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La tendencia a nivel mundial de explorar nuevos medios de generacién no convencionales ha
permitido el desarrollo de tecnologias como la edlica o la solar. A nivel nacional la energia solar
fotovoltaica (FV) ha comenzado a mostrar los primeros signos de ser una alternativa de gran
potencial para el norte del pais, en especial para el Sistema Interconectado del Norte Grande
(SING). La energia FV se caracteriza por tener una gran variabilidad, la cual si bien puede ser
bastante predecible como en amaneceres y atardeceres, también puede ser de caracter
aleatoria producto de los efectos producidos por nubes. Lo anterior, sumado a las
caracteristicas del SING, un sistema aislado, puramente térmico y poco flexible, hace de la
generacién FV mas que una alternativa alentadora en términos de la estabilidad del sistema una
solucién para la cual el sistema no esta preparado.

Considerando lo anterior, este trabajo se enfoca en proponer estrategias de control para plantas
FV de gran escala que ayuden a disminuir el riesgo asociado a la variabilidad inherente en la
generacion de este tipo de tecnologia. Se analizan dos estrategias, un control para el amanecer
y atardecer (control A/A) el cual busca limitar las pendientes de potencia que se producen en
amaneceres y atardeceres, y un control para el llamado efecto nube (control EN) que disminuya
la variabilidad de la potencia de salida de una planta FV producto de disminuciones
intempestivas en la radiacion recibida. Ambos controles se basan en la operacién deloaded de
la planta FV, es decir, dejando un margen de reserva de potencia de forma tal de permitir un
control de potencia en la planta. Los modelos son desarrollados en el software DIgSILENT,
donde se evalla el desempefio de los controles propuestos bajo diferentes escenarios de
radiacion.

Los resultados muestran un comportamiento adecuado del control A/A, el cual solo es limitado
por los niveles técnicos de operacion del conversor y el nivel de reserva. Para el control de EN
los resultados son alentadores para ciertos niveles de radiacion, donde se ven disminuciones de
hasta un 37% en la variabilidad de la potencia de salida en el escenario de radiacion moderada
con un 10% de deload. Para dias con mayor nubosidad, con un aumento en el nivel de deload
se logra disminuir la variabilidad de potencia en un 21% y con pérdidas de energia inferiores al
3%. El control de EN logra disminuir la variabilidad de potencia a la salida, disminuyendo asi los
niveles de reserva que serian necesarios en el sistema para compensar estas variaciones,
producidas por fluctuaciones en la radiacion.

Como trabajo futuro se propone evaluar econémicamente estas alternativas, contemplando las
pérdidas que se generan por la operacién deloaded de centrales FV, los beneficios a nivel
sistema al disminuir los niveles de reserva, etc. Por otro lado, proponer un control que adapte el
nivel de reserva a partir de prondésticos meteorolégicos puede conseguir mejores resultados que
un nivel de reserva predefinido.
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Capitulo 1 Introduccion
1.1. Motivacién

La energia solar ha sido utilizada por el hombre desde sus inicios, comenzando por las
primeras civilizaciones que descubrieron que orientar sus construcciones y viviendas
hacia el Sol las mantenia calientes e iluminadas, luego por desarrollos como calentar
fluidos por medio de colectores solares y aplicaciones industriales como grandes
plantas de desalinizacion. Fue cuando a fines de los 1800s fue descubierto un objeto
capaz de generar electricidad cuando es puesto de cara al Sol, este fue llamado como
celda fotovoltaica. Méas tarde, el descubrimiento de la moderna celda fotovoltaica de
Silicio fue atribuido a Russell Ohl en los laboratorios de American Telephone and
Telegraph (AT&T) de Bell en la década de los 40s [1]. Hoy en dia la atencidén se
concentra en la generacién eléctrica a partir de ese descubrimiento, la celda
fotovoltaica, siendo esta la tecnologia solar que ha tenido el mayor desarrollo en las
tltimas décadas. Los motivos de este desarrollo son variados, pero un evidente
aumento del precio de los combustibles fésiles y una fuerte politica de desarrollo pro
ERNC han sido las principales razones para posicionar a la energia solar fotovoltaica
(FV) como una opcioén sustentable para el futuro. Diversos estudios sitian a la energia
solar fotovoltaica como una de las mayores fuentes de energia a nivel mundial en el
futuro [1], y existen un gran nimero de asociaciones a nivel mundial realizando R&D
(Research&Development) con el fin de alcanzar ese objetivo [2][3].

En Chile el escenario no sera diferente. Basta con una revision rapida de los proyectos
que han presentado informe de impacto ambiental en el SEA (Servicio de Evaluacién
Ambiental) para poder ver el interés de invertir en esta tecnologia como medio de
generacion eléctrica a gran escala en Chile. En particular los proyectos se encuentran
situados principalmente en el norte del pais, en el Sistema Interconectado del Norte
Grande (SING) y ascienden a una potencia 5556 MW", estando 3624 MW ya aprobados
en dicho sistema [4].

Frente a este escenario es necesario prever los efectos que estos proyectos tengan a
nivel sistémico. En la literatura se mencionan varios problemas asociados a la
generacion, siendo el de mayor recurrencia la variabilidad del recurso primario lo cual
provoca intermitencia en la potencia de salida. En la generacion fotovoltaica este
fendmeno es evidente, provocado principalmente por las condiciones meteoroldgicas en
los lugares donde estan emplazados los proyectos, como por ejemplo la apariciéon de
nubes que afectan la produccion de las centrales [5]. Esto provoca problemas en el
control primario de frecuencia, debiendo aumentar la cantidad de reservas del sistema
haciendo al SEP menos eficiente bajo ciertos niveles de penetracion fotovoltaica [6].
Otro problema corresponde a los grandes gradientes de generacion que se provocan en
el amanecer y atardecer en centrales fotovoltaicas con seguimiento en 1 eje, efecto que

! Revisién realizada en el sitio www.sea.gob.cl el 7 de junio de 2013, considerando solo proyectos
aprobados y en calificacion


http://www.sea.gob.cl/

se intensifica si se asume que el nivel de penetracion FV es elevado. Este efecto puede
provocar desbalances entre carga y generacion si es que el sistema no es capaz de
seguir de manera eficiente estos gradientes, por lo que es necesario contar con
maquinas veloces que puedan variar su potencia desde maximo a minimo, o viceversa,
en ventanas de 1 a 2 horas. Finalmente est& el problema de la inercia que se asocia a
la generacion ERNC con conversor. La tecnologia fotovoltaica, al igual que la edlica, al
estar conectada al sistema por medio de un conversor, su potencia se encuentra
desacoplada del sistema no pudiendo entregar una respuesta inercial frente a una
contingencia. Este problema es solucionable en la tecnologia eolica incorporando
nuevas estrategias de control que logren captar la energia cinética de las partes
rotatorias del aerogenerador. Sin embargo en un sistema fotovoltaico esto se ve
limitado en el momento que no posee partes rotatorias que acumulen energia cinética.
De esta forma una gran penetracion FV podria provocar una disminucion importante de
la inercia de un sistema, a menos que se tomen medidas preventivas, como por ejemplo
incorporar respuesta inercial en las centrales solares por medio de una reserva de
potencia interna destinada a ser utilizada con este fin [7].

Debido a lo anterior es necesario realizar estudios para poder anticiparse al escenario
que se avecina en el SING. Esta memoria se centra en los efectos provocados por la
intermitencia del recurso solar debidos a efecto de sombras en los paneles y por los
grandes gradientes de generacion al amanecer y atardecer. Se proponen estrategias de
control para mitigar los efectos de estos problemas en la generacion fotovoltaica,
evaluando su desempefio. Esta memoria no investiga mayormente el efecto de estos
problemas a nivel sistémico, solo toma como referencia algunos datos del sistema SING
para poder desarrollar y evaluar las estrategias que aqui se proponen.

1.2. Objetivo general

Disponer de estrategias de control en centrales fotovoltaicas para el SING que mitiguen
el efecto producido por el llamado efecto nube y por grandes gradientes de generacion
al amanecer y atardecer.

1.3. Objetivos especificos

e Conocer el estado del arte de la tecnologia fotovoltaica, considerando como eje
principal la mitigacion del efecto nube y el efecto de las variaciones de potencia
en grandes centrales fotovoltaicas en SEP.

e Disponer de un modelo de una central fotovoltaica para realizar estudios
dinamicos.

e Disponer de un estudio estadistico de la radiacion en la zona de emplazamiento
de una planta, identificando el comportamiento y proponer los eventos mas
riesgosos de radiacion a los que se podria someter la central.

e Proponer un método de escalamiento del modelo a las caracteristicas propias de
un proyecto FV.

e Proponer indicadores con los cuales se pueda medir el desempeiio de las
estrategias de control.



1.4. Alcance

Este trabajo abarca el disefio de estrategias de control para mitigar los efectos de
variaciones rapidas de radiacion producidas por efecto nube y por amanecer y
atardecer. Los desempefos son evaluados a nivel interno de una planta y en la barra
de conexién por lo que no se contempla analizar un desempefo detallado a nivel
sistémico en el SING.

No se realiza una evaluacion econdmica del impacto que poseen estas estrategias de
control en la planta FV y en el sistema.

Solo se estudian estrategias de control basadas en la operacion deloaded de la planta
FV por lo que no se consideran otras soluciones basadas en otros mecanismos de
control, como por ejemplo el control por tracking de los paneles solares.

La estrategia de MPPT se asume implementada y no se realizan modificaciones a esta.

1.5. Estructura de memoria
La estructura de esta memoria contempla los siguientes capitulos.

Capitulo 2: Se hace una revision de los principales aspectos de un sistema fotovoltaico.
Este incluye los principios basicos de la energia solar, los componentes principales de
un generador fotovoltaico y las etapas que contempla para la inyeccién de la potencia.
Ademas se exponen las principales estrategias que se han desarrollado para mitigar los
efectos de sombras en paneles solares.

Capitulo 3: Se presenta el modelo de la central fotovoltaica a utilizar y las estrategias
de control que son implementadas en la planta FV.

Capitulo 4: Se presenta la metodologia seguida en este trabajo. Esta incluye la
seleccion del proyecto fotovoltaico a utilizar, el desarrollo del modelo unificado (planta
FV con estrategias de control implementadas y red en el punto de conexion), la
seleccion de los escenarios de radiacion a los que serd sometido el modelo y la
seleccién de los indicadores con los que se evaluara el desempefio de los controles
propuestos.

Capitulo 5: Se exponen los resultados obtenidos de las simulaciones y el analisis
comparativo de los desempefios sin y con el controlador implementado.

