RT de la zona 2 en ambas contingencias lleva a una mejora apreciable tanto en la
recuperación de la tensión (amortiguamiento de oscilaciones) como en el valor mínimo que
alcanza la tensión una vez despejada la falla, especialmente para fallas en la misma zona 2.
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(a) S/E Nueva Maitencillo 500 kV | Falla 5.

(b) S/E Polpaico 500 kV | Falla 7.

Figura 3.6: Tensión en la barra de falla para diferentes KF RT | Zona 2.
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3.4.3. Zonas 3, 4 y 5
Las zonas 3, 4 y 5 son las que tienen menor penetración de TGVCC con respecto a las

unidades de generación sincrónica presentes en cada zona, por lo que es de esperar que el
impacto de aumentar elKF RT en las TGVCC de estas zonas sea menor que cuando se aumenta
en las zonas 1 y 2. Esto se puede verificar en las figuras 3.7, 3.8, 3.9, en las que se observa que
para ninguna de las fallas consideradas existe una mejora en el tiempo de establecimiento al
aumentar el KF RT . Más aún, para algunas fallas el tiempo de establecimiento empeora, como
por ejemplo las fallas 4 y 5.

Figura 3.7: Mejora en el tiempo de establecimiento por falla | Zona 3.
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Figura 3.8: Mejora en el tiempo de establecimiento por falla | Zona 4.

Figura 3.9: Mejora en el tiempo de establecimiento por falla | Zona 5.

Dado lo anterior, no se considera el aumento de KF RT en la zonas 3, 4 ni 5, pues no son
de utilidad para efectos de este estudio.

Los resultados obtenidos al incrementar de manera individual el KF RT en cada zona
permiten concluir que el aumento es beneficioso en las zonas 1 y 2, incluso para algunas
fallas en común. Por este motivo, en el siguiente apartado se analiza el impacto del aumento
de KF RT en las TGVCC de ambas zonas simultáneamente.
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3.4.4. Zonas 1 y 2
En los resultados obtenidos en los apartados anteriores, se puede notar que el aumento

del KF RT de las TGVCC en las zonas 1 y 2 tienen un impacto positivo en el tiempo de
establecimiento para fallas en las mismas zonas. Por consiguiente, en esta sección se analiza
el efecto de aumentar KF RT en las zonas 1 y 2 de manera simultánea para todas las fallas
simuladas. En la figura 3.10 se muestra la mejora en el tiempo de establecimiento. En este
caso, la distancia eléctrica se calcula como el máximo de la distancia eléctrica de la unidad
más lejana de ambas zonas para una falla determinada. Se puede observar que el tiempo de
establecimiento mejora considerablemente para valores mayores de KF RT en el caso de las
fallas 3 y 4 con respecto a los casos en que se aumenta en cada zona de manera individual,
observándose además una leve mejora para los casos con KF RT = 4. Para fallas más al sur,
desde la falla 5 en adelante, se observa la misma tendencia que en los resultados obtenidos
para la zona 2, lo que coincide con el área de impacto de la zona 1. Asimismo, no se observa
una diferencia significativa entre los resultados con KF RT = 6 y KF RT = 8.

Figura 3.10: Mejora en el tiempo de establecimiento por falla | Zona 1+2.

La figura 3.11 muestra la tensión en la barra Nueva Cardones 500 kV para la falla 4 al au-
mentar elKF RT de la zona 1, de la zona 2 y las zonas 1 y 2 en conjunto. La principal diferencia
radica en el mínimo valor que alcanza la tensión post-contingencia, siendo este superior para
el caso en el que se aumenta el KF RT en ambas zonas simultáneamente. En consecuencia, la
tensión se recupera con mayor rapidez, con lo que el tiempo de establecimiento es menor.
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Figura 3.11: V en la barra de falla para diferentes casos y KF RT = 4 | Zona
1+2.

3.5. Análisis de resultados
Del análisis realizado, se concluye que el aumento de la inyección de corriente reactiva

de las TGVCC durante contingencias en algunas zonas del sistema puede tener impactos
positivos en el desempeño dinámico de la red. Estas zonas, correspondientes a las zonas 1
y 2, se caracterizan por una alta penetración de TGVCC y escasa presencia de generación
convencional. No obstante, los resultados obtenidos indican que la distancia eléctrica a la cual
se tiene un impacto significativo en el desempeño dinámico de la red se encuentra acotada a
las zonas 1, 2 y 3. Por otro lado, a pesar de que cuentan con una capacidad instalada total
de más de 2000 MVA de TGVCC, aumentar el KF RT en las zonas centro-sur del SEN, es
decir, zonas 3, 4 y 5, puede tener efectos detrimentales en el desempeño dinámico del siste-
ma e incluso llevar a la inestabilidad en algunos casos si el valor deKF RT aumenta demasiado.