Capitulo 6: Se entregan las conclusiones.
Capitulo 7: Corresponde a las referencias utilizadas en este trabajo.

Anexos: Presenta los anexos del trabajo. Aqui se incluyen gréaficos, tablas, entre otros
datos que el lector puede revisar en mayor profundidad.
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Capitulo 2 Marco teorico

2.1. Energia solar

La radiacion emitida por el Sol, conocida como radiacion solar, es la que brinda la
energia necesaria para que se desarrollen todos los procesos naturales existentes en el
planeta, y dar asi origen a la vida como se conoce hoy. La radiacion solar atraviesa el
espacio vacio en todas direcciones y no sufre mayores pérdidas al interactuar con
medios materiales. Sin embargo, la irradiancia solar, definida como la densidad de flujo
radiante solar, es atenuada de acuerdo con el cuadrado de la distancia. Es razonable
suponer que debido a la distancia entre el sol y la tierra, la irradiancia se mantiene

constante en toda la superficie exterior de la atmosfera y que supone un valor promedio
de 1367 W/m?, conocida como la constante solar [8].

A su paso por la atmosfera, la radiacion solar es sometida a una combinacién de
procesos de reflexion, atenuacion y difusién. La reflexion provocada por las nubes
disminuye la radiacion incidente en la superficie terrestre, mientras que atenuacion y

difusién provocan cambios en las caracteristicas espectrales y su distribucion espacial
respectivamente [8].

La radiacion solar se puede clasificar en radiacién directa, difusa y reflejada o de
albedo, donde la suma corresponde a la radiacién global incidente (ver Figura 2.1). La
radiacion directa corresponde a la porcion que proviene directamente del sol. La
radiacion difusa es aquella que contempla los rayos dispersos por la atmosfera que no
provienen directamente del sol, es decir, producto del rebote ya sea en nubes u otros.
Otra fraccion, la radiacion reflejada o de albedo, proviene de la reflexién en el suelo, la
cual se supone habitualmente pequefia y se desprecia en la mayoria de los casos [8].

eSNLp UDDEPEY

s

Receptor

Figura 2.1 Composicién de la radiaciéon global incidente. [43]
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Con el fin de aprovechar esta energia proveniente del sol el hombre ha utilizado
diferentes métodos con diferentes objetivos. El uso de esta energia para generar
energia eléctrica es de los de mayor desarrollo, siendo los paneles fotovoltaicos el
método mas utilizado en los sistemas de potencia.

2.2. Sistema fotovoltaico

Un sistema fotovoltaico (SFV) es un sistema que provee electricidad a partir de la
energia del sol usando celdas fotovoltaicas como medio de conversion. Estas celdas se
agrupan en arreglos formando moédulos fotovoltaicos con el fin de aumentar su
potencia, los cuales son altamente confiables, de gran durabilidad y no generan ruido.
Los sistemas fotovoltaicos se pueden dividir en dos grandes grupos:

¢ Sistemas fotovoltaicos conectados a la red (on-grid)
¢ Sistemas fotovoltaicos no conectados a la red, “stand-alone systems” (off-grid)

Sistema fotovoltaico
Paneles solares

-- Consumos DC Consumos AC

Los sistemas conectados a la red a su vez se pueden dividir en dos grupos [2]:
sistemas centralizados y sistemas distribuidos o dispersos. Los sistemas centralizados
son aquellos que entregan la totalidad de su energia a la red, es decir, su objetivo
principal es cumplir con el abastecimiento de grandes bloques de energia.
Comunmente son instalados a ras de tierra y con potencias mayores a 1 MW [1]. Dentro
de este grupo se encuentran las grandes plantas FV las cuales son estudio de este
trabajo.

Conversion DC-AC
Red

%

Figura 2.2 Sistema fotovoltaico.

Los sistemas distribuidos o dispersos son aquellos que proveen energia a algun
consumidor en especifico y cuyo exceso es entregado a la red [2]. Entre estos sistemas
destacan los incorporados en el lado de la demanda con el fin de abastecer cargas
internas y asi disminuir el consumo desde la red. También existen aplicaciones en
edificaciones publicas y comerciales y en construcciones ambientales como autopistas,
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etc. Las dimensiones de estas aplicaciones van desde 1 a 4 kW para sistemas
residenciales y desde 10 kW a varios MW en el techo de edificaciones publicas y
privadas [1].

En cuanto a sistemas off-grid o no conectados a la red destacan aplicaciones
profesionales (telecomunicacion, sensores remotos, etc.) y de electrificacion rural [2].
Electrificar zonas que se encuentran apartadas de los puntos de conexion mediante
generacion FV representa una oportunidad de desarrollo para paises que no pueden
costear largas lineas de transmision. Esta aplicaciéon en combinacién con distintas
fuentes de energia como son el viento y diésel permiten crear sistemas completamente
independientes, de menor costo y de alta confiabilidad[1].

70000
60000
OGrid-connected
S 50000 | BOft-grid
=3
]
2 40000 A
o
g _
E 30000
°
Q2
I
£ 20000 1
£
10000
O od (0] = uwn j w0 j I~ [e0] ; : — o (0] g wn w0 I~ @ [e)] o —
()] D ()] ()] (o)} [*)] (o)} (o7} (=] (=] o (e] (=] o (e=] (=] o (e] — —
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Figura 2.3 Tendencia histérica de potencia fotovoltaica instalada on-grid y off-grid.
Paises pertenecientes al IEA PVPS. [3]

2.2.1. Panel solar

Un panel solar corresponde a la union de unidades mas simples conocidas como celdas
solares. Una celda solar es una unidad formada por una juntura p-n’> de un material
semiconductor, generalmente silicio. Esta es capaz de transformar la energia
proveniente del sol en energia eléctrica por medio del efecto fotoeléctrico, donde los
electrones se desplazan a la banda de conduccion por el aporte energético de fotones

> Una juntura p-n corresponde a dos semiconductores dopados con impurezas que al juntarlos generan
una diferencia de potencial. Este potencial se produce por el desbalance que existe en cada
semiconductor en su densidad de electrones vs huecos, siendo el semiconductor p cargado
positivamente y el semiconductor n negativamente. Este dopaje reduce el “energy gap” E,.
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incidentes. El funcionamiento de una celda solar se puede explicar con la siguiente
ecuacion[8]:
e-(V,. =V

I=ISC-[1—exp< p——
C

Donde m corresponde a un factor de idealidad del diodo que representa la juntura p-n
de la celda, este valor se ajusta para valores entre 1 y 2 que expliguen el
funcionamiento real del diodo. El término k corresponde a la constante de Boltzmann, T,
la temperatura de la juntura en grados Kelvin y e la carga del electron. Se puede
apreciar que dentro de la ecuacién estan los dos limites importantes destacados en la
Figura 2.4, V,. (tensién de circuito abierto) y I,. (Corriente de corto circuito). Esta gréafica
muestra la curva V-I (linea punteada) que se desprende de la ecuacién 2.1.

| | |
| _Isc _ ! !

Potencia (W) ——
Corriente (A) ----- op !

0.0 01 0.2 0.3 0.4 0.5
Tension de célula (V)

Figura 2.4 Curva V-l (linea punteada) y curva V-P (linea continua) de
una celda solar. [8]

Como se puede apreciar en la Figura 2.4, es evidente la presencia de un punto donde
la potencia inyectada es maxima, y adquiere el nombre de MPP por sus siglas en inglés
“Maximum power point”, Este punto viene definido por la siguiente condicion [8]:

dP

En este punto la potencia entregada por la celda esta dada por Py, = Lnpp * Vinpp- ESte
punto cumplird con la ecuacion 2.3, la cual se desprende de un analisis de derivadas

parciales de la condicion expuesta en la ecuacion 2.2 [8].

7



Al Iy

— = 2.3

AV Vi (2:3)

La eficiencia de una celda solar depende fuertemente de las condiciones ambientales
en las que esta inmersa. Son variados los factores que alteran la curva de la Figura 2.4,
entre ellos la temperatura, profundidad Optica de aerosoles, concentracion de polvo,
nieve, nubes, sombras, humedad, etc. Estos son conocidos como factores de reduccion
de potencia [9], muchos de los cuales se pueden interpretar como simples
disminuciones de radiacion incidente en el panel. Mas adelante se analizaran en
profundidad los efectos producidos por nubes y sombras en general. En la Figura 2.5 se
muestra la caracteristica de una celda solar para diferentes temperaturas, mostrando
que a menores temperaturas mayores voltajes.

Corriente (A)
I

Tension (V)

Figura 2.5 Efecto de la temperatura en la curva V-I. [8]

En la Figura 2.6 se muestra el efecto de la radiacion en una celda solar, siendo la
corriente la mas afectada por el aumento de radiacién.



Un arreglo solar es la unién de varios paneles solares conectados entre si. La conexion
mas comun en los arreglos solares es la serie-paralelo (SP), la cual se define como la
conexién en paralelo de varios paneles conectados en serie. En la Figura 2.7 se ilustra
este tipo de conexién y su efecto en la curva V-l del arreglo solar, donde se puede
apreciar que la conexion en serie de paneles aumenta la tensién de arreglo, mientras

A)

Corriente (

0.3
Tension (V)

Figura 2.6 Efecto de laradiacion en curva V-I. [8]

que la conexion en paralelo aumenta la corriente del mismo.
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efecto en la curva V-1 del arreglo solar. [44]
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2.2.2. Topologias de SFV con conexion a la red

La primera y mas antigua configuracion de los SFV con conexion a la red se basaba en
la agrupacién de varios paneles solares en serie, a lo que se le llama “string”, con el fin
de obtener la tensién necesaria para la operacion del inversor (la tensién DC de
operacion debe ser mayor a la tensidbn maxima de la red, 325 VDC para 230 VAC de la
red [10]), y para obtener los niveles de potencia de disefio del conversor se agrupan
varios “strings” en paralelo [11]. Esta configuracion se llama “Central Inverter” debido a
la presencia de un Unico inversor central, como su nombre lo indica, para una gran
agrupacion de paneles. Esta configuracion a pesar de ser robusta, de gran eficiencia y
de menor costo, presenta varias desventajas como bajo factor de planta [11], pérdidas
de potencia debido a diferencias de operacién entre los paneles solares (entre y dentro
de los strings) y los diodos por cadena, un Unico punto de falla como es el inversor
central [12], gran cantidad de cables de poder para altos voltajes DC los cuales
conllevan pérdidas de potencia, un Unico MPPT centralizado, desproteccién frente al
efecto sombra [13], no es facilmente expandible, posee un alto contenido armoénico en
corriente y baja calidad en potencia [14]. Es asi como estas deficiencias dan pie a la
busqueda de nuevas topologias que cumplan con mejores estandares de eficiencia y
calidad de suministro.

Centralized

technology
- i Multi-string
2%5’2""9 diodes String technology technology
"""""""" 1] 1 1 1
PV modules
________ AC-Module
technology
DC DC DC DC C
AC AC AC DC D
3 phase 1 phase | | | |
connection connection
DC DC DC
ac| & T e
1 or 3 phase 1 phase
connection connection
a) b) c) d)

Figura 2.8 Topologias de sistemas fotovoltaicos conectados a lared.
a) Sistema de inversor centralizado o “central inverter”, b) Sistema de inversor por cadena o
“string inverter”, c) Sistema de inversor multi-cadena o “multi-string inverter”y d) Sistema de
modulo-AC y celda-AC. [14]
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La aparicion de los sistemas con un inversor por cadena de paneles o llamados “string
inverter” se hizo muy popular luego de ver las deficiencias de los inversores
centralizados. Esta topologia alcanza entre 1-3% mejores rendimientos que la topologia
centralizada [11]. Las mejoras van en la linea de disminuir las pérdidas producidas por
cableado DC, los diodos por cadena y un unico MPPT centralizado, ademés disminuye
los costos debido a las economias de escala [14] y facilita la capacidad de expansion
[15]. Pero adn es vulnerable frente al efecto producido por sombras y no opera en el
MPP bajo estas condiciones. Es posible agrupar menos paneles en serie usando un
conversor DC-DC entre los paneles y el inversor, o un transformador a frecuencia de la
red (Line-frequency transformer), pero sujeto a un eventual aumento en los costos [14].

Los esfuerzos de hoy en dia apuntan a desarrollar mejoras en las dos topologias
restantes. Si bien los mddulos-AC no son una topologia relativamente nueva, ya que se
presentd como una solucion a los problemas de expansion y eficiencia en cuanto a
MPP bajo condiciones de sombra ya a mediados de los 90s [11], son una de las
mejores apuestas para el futuro [13][14]. Las ventajas son evidentes, la modularidad
hace facilmente expandible y eficiente desde el punto de vista MPPT a los SFV,
ademas puede ser usado en diversas aplicaciones y por personas sin un conocimiento
acabo sobre electricidad. Por otro lado, la gran amplificacion DC necesaria para el
inversor disminuye la eficiencia y aumenta los costos debido a la electronica utilizada.
Se apunta a que la produccidon en masa baje los costos a niveles competitivos [14].
Algunos autores ya hablan sobre las celdas-AC, donde se elimina por completo los
problemas asociados a sombras al ser una Unica gran celda conectada al inversor, pero
al igual que en los médulos-AC, gran amplificacion DC es necesaria y se requieren
nuevos avances en tecnologias de inversores [13][14].

Finalmente, la topologia multi-cadena o “multi-string” son la alternativa a gran escala
gue concentra los esfuerzos de muchos investigadores. Esta alternativa combina las
cualidades de alta eficiencia de la topologia “string inverter” con los bajos costos de la
topologia centralizada [11]. Cada cadena de paneles es conectada a través un
conversor DC-DC a un Unico inversor central (ver Figura 2.8). Se optimiza la energia
extraida en el momento que cada “string” posee un propio MPPT incluido en el
conversor DC-DC, esto a su vez lo hace facilmente expandible con solo aumentar el
namero de paneles y conversores DC-DC [14]. Debido a que posee dos etapas de
conversion, la eficiencia es menor en comparacion a las topologias centralizada y
“string inverter” [10].

2.2.3. Conversién DC-AC

La etapa de conversion DC-AC es la etapa principal de los sistemas fotovoltaicos
conectados a la red. Es la encargada de adecuar los valores de tension y frecuencia a
los de la red de conexién y cumplir con los estandares de calidad de suministro
exigidos, como por ejemplo, el contenido arménico. Ademas, esta conversion debe ser
realizada con la mayor eficiencia posible con el fin de obtener los mayores beneficios de
la energia extraida por los paneles y hacer de la planta un proyecto rentable en el
tiempo [12].
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La topologia que posee un sistema fotovoltaico esta fuertemente ligada con la etapa de
conversion que se implementa. Siendo el inversor el componente de mayor importancia
en la etapa de conversion, se suele clasificar estas topologias por el tipo de inversor
utilizado. A continuacién se explican cada una de ellas.

2.2.3.1. Topologias de conversién DC-AC

Para poder realizar una clasificacion de las diferentes topologias es necesario identificar
caracteristicas comunes entre ellas. Para ello se ocupa una clasificacion similar a la
utilizada en [14] la cual hace hincapié en 4 ejes principales, aqui solo se desarrollaran
3: nimero de etapas de procesamiento de potencia, método de desacople de potencia,
transformadores y tipos de interconexion. La cuarta caracteristica hace alusion a los
tipos de interfaz con la red y no sera considerada debido a que expone detalles que no
son de importancia para este trabajo. A continuacion se hace un resumen de las
caracteristicas consideradas.

A. Nimero de etapas de procesamiento de potencia: Esto contempla las
diferentes etapas de conversion en cascada que posee el sistema fotovoltaico.
Esta puede ser una Unica o multiples etapas de conversion. En la Figura 2.9 se
pueden apreciar las 3 configuraciones mas comunes. La primera corresponde a
un inversor de una etapa. Esta configuraciébn es la cominmente usada para
topologias de inversor central, donde el inversor debe realizar las funciones de
MPPT, control de corrientes de inyeccién a la red y quizds amplificacion de
voltaje si es que el nimero de paneles no lo alcanza por si solo. La Figura 2.9(b)
corresponde a un inversor de dos etapas de procesamiento. Este tipo de inversor
se asemeja a la topologia “String-inverter” donde el conversor DC-DC se encarga
de MPPT y amplificacién DC si es que fuese necesario. El control de corrientes
puede ser realizado tanto por conversor DC-DC si es que el inversor de red esta
en operacion bang-bang (alta eficiencia para potencia nominal baja), o realizada
por el mismo inversor de red si opera en modo PWM (alta eficiencia para
potencia nominal alta). Finalmente, la Figura 2.9(c) corresponde a un inversor
multi-etapa, usado en la configuracion “multi-string”. El conversor DC-DC opera
el MPPT y amplificacion de voltaje si es que fuese necesario. El inversor de la
red se encarga del control de corriente.

— DC
PV
| /DC
Grid Grid Grid
—DCE) _DC_DCE\) —Dc—DC}
PV PV PV
| /AC | /DC || /AC | /DC || “AC
a) b) c)

Figura 2.9 Cantidad de etapas de procesamiento de potencia. [14]
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B. Método de desacople de potencia: El desacople entre potencia AC (red) y DC
(paneles solares) es comunmente logrado mediante la incorporacion de un
componente que puede ser un condensador electrolitico de gran capacidad
(sistemas de inversores de una etapa) o un conversor DC-DC mas un
condensador electrolitico de menor capacidad (inversores de dos 0 mas etapas
de conversion). La utilizacion de un condensador electrolitico de gran capacidad
es la alternativa mas usada debido a lo predominante de topologias
centralizadas. Este componente es la principal razén de la disminucion de la vida
atil de los demas componentes, como son el inversor, motivo por el cual la
capacitancia debe ser minimizada tanto como sea posible y preferiblemente
sustituirla por film-capacitors [10][14].Este condensador tiene la funcién de
minimizar el “ripple” formado debido a la naturaleza sinusoidal de la potencia a la
salida del inversor de red. Este “ripple” disminuye la eficiencia en el seguimiento
del MPP por lo cual se necesitan capacitancias grandes para topologias
centralizadas (0.5 mF/kW [10]). Para topologias con dos o mas etapas de
conversion, el conversor DC-DC desacopla el voltaje entre los paneles y el
inversor de red, no permitiendo la propagacion del “ripple” al arreglo FV, por lo
que la necesidad de un condensador en el “link-DC™ se ve reducida a solo limitar
grandes fluctuaciones de voltaje que puedan sobrepasar los limites de los
componentes electrénicos. Por este motivo, se utilizan valores del orden de micro
Faradio [14][15].

C. Transformadores y tipos de interconexion: Esta caracteristica tiene 3 formas
representativas [14]. La primera y mas antigua es la ilustrada en la Figura
2.10(a), que corresponde a un ‘line-frequency transformer”, un transformador
comun conectado a la salida del inversor DC-AC. Esta es considerada la peor
alternativa debido a su gran tamafio, peso y costo. Hoy en dia las tendencias
estan utilizando “high-frequency transformers” como en (b) y (c) que se ubican
entre las etapas de conversion para topologias multi-etapas. Finalmente, las
tendencias mas innovadoras no consideran transformadores, Ilamadas
“‘transformerless inverters”, son una alternativa eficiente, de menor tamafio, peso
y costo [10].

Grid Grid ] L
-1 DC |@ -1 DC §|:§ AC X DC ?E AC
| /AcC %I _| /AC | AC ? | /AC | DC |
2 LFT HFT o) HFT

Figura 2.10 Tipo de interconexién con transformadores. [14]

® El “ink-DC” es considerado como el enlace entre las fases de conversion para topologias de dos 0 mas
etapas de conversion [14] o como la salida de los paneles solares [10]. Es mas correcto usarlo como la
entrada del inversor o el enlace entre las fases de conversion debido a que no todas las topologias
incluyen un condensador a la salida de los paneles.
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2.2.4. Maximum power point tracking (MPPT)

“Maximum power point tracking” o MPPT es la implementacion de un algoritmo de
busqueda capaz de situar a un arreglo de paneles en el punto maximo de la curva V-P
(ver Figura 2.4), con el fin de extraer la méxima potencia del arreglo. Como se ha
mencionado antes, el MPPT se puede situar en diferentes fases de la conversion DC-
AC, como por ejemplo en el conversor DC-DC o en el inversor DC-AC. En general, las
cualidades de un buen MPPT consideran el tiempo empleado para encontrar el MPP y
la precision obtenida al llegar al régimen permanente. También son importantes el gasto
energeético, la complejidad de implementar y el costo.

A través del tiempo se han desarrollado varios algoritmos de busqueda del MPP,
muchos de los cuales han quedado obsoletos y otros han evolucionado para ir
incorporando los diferentes fenbmenos de la generacion fotovoltaica, como por ejemplo
las sombras. Mas adelante se mencionaran los avances en esta area.

A continuacion se mostraran los algoritmos mas tradicionales de busqueda y que han
tenido una trascendencia a través del tiempo.