Como era de esperar, la magnitud de los efectos positivos y negativos se ve afectada por
el valor de KF RT utilizado durante las simulaciones. Con respecto a las zonas 1 y 2, los resul-
tados muestran que un aumento de KF RT a 4 y a 6 respectivamente conlleva a una mejora
notable en el desempeño dinámico del SEN durante contingencias con respecto al caso base
(KF RT = 2). De manera inversa, aumentar el KF RT de las TGVCC en las zonas 3, 4 y 5 a
valores superiores a 2, ya sea individualmente por zona o en conjunto, conlleva a un deterioro
de la respuesta del SEN ante fallas.
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A partir de lo anterior, es de interés la implementación de un controlador que actúe sobre
las TGVCC de las zonas 1 y 2 mediante el aumento del parámetro KF RT del controlador de
LVRT de las TGVCC, de tal manera que estas brinden un mayor soporte ante contingencias
eléctricamente lejanas. En consecuencia, el controlador sólo actuará ante fallas cuya distancia
eléctrica sea menor a las cotas establecidas en el análisis preliminar.
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Capítulo 4

Controlador propuesto

Los resultados obtenidos en el análisis preliminar muestran que aumentar el KF RT en
la zona norte del SEN lleva a una mejora considerable en la respuesta del sistema ante
contingencias. En este contexto, en el presente capítulo se propone una estrategia de control
de área amplia combinada con controladores locales que modifique el aporte de reactivos de
ciertas unidades TGVCC durante contingencias.

4.1. Arquitectura de control
El control propuesto se basa en una arquitectura jerárquica compuesta por un control

centralizado y controladores locales distribuidos en ciertas unidades TGVCC. En la figura
4.1 se muestra un diagrama de bloques general de la estrategia de control propuesta. Como
variables de entrada a la etapa centralizada, se utilizan mediciones de tensión en diferentes
barras del sistema obtenidas a través del Sistema de Monitoreo de Área Amplia (WAMS,
por sus siglas en inglés). Estas mediciones se utilizan para detectar la ubicación de la falla,
y así determinar la distancia eléctrica de las zonas 1 y 2 a la falla. De esta manera, si
la distancia eléctrica es menor al umbral establecido, el controlador centralizado envía una
señal al controlador local de las TGVCC ubicadas en ambas zonas para aumentar su inyección
de corriente reactiva y así brindar un mayor soporte durante la falla. Por el contrario, si la
distancia eléctrica es mayor al umbral, entonces el controlador centralizado no envía la señal
y las TGVCC mantienen el aporte normal de reactivos durante la falla.
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WAMS

Detección de falla
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Figura 4.1: Diagrama de bloques general del sistema de control.
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4.2. Red de medición WAMS y detección de falla
La red WAMS del CEN está conformada por 81 Módulos de Medición Fasorial (PMU,

por sus siglas en inglés) en servicio y 103 en construcción. Cada PMU envía sus mediciones
a Concentradores de Datos Fasoriales locales (PDC, por sus siglas en inglés) ubicados en
diferentes zonas del SEN. Actualmente, existen 6 PDCs: 2 en la zona 1 y 1 PDC en cada
una de las demás zonas del SEN. La función de estos PDCs es enviar la información recibida
de los PMUs a un PDC Corporativo, el cual es el que realiza funciones de detección, como
por ejemplo detección de niveles (altos/bajos) de variables [206]. En la figura 4.2 (extraída
de [206]), se muestra la arquitectura distribuida de la red WAMS del CEN.

Figura 4.2: Arquitectura actual de la plataforma WAMS del CEN.