A. Fixed duty cycle [16]: Es el método mas simple y no requiere ninguna
retroalimentacion. Este se basa en ajustar la impedancia de carga una Unica vez
para el valor de MPP brindado por el fabricante o medido en el lugar de
emplazamiento. Este valor es fijjo y no se vuelve a alterar, por lo que es
vulnerable frente a cambios de temperatura y radiacion.

B. Voltaje circuito abierto y corriente de corto circuito [17]: Son dos métodos
que se aplican de manera analoga. El primero es una aproximacién empirica del
valor de tension en el MPP. Este oscila entre 0,73 y 0,8 veces el valor de tension
de circuito abierto. De manera similar, la corriente en el MPP varia entre 0,78 y
0,92 veces la corriente de corto circuito, ambas relaciones para un panel
fotovoltaico policristalino, para un rango de temperatura de 0 a 60°C y una
radiacién entre 200 y 1000 W/m?. Es decir, las constantes deben ser calculadas
a partir de valores promedios de temperatura y radiacion en el lugar que es
instalado el panel. En ambos métodos, los valores de referencia (Vca € lec) Son
medidos periodicamente para realizar la aproximacion, conllevando una
interrupcién del suministro debido a que se debe cortocircuitar o abrir el circuito
segun corresponda, por lo que existira una pérdida de potencia mientras se
realiza esta medicion. Como corresponde a una aproximacion, el panel no
operara en el MPP.

C. Perturb and observe (P&O): Es el método mas ampliamente ocupado debido a
su simple estructura e implementacién [17]. Se basa en aplicar periédicamente
pequefias perturbaciones ya sea al voltaje o la corriente de salida del arreglo y
comparar la potencia de salida post perturbacién con el valor del ciclo anterior. Si
la variacion de potencia es positiva, se procede a realizar la siguiente iteracion
en esa misma direccion, por el contrario, si la potencia disminuyd, se cambia el
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sentido de perturbacion. La principal desventaja de este método es que las
perturbaciones se mantienen incluso una vez alcanzado el MPP, por lo que la
potencia oscila en torno a dicho punto, ocasionando pérdidas constantemente.
Ademas, el P&O puede fallar para variaciones atmosféricas muy repentinas [18].
Algunas mejoras como ajustar el tamafo de la perturbacion dependiendo de lo
lejos que se encuentre del MPP pueden mejorar considerablemente el algoritmo,
eliminando las variaciones en estado estacionario. Esto se logra incluyendo un
controlador PI que controle el tamafio de la perturbacién dependiendo de la
diferencia entre las potencias de cada iteracion [17][19].

. Incremental conductance (IC) [18]: Se basa en la observacion de la ecuacién
2.2 en todo momento. Se puede apreciar que para tensiones menores al Vmypp la
ecuacion 2.2 serd mayor que cero, por el contrario, para tensiones mayores, la
pendiente sera negativa. Este razonamiento, similar al P&O, se realiza a través
de la ecuacién 2.3, con la cual es posible comparar la conductancia incremental

dl . . , I
(E) con respecto a la conductancia instantanea (;) en cada momento,

obteniéndose la igualdad pero con signo opuesto en el MPP (ver ecuacion 2.3),
momento que determina el cese de la busqueda. Las principales ventajas de
este método con respecto al P&O son que IC puede calcular la direccién de la
perturbacién para alcanzar el MPP, por lo que no falla frente a variacion rapidas
de condiciones ambientales, ademas, no oscila en torno al MPP luego de
alcanzarlo. Sin embargo un mayor costo y carga computacional estan asociados
a este método. A continuacion se presenta las ecuaciones que el algoritmo usa.

al _ I 4P (upp)

== = —— =

dv Vv o av (2.4)

—_— e 5 —

— - = = > 0 (lado izquierdo de ) (2.5)
dl I dP

i < — v = P < 0 (lado derecho de MPP) (2.6)

Al igual que en P&O, se puede mejorar el desempefio de este algoritmo
incorporando pasos variables dependiendo de qué tan lejos se encuentre del
MPP. Incluyendo un controlador Pl con referencia cero es posible eliminar las
oscilaciones producto de la resolucion digital, eliminando el error permanente
[19].

. Three points [17]: Este método corresponde a una variacion del P&O. Se
realizan perturbaciones en ambos sentidos del punto de operacion actual, y
dependiendo de dichas comparaciones se obtiene el sentido de perturbacién
siguiente, del mismo modo que en P&O. Si ambas perturbaciones dan como
resultado disminuciones en la potencia de salida con respecto a la potencia
actual, el algoritmo no realiza una nueva perturbacién. Este mecanismo impide
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los movimientos rapidos frente a cambios ambientales repentinos como en P&O,
ademas, una vez alcanzado el MPP, no oscilara en torno a este punto.

2.3. Problemas asociados a la generacién fotovoltaica

La principal causa de los problemas asociados a la generacion fotovoltaica esta
relacionada con la variabilidad del recurso, siendo este, la limitante fundamental de su
desarrollo.

Los investigadores han desarrollado soluciones para diferentes problemas asociados a
la generacion fotovoltaica. Muchas de estas soluciones aun se encuentran en
desarrollo, lo cual hace imposible hablar de un consenso en la materia. A continuacion
se explican las principales problematicas asociadas a la generacién eléctrica
fotovoltaica, y se mencionaran algunas soluciones propuestas por la literatura.

2.3.1. Efectos de sombras en los paneles

Efecto nube es el nombre que le da la literatura a los efectos producidos por sombras
en los paneles fotovoltaicos, ya sea por nubes, construcciones aledafias o incluso por
otros paneles adyacentes. Estas sombras eliminan la componente directa de la
radiacion solar, la cual entrega la mayor porcion de energia al panel FV. Los efectos
que producen estas sombras dependen fuertemente de la configuracion del arreglo [20]
y de la no homogeneidad de la sombra a través del mismo panel [21][22].

El efecto que provoca sobre un panel una sombra homogénea, es decir, que afecta de
igual forma a cada una de las celdas (Figura 2.11(b)), es muy intuitivo ya que
representa Unicamente una disminucién en la cantidad de radiacion incidente en el
panel. Este efecto se puede ver claramente en la Figura 2.6 para una celda solar. Por
otro lado, el efecto que produce una sombra que no es homogénea, mas conocido
como “partial shading” (Figura 2.11(c)), es muy diferente y depende fuertemente de la
configuracion serie-paralelo que posean las celdas internamente. El efecto de una
disminucién de radiacion en una celda se ve reflejado en una disminucién de su
corriente (ver Figura 2.6) por lo que al conectar dos celdas con distintos niveles de
radiacion en paralelo no generar4 mayor problema debido a que no existe discordancia
entre los voltajes para realizar la conexion, y las corrientes se sumaran. En cambio,
para realizar la misma conexion en serie, los distintos niveles de corriente hacen que
esta conexion genere efectos no deseables [20].
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a) b) c)

Figura 2.11 Tipos de sombra en paneles.
a) Panel sin sombra, b) Panel con sombra homogéneay c) Panel con sombra no homogénea o
partial shading.

Efecto de aumento de temperatura en celdas o “hot spot”

Uno de estos efectos es el “hot spot” [23], conocido como punto caliente debido al
aumento de temperatura de una o mas celdas dentro de un panel debido a sombras,
fallas, o simplemente por generar menos corriente que el resto del panel. Esto ocurre
cuando el punto de operacion del panel (string de celdas en la Figura 2.12(a))
determina una corriente que se encuentra fuera del rango de operacion habitual de la
celda afectada obligandola a operar con una tensién negativa V., por lo tanto actia
como una resistencia, disipando energia y aumentando asi su temperatura. Este efecto
es facilmente abordado por un “bypass diode” [24] (Figura 2.12(b)), diodos puestos de
forma antiparalela que logran evitar el aumento de temperatura pero a su vez
disminuyen la eficiencia ya que son usualmente usados en paneles [25], no asi para
cada celda, por lo que deja fuera de operacién a celdas que no poseen sombra. Este
diodo conduce cuando el numero de celdas en sombra es tal que el panel completo
opera en un voltaje negativo.

! Operation of
'\ shaded cellin
| reverse bias region @ @ @ ““““ @_
' Unshaded cell in the siring , ’ .
! -i’f+ +i’2— -V‘g‘l- -P"+
_____________________ String Current P~
ﬁ Shaded cell in the string L1 \
. ' =¥y -
Break down ), [ V Bypass Diede
voltage
a] b:l

Figura 2.12 Efecto "hot spot" de una celda en sombra. [26]
a) Operacion en voltaje negativo para celda en sombray b) Diodo de bypass para un panel o
string de celdas.
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Multiples MPP

Otro efecto producido por partial shading con sombras no homogéneas tiene relacion
con la aparicion de multiples MPP en la curva V-P del arreglo FV afectado por la
sombra. Como ya se menciong, la existencia de sombras en un panel se ve reflejado en
las curvas V-l de las celdas, y dependiendo de si estas estan conectadas en serie
(comunmente es asi) o en paralelo el efecto ser& mas o menos dafiino, llegando en el
peor de los casos a activar el diodo de bypass dejando fuera de operacién al panel.
Para visualizar de mejor forma este problema se analiza la configuracion de dos
paneles en serie, donde uno de los paneles esta afectado por sombra. En la Figura
2.13(a) se presentan las curvas V-1 de ambos paneles donde se destacan distintas
corrientes de operacion del arreglo. En la Figura 2.13(b) se presenta la curva V-1 y V-P
del arreglo, donde se destacan los mismo puntos de operacion. Es posible apreciar que
para el punto A de corriente I, ningun panel est4 operando en su MPP, pero ambos
entregan potencia. En B el panel sombreado esta operando en su MPP no asi el panel
sin sombra, este punto corresponde a un MPP local del arreglo, ambos paneles
entregan potencia. En los puntos C y D el diodo bypass del panel sombreado esta
conduciendo por lo que este panel no entrega potencia. En D el arreglo opera en su
MPP global, el cual coincide con el MPP del panel sin sombra. Cabe mencionar que si
ambos paneles operaran de manera independiente se podria obtener niveles de
potencia mayores al MPP global mostrado en D, haciendo operar a ambos paneles en
sus respectivos MPP.

A N A
2 PV (non-shaded) = i B -
E o B P i [
- e _— 5 P i K
g E: I E % R __"_"."ma.l.:_L . ! A H %
b "X~ ===5 &3 y i ]
5 ol 3 B
- N -—-Ib -E' © !"I. ................. i IE E b
- TR S ——-. A B s AL
= a b, gl . . . . B o B |
8 PV, (shaded) . 1)
~ ~
— —

Output voltage of each PV module Output voltage, Vo, of the PV system
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Figura 2.13 Efecto de multiples MPP en arreglos con partial shading.[12]
a) Curvas V-l de los paneles y b) Curva V-1 y V-P del arreglo FV.

Este mismo efecto es posible apreciarlo en arreglos serie-paralelo de paneles. En la
Figura 2.14 y Figura 2.15 se presenta el mismo arreglo fotovoltaico pero con escenarios
de radiacion diferentes, siendo Iy, y V,., las variables del arreglo y Is,, Y Vi, las
variable del panel o modulo FV, las cuales corresponden a corriente de cortocircuito y
voltaje de circuito abierto. Se puede apreciar como el efecto de multiples MPP del
partial shading se propaga por el arreglo FV para una conexion serie-paralelo. Cabe
destacar que en este caso el diodo de bypass del panel sombreado esta activado,
eliminando por completo el aporte de potencia de dicho panel. El efecto de mdltiples
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MPP de la Figura 2.15 es similar al presentado en la Figura 2.13 pero con la diferencia
gue en este caso se ven afectados los paneles del string conectado en paralelo, dando
como resultado un MPP global diferente al MPP del string sin sombra. Es imposible
adelantarse a la ubicacion de los multiples MPP ya que dependen de la configuracion
del arreglo, la intensidad de la nube, la activacion o no de diodos bypass, etc. Lo
anterior exige que los nuevos algoritmos de MPPT sean capaces de diferenciar un MPP

local del global, tarea imposible para los algoritmos de MPPT tradicionales.
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Figura 2.14 Arreglo de paneles sin partial shading. [25]
a) Configuracién de paneles, b) Curva V-l del arreglo y ¢) Curva V-P del arreglo.
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Figura 2.15 Arreglo de paneles bajo partial shading. [25]
a) Configuracién de paneles, b) Curva V-l del arreglo y ¢) Curva V-P del arreglo.
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Los investigadores han propuesto varios métodos que buscan mitigar estos efectos
provocados por el partial shading. Las alternativas van desde nuevos algoritmos de
busqueda para llegar al MPP global, nuevas topologias que aseguren que cada string
opere en su MPP, reconfiguracion de paneles, por solo nombrar las mas importantes
[26]. A continuacion se hard un breve recorrido por estos métodos de mitigacion.

A. Técnicas de MPPT para arreglos fotovoltaicos con partial shading: Existen

un gran numero de nuevas técnicas y variaciones de las técnicas tradicionales
que incorporan al partial shading como un fenémeno intrinseco de la generacion
fotovoltaica y que debe ser considerado siempre. Estos nuevos algoritmos de
basqueda tienen el objetivo de diferenciar el MPP global de los deméas MPP
locales que pudieran existir. A continuacidon se muestra una tabla que incorpora
las técnicas recopiladas en [26], donde se destacan las caracteristicas
principales de un MPPT, como son velocidad de buUsqueda, precision,
complejidad de implementacion, entre otras.

Tipo E:;:ggilégcmn Velocidad | Precisién %);;Tgrlﬁgr?taa%i%i Sensores
Power curve slope No Media Alta Media V, |
. Tipo | Si Alta Baja* Baja V, 1
Load line MPPT - - X -
Tipo Il Si Alta Media Media V, 1
Dividing rectangles No Alta Media Media V, |
Power increment technique No Alta Alta Media V, 1
Instantaneous power optimization No Media Alta Media V, |
Fibbonaci search No Media Baja* Media V, 1
Artificial neural network Si Alta Media Alta T, R,
Particle swarm optimization No Media Media Alta V, 1

Tabla 2.1 Tabla comparativa de técnicas MPPT para partial shading. [26]
* Bajo ciertas condiciones de partial shading.

Como es posible apreciar existen variados métodos que se enfocan en la
mitigacion del partial shading, por lo que la eleccién de alguna de estas depende
de los propositos y restricciones que se tengan en consideracion a la hora de
disefiar el proyecto. Si el objetivo es rapidez y precision en la basqueda, power
increment techniques es la opcion recomendada. Para aplicaciones donde la
simplicidad y el costo son las variables mas importantes, load-line es una buena
alternativa [26].

Configuracion de arreglos de paneles: Como una forma de paliar el efecto del
partial shading se ha investigado en nuevas formas de interconexion entre
paneles que no sean la ya tradicional SP (serie-paralelo) y SS (simple serie). Es
asi como nuevas configuraciones han surgido, entre ellas la TCT (total-cross-
tied), BL (bridge-linked) y HC (honey-comb). Las configuraciones habituales
como la SS y SP son ocupadas debido a su simpleza y menor costo debido a la
menor cantidad de cables que requieren. La configuracion que obtiene los
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mejores rendimientos es la TCT, la cual incrementa el MPP de un mismo arreglo
en 3,8% en comparacion con SP, lo sigue la configuracion BL con un 2,3% [26].
La configuracion HC se encuentra por debajo de TCT pero obtiene mejores
resultados en potencia y factor de llenado (fill factor®) que BL [27].

Otro método desarrollado corresponde a arreglos reconfigurables donde a través
de un banco de paneles “adaptables” se puede mejorar la falta de potencia en
paneles con sombra [28]. Este arreglo “adaptable” se reubica en la estructura
TCT mediante conexiones via switches para distribuir de manera homogénea la
radiacion a traves de las diferentes filas del arreglo TCT. Como el nimero de
combinaciones posibles es alta dependiendo del tamafio del arreglo, es
necesario incluir una optimizacion donde se busca minimizar las diferencias de
radiacion total por fila entre las filas [29]. En esta misma linea, se ha propuesto
un esquema de conexion de arreglos fotovoltaicos que distribuya de manera
equitativa los paneles sombreados entre las filas de una configuracion TCT. Es lo
propuesto en [30], donde la distribucién espacial es diferente a la conexién
eléctrica entre los paneles, asemejandose a un tablero SUDOKU, generando un
efecto similar a la reconfiguracién mediante switches.

bRl dBbb bhnt
LRl BERY RO O

Y BRE BP0 pgRg Cood
0Bl FRRE 0RO L
T T T T T T T T T 0 0

(a) (b) (c) (d)

Figura 2.16 Configuraciones de arreglos fotovoltaicos para partial shading. [26][27]
a) Serie-paralelo (SP), b) Total-cross-tied (TCT), c¢) Bridge-linked (BL) y d) Honey-comb (HC).

C. Topologias que mitiguen el partial shading: Este apartado es el que ha
concentrado la mayor atencion de los investigadores, generando una variada
gama de alternativas mitigadoras del patial shading. Estas alternativas atacan los
problemas del partial shading por diversas vias, teniendo como punto comudn la
incorporacion de nuevos dispositivos y conexiones que difieren de la tradicional
topologia centralizada. Las topologias se pueden comparar por medio de
algunas caracteristicas que denotan la eficiencia de estas, como por ejemplo,

*Factor de llenado o fill factor corresponde a la relacién entre la potencia en el MPP y el producto entre
voltaje de circuito abierto y corriente de corto circuito.
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capacidad de MPPT por panel, string o arreglo, pérdidas de potencia, facilidad de
expansion, simpleza en implementacién, estructura de control y costo, por
nombrar las de mayor importancia. En [26] se realiza una recopilacion de las
topologias mas relevantes, capturando las ventajas y desventajas que posee
cada una. La Tabla 2.2 es un resumen de lo recopilado en [26].

Topologia

Ventajas

Desventajas

Multilevel diode-clamped

converter

MPPT por arreglo FV.

Eficiencia aceptable frente a PS.

Médulos FV pueden no operar
en MPP.

gran namero de
semiconductores.

Pérdidas por switching.

No expandible.

Sistema FV con conversor

half-bridge auxiliar

MPPT por sub-arreglo FV.
Menores pérdidas y mayor
eficiencia que multilevel diode-
camped converter.

Médulos FV pueden no operar
en MPP.
No expandible.

Neutral point clamped

MPPT por sub-arreglo FV.
Mejor eficiencia que multilevel

Médulos FV pueden no operar
en MPP.

converter . Pérdidas por switching.
diode-camped converter. )
No expandible.
_ e Simple circuiteria y sistema de No eficiente cuando 2 o mas
Tipo | control. strings FV con PS
Inyeccion de e Expandible. 9 ]
Voltaje e Mejor eficiencia que tipo | Sistema de control méas
Tipo Il cuando 2 o mas strings con PS. complicado que tipo I.
e Expandible. No eficiente con PS.
Conversor Sistema de control simple. Médulos con PS pueden no
Topologia GCC | dc-dc Expandible. operar en MPP.
eneration . MPPT por médulo FV. .
E:gontrol circuit) Multi- ° N Complicada estructura de
e Eficiencia aceptable frente a PS.
chopper . control.
e Expandible.
series- « MPPT por médulo FV. Mu_chos componentes pasivos y
conected S activos por panel.
. e Alta eficiencia. .
micro- «  Expandible Complicada estructura de
, converter ' control.
Topologia de e MPPT por médulo FV. .
modulo o Muchos componentes pasivos y
: o Alta eficiencia. :
integrado Micro M ‘ 5o v facilidad d activos por panel.
- [ ] . s
: menor tamano y facilidad de Problemas en conexion a la red.
inverter instalacién que series-conected

micro-converter.
Expandible.

Complicada estructura de
control.

Conversor boost multi-

entrada

Mayor potencia que conversor
boost de entrada Unica.

Eficiencia aceptable bajo PS.
Expandible.

NuUmero de entradas eleva
demasiado nimero de
semiconductores, costos y
tamafo del sistema FV.

Conversor MISO (multiple-
input single-output) con

inductor Unico

Menor tamafio y costo que el
MISO convencional.
Eficiencia aceptable bajo PS.
Expandible.

Estructura de control méas
compleja que conversor boost
multi-entrada.

Tabla 2.2 Tabla resumen de las topologias mitigadoras de partial shading. [26]

PS: Partial shading
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Todos los problemas asociados al partial shading generan una ineficiencia en el
funcionamiento del arreglo FV principalmente provocada por la discordancia entre los
paneles, los cuales deben tener un punto de operacién comun (punto de operacion del
arreglo FV) y que la mayoria de las veces difiere de los puntos de operacion eficientes
individuales para cada panel. Las soluciones que se han brindado anteriormente
apuntan a disminuir la ineficiencia provocada por el partial shading, haciendo trabajar al
arreglo FV en un punto de mayor eficiencia a través de nuevos algoritmos MPP, nuevas
configuraciones de conexion o topologias que difieran de la ya tradicional centralizada.