Las mediciones obtenidas de la red WAMS se utilizan para la detectar y ubicar la barra
del sistema más cercana a la falla. En la figura 4.3 se muestra, en términos generales, las
principales funciones del bloque de detección y sus variables de salida. Las mediciones de
tensión de las diferentes barras del sistema se comparan y se obtiene la mínima tensión.
La variable de salida F es igual a 1 si la mínima tensión es menor a una tensión umbral
establecida para determinar si se está en condición de falla; es 0 en el caso contrario. Esta
variable tiene como objetivo permitir seleccionar hasta qué nivel caída de tensión actúa el
controlador.
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Figura 4.3: Conexión entre la red WAMS y el bloque de detección de falla

Para efectos de la implementación del controlador en DIgSILENT, cada barra cuya me-
dición es utilizada por el controlador tiene un número de identificación (ID) asociado. Una
vez determinada la tensión mínima, esta es ingresada a una lookup table para determinar
qué barra es en la que se mide la mínima tensión. La señal id∗barra corresponde al ID de esta
barra.

4.3. Aporte de corriente reactiva adicional de las TGVCC
En la figura 4.4 se muestra el último bloque del control centralizado y cómo este se co-

necta con los lazos de control de las centrales TGVCC. Las variables de entrada para esta
etapa son el ID de la barra más cercana a la falla id∗barra y la señal de activación del con-
trolador F , la cual indica si se está en una contingencia o no. Este bloque determina si las
TGVCC de las zonas 1 y 2 inyectan corriente reactiva adicional en condiciones de falla. La
señal id∗barra ingresa a una lookup table para calcular la distancia eléctrica de la barra de falla
a las zonas 1 y 2. Si esta distancia eléctrica es menor a los umbrales de cada zona, dZ1 y
dZ2, el control centralizado envía las señales KZ1

F RT y KZ2
F RT a las centrales TGVCC ubica-

das en las zonas 1 y 2, aumentando el KF RT del control de LVRT de las unidades generadoras.

Tal como se menciona en el párrafo anterior, las señales KZ1
F RT y KZ2

F RT se incorporan en los
lazos de control de FRT de las TGVCC, sumando dichas señales al KF RT existente, que tiene
un valor igual a 2 por normativa. De esta forma, la inyección de corriente reactiva durante
fallas se modifica de la siguiente manera:

iF RTj
= (2 +KZj

F RT ) · (vref − vmed) = (2 +KZj
F RT ) ·∆v (4.1)

Donde: j toma los valores 1 y 2, vref es la tensión pre-falla y vmed es la tensión medida en
bornes de la TGVCC. La corriente reactiva de FRT iF RTj

se suma a la corriente iq determinada
por los lazos de control de potencia de las TGVCC, obteniendo la corriente iqf . Esta corriente
y la corriente id pasan por un bloque limitador que evita que la corriente total idq sobrepase el
límite térmico de los convertidores, establecido en 1, 1 [p.u.]. Además, este bloque prioriza la
inyección de corriente reactiva, reduciendo la corriente id para permitir una mayor inyección
de reactivos. Finalmente, las señales iqcmd e idcmd provenientes del limitador de corriente son
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enviadas al convertidor para que este modifique su inyección de potencia al SEN.

Lookup
table

Lazos de
control de
potencia

Determinación de aporte de 

Aporte de

adicional
ante fallas

Limitador
de corriente

Convertidor Red

Control TGVCC

Lazo de FRT

Figura 4.4: Conexión entre el controlador centralizado y el controlador local

La señal F , que toma valores 1 y 0, determina si el controlador actúa o no definiendo un
umbral de caída de tensión Vumb. Esto permite ajustar el nivel de falla para la cual se requiere
la acción del sistema de control propuesto.

4.4. Determinación de parámetros de control
Los parámetros de control que se deben determinar corresponden a los umbrales de distan-

cia eléctrica dZ1 y dZ2, y los valores KZ1
F RT y KZ2

F RT . Estos valores se obtienen de los resultados
del análisis preliminar. En la figura 4.5 se muestra la mejora en los tiempos de establecimiento
al aumentar el KF RT de las TGVCC de la zona 1 y de la zona 2 independientemente. Para
el caso de la zona 1, se selecciona un KF RT = 4, pues es un valor suficiente para obtener
una mejora significativa en el desempeño de la red. Con valores superiores, no se obtienen
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tiempos de establecimiento sustancialmente mejores. Por otra parte, para la zona 2, se es-
coge un KF RT = 6 ya que se obtiene un mejor desempeño dinámico con respecto al caso
KF RT = 4. Asimismo, para valores superiores a 6, no se aprecian diferencias en los tiempos
de establecimientos obtenidos (ver figura 3.5).