Este trabajo no tiene como fin combatir la ineficiencia producida por el partial shading, y
se asume que se incorporan soluciones como las mencionadas anteriormente para este
fin. Este trabajo tiene como objetivo combatir las variaciones de potencia generadas por
el partial shading, siendo este un problema inevitable aun cuando se incorporen
medidas mitigadoras que garanticen la operacion mas eficiente bajo condiciones
atmosféricas variables. Este problema se aborda por medio de la operacion deloaded
de los arreglos FV. La operacion deloaded de una central FV se basa en no extraer la
maxima potencia de los arreglos FV, es decir, definir como punto de operacion a uno
gue sea diferente al MPP, lo cual corresponde a una operacién ineficiente intencional.
Lo anterior tiene como finalidad disponer de un nivel de reserva que pueda ser utilizada
para mitigar el efecto de las variaciones de potencia producto del partial shading. Por lo
tanto, el enfoque de este trabajo es sacrificar eficiencia en la operacion del arreglo FV
con el fin de mejorar la calidad del suministro de la central, lo cual a nivel sistémico
tiene mas valorado.

2.3.2. Problemas en SEP asociados a una alta penetracion de generacion FV

Luego de analizar los problemas internos de una central fotovoltaica provocados por
sombra en los paneles, es necesario analizar los problemas a nivel macro provocados
por este y otros problemas asociados a la generacién FV. Una gran penetracion de
plantas FV en un SEP acentia los problemas que son intrinsecos a este tipo de
generacion, como son la falta de inercia y la variabilidad en el suministro, por nombrar
los mas evidentes. A continuacion se hara una revision de estos dos problemas y su
estado actual en la literatura.

Disminucion de inercia en SEP

La generacion FV no posee inercia. En algunos casos, como es el de la energia edlica,
es posible implementar respuesta inercial mediante un esquema de control que sea
capaz de capturar la energia cinética almacenada en las partes rotatorias del
aerogenerador [31][32]. Este tipo de control no es aplicable a centrales fotovoltaicas ya
gue estas no poseen partes rotatorias a las cuales extraerles energia cinética.

La inercia de un sistema de potencia se asocia a maquinas convencionales. La inercia
hace mas robusto al sistema frente a desequilibrios repentinos entre carga y
generacion, por lo que una inercia grande provoca una desviacion menor de frecuencia
frente a contingencias. La inercia del sistema viene la ecuacion 2.7 [33].
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Donde H; y S; corresponden a la inercia y potencia aparente de cada generador en
operacion. Como es posible apreciar, la inercia del sistema depende Unicamente de las
maquinas que estén en funcionamiento en cada instante. Si en la operacion existe un
gran niumero de generadores sin inercia, sera inevitable ver una disminucién en la
inercia del sistema. Este efecto explica el riesgo que conlleva una alta penetracion de
generacion fotovoltaica, ya que al desplazar a maquinas convencionales en el
despacho (por ser una tecnologia con menores costos marginales) hara al sistema mas
vulnerable frente a contingencias.

Se han hecho investigaciones de este fenbmeno, midiendo el impacto a nivel sistema y
postulando posibles soluciones a la falta de inercia en generadores fotovoltaicos. En la
Figura 2.17 es posible apreciar el impacto sistémico que provoca el incremento de
generacion FV sin inercia en el sistema frente a la salida intempestiva de la unidad de
generacion mas grande en operacion. Los escenarios estan en orden creciente de nivel
de penetracion. El punto minimo de frecuencia aumenta a medida que mas
generadores FV estan en operacion, esto podria activar esquemas de desconexion
automatica de carga (EDAC) y disminuir el desempefio del control primario de
frecuencia [7].

PV sin respuesta inercial

1 005 T T T T T T T T T
1 "'\6 |
'f"‘x..
0.995F | '\\ ]
p— LY ) :
5 L e g
= \ \ e
0gal \ N i i
0.985 Escenario Base |
AN s Escenario 1
S~ Escenario 2
Escenario 3
0.98 r r r r r r T T T
0 2 4 6 a8 10 12 14 16 18 20
Tiempo [s]

Figura 2.17 Respuesta inercial del sistema frente a diferentes escenarios
de penetraciéon FV. [7]
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Con el fin de disminuir el impacto que provocan los generadores FV en la inercia del
sistema, se han disefiado esquemas de control que incorporan una respuesta frente a
cambios repentinos en la frecuencia [7][34]. Estos controles se basan en la operacion
deloaded®del generador con el fin de contar con una reserva en potencia y asi poder
participar en el control de frecuencia del sistema. Debido a que la dinamica de los
conversores es muy rapida, es posible ocupar esta reserva como una respuesta inercial
del generador en los primeros segundos de ocurrida la contingencia [34].

Variacion de la generacion FV en SEP

La variacién en la generacion de las tecnologias ERNC es un tema que se aborda
ampliamente en la literatura. La energia solar fotovoltaica no se encuentra libre de las
condiciones meteoroldgicas, por lo que cualquier variacion en los niveles de radiacion
en la planta se traducira en una variacion de la potencia de salida. Estas se pueden
clasificar en 2: las variaciones aleatorias y variaciones previsibles o pronosticables. Las
primeras corresponden a las producidas por fenomenos aleatorios los cuales son
dificiles de pronosticar, como por ejemplo las nubes. Las segundas corresponden a
fendbmenos en los cuales se tiene un cierto grado de certeza de cuando ocurriran, como
por ejemplo el amanecer y el atardecer.

Las variaciones aleatorias, producidas principalmente por nubes, provocan
fluctuaciones de distinta profundidad y duracion. Los principales problemas que se
asocian con estas variaciones son las siguientes:

e Superacion de limites de toma de carga de la generacién convencional. En
diversos estudios se ha relacionado los gradientes de generacion fotovoltaica
producidos por variabilidad en la radiacion (efecto nube desde ahora) con la
velocidad de toma de carga de las demés centrales en operacion. En un inicio
los resultados no eran alentadores debido al bajo limite de penetracion
fotovoltaica que era critico para el sistema, el cual bordeaba el 5% de la carga
total [35], o la potencia maxima de una central FV debia mantenerse bajo el 1,3%
de la carga total del sistema, capacidad que puede aumentar si es que se
considera un area de dispersion mayor [36]. La mayoria de los estudios entre las
décadas del 80 y 90 concluyen que los limites de toma de carga del sistema no
son lo suficientemente altos para lidiar con la variabilidad de la generacion
fotovoltaica, por lo que hace econdmicamente inviable altas penetraciones de
generacion FV debido a la necesidad de reservas muy elevadas. Las
conclusiones de estos estudios se ven limitadas por la baja resolucion de las
escalas de tiempo y dispersion geogréfica de las mediciones [37]. En estudios
posteriores se logran conclusiones mas alentadoras debido al smoothing effect,
fendmeno que se explicara mas adelante [37].

5Operaci(’)n deloaded se refiere a estar fuera del MPP en la curva V-P del panel solar, lo que lleva a una
tension diferente a Vi, Y Una potencia inferior a la maxima. Todo lo anterior con el fin de obtener una
reserva para regulacion.

25



e Problemas de regulaciéon de voltaje para redes de distribucion. Distintos
estudios indican que el nivel de penetracién de generacién fotovoltaica en redes
de distribucion esta fuertemente limitada por problemas de tension en los
alimentadores. Algunos autores fijan un 40% del total de carga en el alimentador
como limite maximo de generaciéon FV. Para un nivel de 5% las pérdidas en el
sistema de distribucion son minimas, considerando inversores sin capacidad de
regulacion de voltaje. Otros contraponen que para niveles sobre el 50% las
pérdidas son menores que para el caso de 5%, debido principalmente a la
disminucién de la carga en los transformadores, y que los problemas de tension
son levemente superiores a los vistos en niveles de 33% [5]. No es posible llegar
a un consenso con respecto a este punto, ya que el nivel de generacién depende
mucho de la topologia de la red y de si poseen o no controladores de tension,
estos ultimos poseen problemas con los controladores anti-isla que cominmente
poseen los inversores FV [5].

e Problemas de reserva en sistemas de potencia. La necesidad de tener niveles
de reserva de potencia adecuados para un sistema con alta penetracion FV es
evidente, debido principalmente a la variabilidad de este tipo de generacion. En
[38] se estiman valores de reserva en funcion de la variabilidad de la generacion
FV, tanto para una planta FV como para la agrupacién de varias plantas FV. Los
resultados muestran que el nivel de reserva es menor en un 50% para la
agrupacion de plantas FV que para una Unica planta FV, en el 99% de los casos.
Los niveles de reserva para la agrupacion de plantas FV varian entre 0,05y 0,41
p.u. para el 99% de los casos (dejando fuera las rampas que requieren mayor
reserva), alcanzando un maximo de reserva de 0,57 p.u. En este estudio se
presenta la implementacion de un nivel de reserva dinamico dependiendo de las
caracteristicas de la generaciéon FV, el cual logra reducir los niveles de reserva
entre un 45y 60% para los diferentes casos.

Uno de los focos de atencion hoy en dia es el efecto amortiguador de las variaciones
FV debido a la dispersién por area, el cual es llamado en la literatura como smoothing
effect. Este efecto posee dos ejes principales, la atenuacion por area y atenuacién por
dispersién geografica. A continuacion, se explicard cada uno de ellos y sus principales
implicancias en la generacion fotovoltaica a gran escala.

Atenuacion por area se entiende al efecto suavizante que poseen las centrales de
mayor potencia, y por ende mayor extensiébn en area, frente a las variaciones de
radiacion. Para poder explicar de mejor manera se presenta la Figura 2.18, donde se
puede ver la relacion entre medicion de irradiancia en un punto y la potencia total de la
central. Se puede ver que las fluctuaciones de potencia son menos pronunciadas que la
medicion de la irradiancia [39].
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Figura 2.18 potencia (azul) e irradiancia (verde) de central Milagro de 9,5 MW. [39]

Este efecto tiene resultados interesantes para escalas de tiempo inferiores a 10
minutos, donde se puede ver una atenuacion considerable de las variaciones de
irradiancia medidas en un solo punto. Para ventanas de tiempo superiores las
variaciones pueden ser comparables, por lo que resulta una buena aproximacién
considerar esta medicion de irradiancia como la generacion de una planta de varios
megawatts [39][40] (ver Figura 2.19). A continuacion se presenta una ecuacion empirica
de este fenomeno [39].