En cuanto a la distancia eléctrica límite a la cual actuarán los controladores de ambas
zonas, para la zona 1 la distancia eléctrica máxima es dZ1 = 0, 508 [p.u.]. Por su parte, la
acción del controlador de la zona 2 se acota hasta una distancia eléctrica dZ2 = 0, 581 [p.u.]

Figura 4.5: Mejora en el tiempo de establecimiento para los KF RT escogidos.
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Capítulo 5

Resultados

En este capítulo, se realizan diferentes simulaciones para evaluar el desempeño del contro-
lador y su impacto en el comportamiento dinámico del SEN. La base de datos y escenario de
operación son los mismos que se utilizaron en el análisis preliminar (ver capítulo 3), pero se
simulan cortocircuitos trifásicos con diferentes tiempos de despeje. En la tabla 5.1 se listan
las fallas simuladas, la zona donde se ubica, el nombre de la barra y la duración de la falla,
que alcanza hasta 300 [ms]. Si bien los tiempos de despeje de falla máximos establecidos en la
normativa vigente es de 120 [ms] para un nivel de tensión superior a 200 kV para contingencias
simples (asociadas a cortocircuitos), existen contingencias extremas cuya severidad admiten
tiempos de despeje de falla de hasta 300 [ms] y, por ende, son más críticas en términos de
su impacto en el desempeño dinámico del sistema. Por este motivo, se simulan este tipo de
fallas para evaluar la efectividad del controlador. No obstante, se analiza como sensibilidad
el potencial impacto del controlador ante fallas con un tiempo de despeje de 120 [ms].

Tabla 5.1: Fallas simuladas para evaluar el controlador.

Falla Zona Barra Duración [ms]
C1 1 Kimal 500 kV 300
C2 1 Los Changos 500 kV 300
C3 1 Parinas 500 kV 300
C4 2 Cumbres 500 kV 300
C5 2 Nueva Cardones 500 kV 250
C6 2 Nueva Maitencillo 500 kV 250
C7 2 Nueva Pan de Azúcar 500 kV 300
C8 3 Polpaico 500 kV 300
C9 4 Ancoa 500 kV 200
C10 4 Entre Ríos 500 kV 200

Para ver la mejora en el desempeño dinámico del sistema al utilizar el controlador pro-
puesto, se simulan las fallas listadas sin el sistema de la tabla 5.1 con y sin el sistema de
control propuesto implementado. Luego, dado que los sistemas de control de área amplia es-
tán sujetos a retardos de comunicaciones, se realiza un análisis de sensibilidad con diferentes
niveles de retardo con el objetivo de evaluar su impacto en el desempeño del controlador.
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5.1. Evaluación del controlador propuesto
La figura 5.1 muestra la mejora en el tiempo de asentamiento que se produce (para cada

una de las fallas) cuando se considera el controlador propuesto en comparación a cuando no
se implementa. De la figura se observa que el tiempo de asentamiento mejora para las fallas
C1 hasta la C8. Las fallas C9 y C10 se encuentran fuera del área de acción del controlador
implementado por lo que no existen cambios. Asimismo, se observa que la mejora en el tiempo
de establecimiento para las fallas C5 y C6 se encuentra fuera de los márgenes del gráfico.
Esto se debe a que, para dichas fallas, el caso sin controlador es inestable, lo que se evita al
incorporar el sistema de control.

Figura 5.1: Mejora en el tiempo de establecimiento al implementar el con-
trolador.

En los apartados a continuación, se muestran los resultados obtenidos para las fallas por
zona.

5.1.1. Fallas en zona 1
En la figura 5.2, se muestra la tensión en la barra de la falla para las contingencias C1,

C2 y C3 así como el aporte total de reactivos de las TGVCC de las zonas 1 y 2 QZ1 y QZ2
para los casos con (CC) y sin el controlador (SC). En todas las simulaciones se observa que
cuando el controlador está operativo, la tensión durante la falla es mayor y se recupera a un
valor mayor una vez despejada la falla en comparación al caso sin el controlador propuesto.
Asimismo, se verifica la acción del control al observar el aumento de la inyección de reactivos
en las zonas 1 y 2 durante la falla.

74



Figura 5.2: Tensión en barra de falla y aporte de reactivos de las TGVCC |
Fallas zona 1.

La tabla 5.2 resumen los resultados obtenidos. Concretamente, se muestra la tensión pro-
medio durante la falla y la tensión mínima posterior al despeje de falla medida en la barra de
la falla, indicando además la variación porcentual. Se observa que en todos los casos existe
una mejora en las tensiones con respecto al caso sin controlador.
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Tabla 5.2: Mejoras en las tensiones debido a la implementación del contro-
lador | Fallas zona 1.

Vmean durante falla [p.u.] Vmin post-falla [p.u.]
Falla SC CC ∆ [%] SC CC ∆ [%]
C1 0,223 0,236 5,66 0,868 0,921 6,06
C2 0,286 0,299 4,43 0,844 0,895 6,00
C3 0,303 0,312 2,90 0,791 0,838 5,93

5.1.2. Fallas en zona 2
La figura 5.3 muestra la tensión en la barra de falla y el aporte de total de reactivos de

las TGVCC de las zonas 1 y 2 QZ1 y QZ2 con y sin el controlador propuesto para las con-
tingencias C4, C5, C6 y C7 de la zona 2. En las 4 contingencias simuladas, se observa una
mejora considerable en el desempeño dinámico del sistema al activar el controlador. Más aún,
las fallas C5 y C6 son inestables sin el controlador, mientras que su incorporación permite
mantener la estabilidad del sistema. Por otra parte, se observa que, en las distintas fallas, las
TGVCC de la zona 2 aumentan en gran medida su inyección de potencia reactiva mientras
que las de la zona 1 sólo levemente.

La tabla 5.3 muestra un resumen de los resultados obtenidos en términos de la tensión
promedio durante la falla y la tensión mínima posterior al despeje de la misma en la barra
de la falla. En la tabla se observa que, para las 4 fallas, hay un aumento de los valores de
tensión utilizados como métrica con respecto al caso sin controlador. Esto se puede verificar
en las simulaciones dinámicas que se muestran en la figura 5.3.

Tabla 5.3: Mejoras en las tensiones debido a la implementación del contro-
lador | Fallas zona 2.

Vmean durante falla [p.u.] Vmin post-falla [p.u.]
Falla SC CC ∆ [%] SC CC ∆ [%]
C4 0,292 0,314 7,55 0,740 0,807 8,99
C5 0,296 0,308 4,26 0,572 0,780 36,42
C6 0,242 0,270 11,29 0,218 0,773 253,98
C7 0,257 0,278 8,34 0,675 0,757 12,21
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Figura 5.3: Tensiones en barra de falla y aporte de reactivos de las TGVCC
| Fallas zona 2.

5.1.3. Fallas en zonas 3 y 4
En la figura 5.4, se muestra la tensión en la barra de falla y el aporte total de reactivos

de las TGVCC de las zonas 1 y 2 QZ1 y QZ2 con y sin el controlador propuesto para las
contingencias C8, C9 y C10 de las zonas 3 y 4. Para la contingencia C8, se observa una mejora
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en la respuesta del sistema ante la falla y aumento de la inyección de potencia reactiva de las
TGVCC ubicadas en la zona 2. No obstante, la mejora es en menor magnitud que para las
fallas ubicadas en las zona 1 y 2. Esto se debe a que esta zona corresponde a la zona centro
del CEN, la cual cuenta con un elevado nivel de enmallamiento. Por otro lado, se observa
que para las fallas C9 y C10 no existe diferencia entre los casos sin y con controlador, pues,
por construcción, este no actúa para dichas fallas.

La tabla 5.4 resumen los resultados obtenidos. Específicamente, se muestra la tensión
promedio durante la falla y la tensión mínima posterior al despeje de falla medida en la barra
de la falla, indicando además la variación porcentual. Se observa que sólo hay una mejora
para la falla C8, que es la contingencia para la cual el controlador actúa. Para las fallas C9
y C10, no existe cambio

Tabla 5.4: Mejoras en las tensiones debido a la implementación del contro-
lador | Fallas zonas 3 y 4.

Vmean durante falla [p.u.] Vmin post-falla [p.u.]
Falla SC CC ∆ [%] SC CC ∆ [%]
C8 0,306 0,319 4,54 0,806 0,840 4,21
C9 0,304 0,304 0,00 1,001 1,001 0,00
C10 0,273 0,273 0,00 0,983 0,983 0,00
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Figura 5.4: Tensión en barra de falla y aporte de reactivos de las TGVCC |
Fallas en zonas 3 y 4.
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5.2. Impacto de los retardos en el sistema de comuni-
cación en el desempeño del controlador

En esta sección, se presenta un análisis de sensibilidad para evaluar el impacto que pueden
tener los retardos en las comunicaciones en el desempeño del controlador propuesto.