1
AP a[afio] = 90% - (1 — e~02%At) . § 2Vt (2.8)

Donde S corresponde al area de la central medida en hectareas, y At a la resolucion
temporal de las mediciones medida en segundos. Con un pequefio ejercicio se puede
ver que para una central de 100 Ha y At = 5s, la fluctuacion maxima esperable en un
afo es de solo un 30% de su potencia nominal, pero para una ventana de tiempo de 10
min se pueden alcanzar fluctuaciones de hasta un 82% de su potencia nominal para la
misma central de 100 Ha. En la Figura 2.19 se aprecia la pérdida de atenuacion para
ventanas de tiempo mayores a 10 min.
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Irradiance and Power Change Distributions
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Figura 2.19 Probabilidad acumulada de ocurrencia de cambios en irradiancia 'y
potencia. [40]
Irradiancia (linea punteada) y potencia (linea continua) de una central multi-MW.
Atenuacién por area para diferentes ventanas de tiempo.

El smoothing effect también se presenta en la dispersion geografica de varias centrales
fotovoltaicas. La atenuacion por dispersion geografica disminuye las variaciones de
potencia de una agrupaciéon de centrales con respecto a las variaciones que presenta
una unica central. Esto se puede apreciar en la Figura 2.20, donde la potencia de la
agrupacion de 6 centrales presenta menos variaciones que una central por si sola. El
fendbmeno atenuador queda descrito aproximadamente por la siguiente relacion [39].

APpax—nlafio] = APpq,_4[afio] - N 08T (2.8)

Donde N corresponde al nimero de centrales agregadas. Cabe destacar que para que
el efecto atenuador por dispersién geogréafica sea visible debe existir independencia
entre las diferentes plantas, por lo que una distancia minima de 6 km entre las centrales
es requerida [39]. En [40] establecen la relacion entre la variabilidad de un grupo de N
plantas como 1/v/N veces la variabilidad de una Gnica planta. En la Figura 2.21 es
posible apreciar el efecto para una ventana de tiempo de 10 min.

28



)

o
@

=

~

=,
e

o
]
e

=

2

b

nf

L r——

o
=
T

Normalized power (p.u.)
Fa

(=]
w
T
fy —

/

p1 -

o
-
T

123640 1214000 1243:20 124640 125000 1255320 12:56:40 13:00:00
Time (h)
Figura 2.20 Evolucién de la potencia normalizada. [39]
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En cuanto a las variaciones que no son aleatorias, es decir, las que se pueden predecir
de alguna forma, como por ejemplo las pendientes en mafanas y tardes producto del
amanecer y atardecer, poseen un efecto que a pesar de ser predecible no deja de ser
perjudicial para los sistemas. En [40] se habla de variaciones de un 10-13% de potencia
nominal en centrales fotovoltaicas con seguimiento en un eje en ventanas de tiempo de
15 min. En mediciones de irradiacion brindadas por el ministerio de energia en la
estacion San Pedro de Atacama [41] se pueden apreciar variaciones mas
pronunciadas, alcanzando valores de hasta 600 W/m? (60% de la potencia nominal de
una central FV aproximadamente). Luego de un andlisis estadistico es posible
identificar que en cerca del 22% de los dias en un afio se alcanzan variaciones
méaximas mayores a 400 W/m? (40% de la potencia nominal aproximadamente) de
irradiancia en amaneceres despejados y un 24% de los dias se aprecian variaciones
méximas mayores a un 250 W/m? (25% de la potencia nominal aproximadamente) en
atardeceres despejados. Estas variaciones, a pesar de ser de menor grado que las
presentadas por el efecto nube, son de caracter comun para todas las centrales FV (se
presentan aproximadamente a la misma hora del dia), por lo que el efecto conjunto de
todas las plantas FV puede alcanzar gradientes de potencia que sobrepasen la
velocidad de toma de carga del sistema®.

°Se entiende como velocidad de toma de carga del sistema como la suma de las toma de carga de las
maquinas convencionales en operacion en dicho momento.
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Capitulo 3 Modelos

A continuacion se explica el modelo base utilizado y las modificaciones realizadas para
implementar las estrategias de control propuestas en este trabajo. EI modelo base es
obtenido de la biblioteca de DIgSILENT 14.1, el cual se puede incorporar a una red
cualquiera a través de los templates que incluye el programa.

3.1. Modelo FV base

El modelo base es brindado por medio de un template en DIGSILENT 14.1. Este modelo
se desarrolla a partir de un static generator el cual es un conversor de interfaz con la
red para numerosas aplicaciones, como son generadores fotovoltaicos, celdas de
combustible, terminales HVDC, compensadores de reactivos y generadores eolicos
FCWT. En patrticular, para una central fotovoltaica este template incluye los modelos del
panel solar y link-DC a parte del static generator (conversor), el cual se conecta al lado
de alterna a una barra de baja tensién (400 V). El generador se conecta a la red por
medio de un transformador elevador, el cual no es incluido dentro del template (Figura
3.1). Ademéas este modelo incluye el esquema de control interno de potencia activa y
reactiva del generador FV. A continuacién se explican en detalle cada uno de los
componentes incluidos en el modelo base.

Modelo FV base
Panel Template FV

Inversor Red
Link - DC Transformador

e T 13
Bl T (T |
i -

)

Figura 3.1 Modelo FV base.

3.1.1. Panel solar

El modelo del panel solar contempla el desarrollo matematico aproximado de un dnico
panel solar, donde las variables eléctricas de salida son ponderadas con el fin de
obtener el arreglo de paneles solares requerido. Las entradas de este modelo son la
tension DC de operacion, la radiacion solar y la temperatura. Las salidas corresponden
a la corriente y tension MPP del arreglo completo (ver Figura 3.2). Como es posible
apreciar en la Figura 3.2 la tensibn MPP es entregada como dato por este modelo, por
lo que el MPPT se encuentra integrado en el modelo FV.
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Figura 3.2 Modelo del arreglo FV.

Las ecuaciones que se utilizan en el modelo del médulo FV son las siguientes.

tempCorrU =1+ au - (T — Tsrc) (3.1)
tempCorrl =1+ ai* (T — Tsrc) (3.2)
In(E 4.3
radCorrU = L (4.3)
In(Egrc)
radCorrl =
SrC (3.4)
Voc,, = VOCmSTC -radCorrU - tempCorrU (3.5)
Iy = ISCmSTC -radCorrl - tempCorrl (3.6)
Vinppm = VmPPSTc -radCorrU - tempCorrU (3.7)
(o) 0.0

Ip=1Ise | 1- st :

" Sem k P Vmppm - VOCm ) (3 8)

Como es posible apreciar en las ecuaciones existe dependencia tanto con la radiacion
(E) como con la temperatura (T), apreciable en los factores de correccién expuestos en
las ecuaciones 3.1-3.4. Las constantes au y ai son factores de correccion de
temperatura tanto para voltaje como para corriente, estos datos son brindados por el
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fabricante del panel solar. Los parametros que poseen el indicador STC corresponden a
los valores obtenidos bajo Standard test conditions, es decir, a 25°C y 1000 W/m?, y son
entregado por el fabricante. Los subindices m y A representan valores de modulo FV y
arreglo FV respectivamente.

Los valores de la curva V-l son actualizados en cada momento para incluir la
dependencia de estos con la radiacion y temperatura. A partir de datos actualizados se
aproxima la corriente de operacion L,, dependiendo de la tension V. que se tenga en
dicho momento. Esta aproximacion se presenta en la ecuacion 3.8. Finalmente se
pondera esta corriente por el nUumero de modulos en paralelo que posee el arreglo. Lo
mismo se realiza para la tension Vinpp.,.» ponderando por el nUmero de paneles en serie

gue contempla cada string.
3.1.2. Link-DC

La conexion del arreglo solar con el conversor se hace por medio de un condensador
en paralelo (ver Figura 3.1). La dinAmica de este enlace debe ser modelada de manera
independiente del mismo modo que el panel solar. Esta dinamica queda determinada
por la ecuacién 3.9.

dve () L
I.(t) =C- It = V.(t) = c _]-(IA — Lconversor)dt (3.9)
; _ fac
conversor Vac, (3.10)

De esta forma el voltaje del link-DC (V) corresponde a la integral en el tiempo de la
corriente por el condensador (I.). Esta corriente se calcula como la diferencia entre la
corriente del arreglo (I4) y la corriente que entra al conversor (I.onversor), donde esta
dltima se aproxima mediante la ecuacién 3.10, bajo el supuesto que el conversor posee
eficiencia cercana al 100% y midiendo la potencia AC a la salida del conversor. El
diagrama de bloques del modelo se presenta en la Figura 3.3.

Integrador
—la I [ i N Vdr:A
sC
ICOTLUBT‘SOT'
Divisor
] Pac = %

Figura 3.3 Modelo del link-DC.
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3.1.3. Sistema de control

El sistema de control del template contempla control de potencia activa y reactiva. La
potencia activa es manipulada a partir del control de tension en el link-DC y posee un
control de disminucién de potencia activa por sobrefrecuencia. La potencia reactiva es
regulada por medio de un control de tensibn AC en la barra de baja tension del
transformador de conexion. En la Figura 3.4 es posible apreciar el esquema de control
antes mencionado, donde se destacan los puntos de medicidon de las variables que se
requieren.

Panel

Inversor Red
Link - DC Transformador
B T |1 35\

H —
MPIPT Ldl"ef qu"f / Variable de
| | Current limiter Vac y Kj’ln;'fo_l’
edicién
4 v, SR
mppa dcy r lg lqw
J/ | Active power Reactive
Control PI i reduction power
) < support Vacref
idr fgrid

Figura 3.4 Diagrama de control de modelo base.

El bloqgue MPPT es marcado en azul debido a que no representa un blogue como tal.
Como se mencion6 anteriormente, la sefial de tension MPP (VmppA) es calculada a partir

del modelo del arreglo FV como un dato que se desprende de la curva V-I del arreglo.
Pero a pesar de ser entregado como un dato, existe un retardo de 5 s. en la entrega de
este valor, retardo que simula la dinamica de un algoritmo de MPPT. Por lo tanto, a
pesar de no estar implementado realmente un algoritmo de MPPT se aproxima este por

medio de un At de busqueda de 5 s. valor superior a los tiempos promedio para los
MPPT [26].
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El nivel de potencia activa se obtiene a través del valor de la corriente en el eje directo
iy, Siendo O para potencia cero y 1 para potencia maxima. La corriente i; a su vez se
regula a partir de un lazo de control de la tensién DC, que modela el seguimiento de la
tension MPP. La proteccion frente a sobrefrecuencia o reduccion de potencia activa se
realiza por medio de un control droop con banda muerta donde se compara la
frecuencia en bornes del inversor con la frecuencia de referencia del sistema (en este
caso 50 Hz). La sefial de proteccién actla sobre i; ponderandola por un factor que va
desde 0 a 1 dependiendo del nivel de desbalance. Cuando actua esta proteccion de
sobrefrecuencia el control de tension DC se desactiva, ya que mientras dure la
reduccion de potencia activa el arreglo debe funcionar fuera del MPP, por lo tanto el
seguimiento del MPP debe quedar anulado.