En términos generales, los PMUs instalados a lo largo del SEN tienen una tasa de muestreo
de 20 [ms] [206]. Además, los sistemas de medición de área amplia transmiten información
a través de largas distancias, por lo que a la señal enviada le toma tiempo llegar desde los
PMUs al PDC para ser procesada. En esta línea, el procesamiento de las señales también
tiene un tiempo de cómputo, el cual puede variar según la aplicación. En la tabla 5.5 se listan
ejemplos de aplicaciones que utilizan datos de PMUs y sus requerimientos con respecto a los
tiempos de retardo [207], [208].

Tabla 5.5: Ejemplos de aplicaciones que utilizan datos de PMUs y sus re-
querimientos.

Aplicación Retardo extremo-extremo [ms]
Estimación de estado 500

Esquemas de desconexión de carga 50
Sistemas de control de área amplia 50 - 500

Protecciones “Out-of-step” 50 - 500

Para evaluar el impacto de los retardos en la comunicación en el desempeño del controla-
dor propuesto, se simulan las mismas fallas de la tabla 5.1 con tiempos de retardo de 20 [ms]
(caso base, pues el controlador contempla como mínimo la tasa de muestreo de los PMUs
como retardo), 50 [ms], 100 [ms] y 150 [ms].

La figura 5.5 muestra el impacto que tiene los retardos en la comunicación en la mejora
de los tiempos de establecimiento para todas las fallas y diferentes tiempos de retardo con
respecto al caso base, es decir, sin el controlador implementado. Se observa que, en general,
la mejora que se obtiene con la implementación del controlador disminuye a medida que el
retardo aumenta. El efecto del retardo es particularmente importante para las fallas C2 y C4,
no obstante, el desempeño sigue siendo mejor con respecto al caso sin controlador. Asimismo,
las fallas C5 y C6 se mantienen estables a pesar del retardo.
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Figura 5.5: Mejora en el tiempo de establecimiento al implementar el con-
trolador incorporando retardos en la comunicación.

Para evidenciar el efecto de los retardos en el sistema de comunicación en el desempeño
del controlador, en la figura 5.6 se muestra la tensión en la barra de falla (primera columna),
el aporte total de reactivos de las TGVCC de la zona 1 (segunda columna) y de la zona 2
(tercera columna) resultantes de las simulaciones de las contingencias C5 y C6, que están
ubicadas en la zona 2. En la figura se observa que el desempeño del controlador y, por ende
del sistema, empeora a medida que los tiempos de retardo en la acción del controlador son
mayores. Sin embargo, tal y como se destaca en el análisis de la figura 5.5, en todos los casos
se observa una mejora con respecto al caso sin control, incluso para las contingencias C5 y
C6, que son inestables sin el controlador propuesto.
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Figura 5.6: Tensión en barra de falla y aporte de reactivos de las TGVCC |
Fallas C5 y C6 (zona 2).

5.3. Impacto del tiempo de despeje de falla
Las simulaciones realizadas en este capítulo consideran tiempos elevados de despeje de

falla, de hasta 300 [ms]. Sin embargo, de acuerdo con la normativa vigente, fallas de menor
severidad tienen un tiempo máximo de despeje de falla de 120 [ms]. Por consiguiente, en este
apartado se evalúa el desempeño del controlador y el impacto de los retardos en el sistema
de comunicación ante una falla en la subestación Nueva Maitencillo 500 kV con tiempo de
despeje de 120 [ms]. En la figura 5.7 se muestra la tensión en la barra de falla sin la acción
del controlador y para diferentes tiempos de retardos en la actuación del controlador. En la
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figura se observa que a pesar que la falla tiene un menor impacto en el desempeño dinámico
de la red, la implementación del controlador permite obtener una mejora en la respuesta
sistémica ante la contingencia. No obstante, a medida que el retardo es mayor, el efecto se
atenúa.

Figura 5.7: Tensión en barra de falla con tiempo de despeje de 120 [ms].

En la tabla 5.6 se muestran los tiempos de establecimiento calculados para cada caso y su
porcentaje de mejora por sobre el caso sin el controlador implementado. De la tabla se puede
concluir que retardos menores a 100 [ms] en la acción del controlador tienen un impacto
beneficioso en el desempeño dinámico del sistema.

Tabla 5.6: Tiempo de establecimiento por caso y mejora con respecto al caso
sin controlador.

Caso Tiempo de establecimiento [ms] Mejora [%]
Sin controlador 3,83 -
20 ms de retardo 3,17 17,23
50 ms de retardo 3,21 16,19
70 ms de retardo 3,24 15,41
100 ms de retardo 3,81 0,52
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Capítulo 6

Conclusiones

En el presente trabajo de investigación, se propone la implementación de un controlador
de área amplia que actúa de manera coordinada con los controladores locales de las TGVCC
presentes en un SEP con el objetivo de mantener la estabilidad de tensión durante contin-
gencias en sistemas con baja inercia. La acción del sistema de control propuesto consiste en
aumentar la inyección de corriente reactiva durante contingencias mediante el lazo de FRT
de las TGVCC, modificando el factor KF RT . De esta forma, las TGVCC pueden brindar un
mayor soporte ante fallas eléctricamente más lejanas.

El diseño, implementación y evaluación del controlador propuesto se realiza en el SEN
proyectado al año 2046, considerando un escenario de operación con altos niveles de pene-
tración de TGVCC. En la etapa de diseño, se realiza un análisis preliminar con el objetivo
de dimensionar los efectos de la acción de control, aumentando el KF RT del lazo de FRT de
las TGVCC por sobre lo establecido en la normativa vigente en diferentes zonas del SEN.
Los resultados del análisis preliminar permiten concluir que el aumento de la inyección de
corriente reactiva de las TGVCC puede tener efectos positivos o negativos en el desempeño
dinámico del sistema ante fallas dependiendo de la zona de la red en la que se ubiquen las
TGVCC.

Una vez determinadas las zonas del SEN para las cuales el aumento de KF RT tiene un
impacto positivo en el desempeño dinámico del sistema ante contingencias, se seleccionan
los valores de KF RT que permiten tener una mejora apreciable en el desempeño dinámico
con respecto al valor de KF RT establecido en la normativa vigente. Asimismo, se caracteriza
hasta qué barra del sistema el aumento de corriente reactiva tiene un efecto significativo
mediante la distancia eléctrica. Estas dos variables, es decir, el KF RT y la distancia eléctrica,
se utilizan como parámetros del controlador de área amplia y deben ser sintonizados ade-
cuadamente mediante un análisis previo del sistema en el que se implementa el controlador
propuesto para obtener la respuesta deseada. Este análisis previo es de suma importancia,
pues los resultados indican que aumentar la inyección de potencia reactiva podría tener efec-
tos negativos en el desempeño dinámico del sistema e incluso causar inestabilidades. Por
otra parte, se debe tener en consideración que cambios topológicos (como nuevos proyectos
de transmisión) e interconexión de nuevos proyectos de generación pueden tener un impacto
relevante en la parametrización del controlador, por lo que es importante volver a realizar
un análisis para reparametrizar el controlador ante cambios relevantes en la red y así evitar
respuestas indeseadas.
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Para evaluar el controlador implementado, se simulan diferentes fallas distribuidas a lo
largo del SEN y se contrastan los resultados obtenidos con y sin el controlador propuesto.
Estos indican que la implementación de un controlador de área amplia que opere de manera
coordinada con los controladores locales de las TGVCC puede brindar beneficios en términos
del desempeño dinámico de la red ante cortocircuitos en condiciones de operación de alta
penetración de TGVCC en sistemas con baja inercia, logrando incluso que fallas inestables
sin el controlador propuesto alcancen la estabilidad. Por consiguiente, la implementación de
controladores de área amplia coordinados con controladores locales son un una alternativa
efectiva para mantener la estabilidad de tensión durante fallas, especialmente ante contin-
gencias críticas.

Un aspecto importante por considerar en los sistemas de control de área amplia son los
retardos en el sistema de comunicación. Para dimensionar el impacto que esto tiene en el
desempeño del controlador, se realizan simulaciones con retardos desde 20 [ms] hasta 150
[ms]. Los resultados muestran que si bien a medida que el retardo es mayor, el desempeño
del controlador empeora, aún se mantienen mejoras notables en el desempeño dinámico del
sistema con respecto al caso sin el controlador. En consecuencia, se puede concluir que el
desempeño del controlador depende fuertemente de los niveles de retardo presentes en el
sistema de comunicación.

Otra importante contribución de este trabajo es mostrar el efecto que tiene durante con-
tingencias el contemplar valores de KF RT mayores a 2, que es lo establecido en la normativa
vigente en el caso del SEN. Puede ser beneficioso evaluar la incorporación de un rango de
valores de KF RT para las TGVCC, de manera similar a como se define en otros códigos de
red, como en Alemania y los Países bajos.

6.1. Trabajo futuro
De acuerdo con el trabajo desarrollado, el controlador diseñado, implementado y evaluado

permite mejorar el desempeño dinámico del SEN ante cortocircuitos en SEP con bajos niveles
de inercia y alta penetración de TGVCC. No obstante, existen diversos aspectos que deben
ser estudiados en mayor profundidad.

En primer lugar, la elección de las zonas en las cuales se divide el SEN en esta investiga-
ción se realiza en función de las Áreas de Control de Tensión establecidas por el CEN [192].
Estas abarcan una amplia superficie, incluyendo un gran número de TGVCC en cada zona.
Por este motivo, puede ser conveniente la elaboración de una metodología para fijar áreas de
tensión de tal manera de optimizar la acción del controlador, es decir, optimizar la elección
de valores de KF RT y así mejorar su desempeño.

En línea con el párrafo anterior, en este trabajo sólo se estudia un punto de operación.
Las áreas efectivas de control de tensión pueden variar según el punto de operación, pues
varía el número de unidades TGVCC en servicio, entre otras aspectos. Esto tiene un efecto
directo en el desempeño del controlador propuesto, por lo que es importante evaluar otros
puntos de operación. Adicionalmente, la red está en constante cambio, incorporando nuevas
tecnologías como sistemas de almacenamiento, compensadores sincrónicos, TGVCC del tipo
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grid-forming, entre otros. En este sentido, es relevante estudiar cómo el diseño, implementa-
ción y el desempeño del controlador se ve afectado por la instalación de estos nuevos equipos.

El sistema de comunicación es una parte fundamental de los sistemas de control de área
amplia. Si bien en esta investigación se analiza el impacto de los retardos de la comunicación
en el desempeño del controlador, estos se modelan como un retardo constante y concentrados
sólo en la salida del controlador centralizado. En consecuencia, para estudiar sus efectos de
manera detallada, se podría evaluar el impacto de diferentes tipos de modelos de retardo,
incluyendo todas sus fuentes en el análisis.

Por último, es importante mencionar que los fenómenos electromagnéticos (EMT) asocia-
dos a las dinámicas rápidas de las TGVCC no son estudiados en este trabajo. No obstante,
estos cobran relevancia en condiciones de alta penetración de TGVCC en redes con baja
inercia, que es la condición de operación que se considera en el desarrollo de esta investi-
gación. Por consiguiente, puede ser interesante contrastar los resultados obtenidos en esta
investigación mediante simulaciones en la ventana electromecánica (RMS) con simulaciones
de transitorios electromagnéticos.
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Anexo

Listado de acrónimos

Para una mejor comprensión de este trabajo, en este capítulo se indican los acrónimos
utilizados a lo largo del documento.

TGVCC: Tecnologías de generación variable con convertidor.

SEP: Sistema(s) Eléctrico(s) de Potencia.

GS: Generador(es) sincrónico(s).

PLL: Phase locked loop.

SEN: Sistema Eléctrico Nacional.

FRT: Fault ride-through.

SCL: Short-circuit level.

EDAC: Esquemas de desconexión automática de carga.

IEEE: Institute of Electrical and Electronics Engineers.

PCC: Point of common coupling.

LVRT: Low voltage ride-through.

NTSyCS: Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Suministro.

DC: Direct current.

AC: Alternate current

SCR: Short-circuit ratio.

FACTS: Flexible alternate current transmission systems.

DFIG: Doubly Fed Induction Generator.

RSC: Rotor side converter.

PSS: Power system stabilizer.
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WADC: Wide-area damping controller.

HVDC: High voltage direct current.

TSI: Transient stability index.

PMU: Phasor measurement unit.

WAM: Wide-area measurement.

PDC: Phasor data concentrator.

MAS: Multi agent system.

MPC: Model predictive control.

WAC: Wide-area control.

POD: Power oscillation damper.

AVR: Automaatic voltage regulator.

SVC: Static VAR compensator.

TCSC: Thyristor-controlled series compensator.

PMSG: Permanent magnet synchronous generator.

CEN: Coordinador Eléctrico Nacional.
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