El nivel de potencia reactiva se controla por medio del nivel de la corriente en el eje de
cuadratura i,, de forme similar a la potencia activa. El control de i, se efectda con un
lazo de control de la tension AC en bornes del inversor. Este control corresponde a un
droop con banda muerta para valores cercanos a la referencia. El bloque current limiter
corresponde a un limitador de corriente, en el cual el valor de la suma de ambos
vectores i, y i, no debe superar el circulo unitario, representando asi que la suma de
potencia activa y reactiva no debe superar la potencia aparente maxima. Este bloque
ademas realiza la funcion de priorizar la corriente i, si es que la tension sobrepasa los
limites de la banda muerta.

3.1.4. Transformador de conexién alared

El transformador de conexion a la red cumple la funcién de elevar la tension a los
valores adecuados para la transmisiéon de la energia y corresponden a modelos
predeterminados en DIgSILENT. La eleccién de los transformadores a utilizar se basa
en lo determinado por el informe de impacto ambiental del proyecto FV elegido (ver
seccién 4.2), seleccionando los modelos que mas se aproximen a las caracteristicas
gue se consideran en dicho informe.

3.2. Controles propuestos
Los controles que aqui se proponen son dos:

e Control de amanecer/atardecer enfocado a los problemas asociados a grandes
pendientes de potencia en amaneceres y atardeceres despejados que superan
las tasas de toma y bajada de carga del sistema.

e Control de efecto nube enfocado a mitigar las variaciones aleatorias de potencia
producidas por sombras en los paneles.

Los controles propuestos se basan en una operacion deloaded de la central, la cual
garantiza un nivel de reserva de potencia para ser usado en regulacién. A continuacién
se presenta la estrategia utilizada para lograr la operacién deloaded, seguida de los
esquemas de control propuestos para este trabajo.
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3.2.1. Control deload

El control deload permite a la central FV operar fuera del MPP disminuyendo asi su
potencia, lo anterior con la finalidad de tener una reserva de potencia para ser utilizada
por los controles que en este trabajo se proponen.

El método para lograr la operacion deload consiste en modificar la tension MPP de
entrada al controlador de tensiéon DC. Esto se puede lograr modificando el valor de
Vnpp, dependiendo del nivel de deload que se requiera. Como es posible ver en la
Figura 2.4 en la curva V-P de un panel solar, es posible operar deloaded para tensiones
mayores y menores al MPP. Para poder definir en qué rango de tensiones operara el
control deload (sobre o bajo la tension MPP) se presenta en la Figura 3.5 la curva de
carga de un conversor versus la eficiencia de este, para diferentes niveles de tension de
operacion. Es posible apreciar que la eficiencia es mayor para tensiones de operacion
menores. Por lo anterior se define el rango de operacion del control deload para
tensiones DC menores a la tension MPP.

| Efficiency curve SUNNY CENTRAL 1600MV |

8

P64

-

n [%]

=+ —_— =570V
——— W =695V

—— .= B20 Y

— = V=570V

70 lamorphous transformer)

0 25 50 75 100

P/ Prow [35]

Figura 3.5 Tension DC de operacién v/s eficiencia del conversor.

Para poder implementar el control deload es necesario cambiar la consigna de tension
MPP por una de valor inferior, con el fin de obligar a la central a operar en un valor de
tensién DC inferior al MPP. Esto se logra incorporando una sefal adicional al bloque de
control de tension del link-DC llamada D, 4., Yy que representa el AV,. que genera la

operacion deloaded. Con esta nueva sefial no es necesario modificar Vinpp
directamente, quedando con su valor original, pero para el control de tension link-DC el

nuevo valor de referencia sera (VmppA — Dyac)-

36



La determinacion de la sefial D,;. se logra mediante un control Pl que regula el nivel de
potencia activa al valor de deload predefinido y que puede tomar valores entre Oy 1. La
referencia de potencia activa es calculada a partir de la potencia MPP y el porcentaje de
deload (ver ecuacion 3.11). En la Figura 3.6 se presenta el diagrama de bloques del
control deload implementado.

Pref:PmppA'(l_X)

(3.11)
Control deload
/ DVdc max
P 1
— —| K+ —
p Ti )
DVdc_min / )
Pref §.
a
L / Id ref_max
Vacy @ K, + 1 g ref
Ti )
Vmpp A Id_ref_min/
Control de tensién link-DC

Figura 3.6 Diagrama de bloques de control deload.

3.2.2. Control de amanecer/atardecer

El control para variaciones no aleatorias 0 de amanecer/atardecer tiene por objetivo
limitar las pendientes en mafanas y tardes despejadas a un nivel maximo que
determina el operador cada dia, dependiendo del valor de las tasas de toma y bajada
de carga del sistema, valor que se determina a partir de las centrales que operan en
dichas ventanas de tiempo.

El control se realiza mediante la continua variacion del valor de deload predefinido para
la central, aumentandolo para limitar las pendientes de amanecer y disminuyéndolo
para las pendientes de atardecer. Esto se logra mediante la incorporacién de una sefal
que ingresa al bloque de control deload, la cual recibe el nombre de Dgeipaa Y

. . dapP . - .. ~
representa elAy que es necesario para ajustar— al nivel maximo admisible. Esta sefial
se obtiene del bloque de control de amanecer/atardecer, el cual corresponde a un

. . . dpP . dp
control Pl que regula la pendiente de potencia activa —aun valor de referencia — max.
En la Figura 3.7se presenta el esquema de control propuesto.
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Control deload / Dvac max

Control de amanecer/atardecer

dpP / Ddc!oad_méx

1

dt —
R

Modificado Ddeload

i_}; max Ddelﬂad_miy

Figura 3.7 Diagrama de bloques de control de amanecer/atardecer.

Se puede apreciar en la Figura 3.7 que el control se realiza mediante un “PlI
. »” . . dP
modificado”, esto debido a que este controlador se activa solo cuando p sobrepasa el

.. . dP .
valor umbral definido por la referencia —;max, y se vuelve a desactivar cuando se

restablece el valor de deload predefinido y. A continuacion se presentan las condiciones
de activaciéon y la estructura del control PI, incluyendo ademas la condicion de
desactivacion.

Activacion Control PI Desactivacion
dP dP e error = ar _4dr
E > E 2 Amaxy |Ddeload| <g&
max 4 « Kp>0yTi>0
dP < dP e error = Z—IZ — Z—IZ D
—_—<<— max _ < &
dt dt max_ |Daetoaal

- Kp<O0yTi<O0

Tabla 3.1 Logica de control Pl modificado de control de amanecer/atardecer.

Cabe mencionar que la accién del controlador para pendientes negativas es inversa a la
accion para pendientes positivas, como se puede apreciar en la Tabla 3.1 en las
constantes Kp y Ti. Esto se debe a que en los amaneceres es necesario aumentar el
nivel de deload para amortiguar las pendientes de potencia, pero en los atardeceres
esto es al revés, es necesario disminuir el nivel de deload para asi disminuir la
pendiente negativa.
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3.2.3. Control de efecto nube

El control de efecto nube tiene por objetivo mitigar los efectos que producen las
variaciones aleatorias debido a nubes que generan sombras en los paneles. Los
efectos que producen son variados, desde la aparicion de mdultiples MPPs lo cual
demanda algoritmos de busqueda mas sofisticados, hasta las variaciones de potencia
propias de la disminucion de la radiacion. Este control se centra en mitigar las
variaciones de potencia ya que apunta a ser utilizado para mejorar la operacion del
sistema.

Debido a que el modelo base no posee el nivel de detalle suficiente para poder modelar
el arreglo fotovoltaico bajo partial shading, se hicieron los siguientes supuestos.

e La nube cubre de manera homogénea a los arreglos FV. Esto debido a las
limitaciones que posee el modelo, en el cual no se puede modelar el efecto de
multiples MPP. Este supuesto se asemeja a la operacion de un SFV con
multiples etapas de conversién, donde cada string posee su propio MPPT en el
conversor DC-DC, donde los efectos del partial shading de un string no son
traspasados hacia los demas strings. Este supuesto es fuerte, pero debido a las
limitaciones del modelo y a los propdsitos del trabajo es necesario establecerlo
como punto de partida.

e Se le asigna la misma radiacion (mediciones cada 10 min) a un grupo de 30
arreglos fotovoltaicos (cada arreglo consta de su propio inversor). Este supuesto
se asume con el fin de disminuir la cantidad de calculos en el programa y por
ende la velocidad de la simulacién, ya que se agrupan los 30 inversores como
una Unica gran central. Este supuesto puede ser aplicado basandose en el hecho
de que las variaciones de radiacion son comparables a las fluctuaciones de
potencia para intervalos de medicion iguales o superiores a 10 min en centrales
del orden de varios MW (ver seccion 2.3.2), por lo tanto la variabilidad de la
agrupacion de 30 inversores (con mediciones de radiacién cada 10 min) sera
acorde a la variabilidad conjunta de todos los inversores si se les asigna
radiaciones diferentes a cada uno (mediciones con mejor resolucion, inferior a 10
min).

Este controlador tiene como objetivo que las fluctuaciones de potencia producidas por
variaciones en la radiacion en un sector de la planta solar sean compensadas por los
niveles de reserva que posee la planta completa. Lo anterior apunta a un control inter
sectorial, donde una disminucién de potencia en un conjunto de arreglos FV (subcentral
FV) sea en cierta medida compensado por las reservas de los demas arreglos FV sin
sombra y de los arreglos afectados por sombra que aun posean reserva, todos
ocupando un mismo porcentaje de reserva. Para lo anterior es necesario hacer un
desarrollo matematico que relacione el nivel de reserva total y el déficit de potencia.
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N
Re(E, x) = meppi(E) X (3.12)
i=1

l

8P = (Prppgy = Prony) - (1= 2) (3.13)

i=1

Prpp o = max(Bppp l,) (3.14)

En la ecuacion 3.12 se expresa el nivel de reserva total para N subcentrales de una
planta FV, donde R.(E, ) es la reserva total de la planta, Pmppi(E) es la potencia MPP

de la subcentral i para cierto nivel de radiacion E y y el valor de deload que esté entre O
y 1 (predefinido por el operador de la planta).

En la ecuacion 3.13 se expresa la caida de potencia producida por el efecto nube. Las
caidas de potencia se calculan con respecto al valor de potencia MPP méaximo entre
todas las subcentrales (ecuaciéon 3.14). Debido a lo anterior, este calculo representa la
caida real de potencia’ Ginicamente cuando existe al menos una subcentral que no esta
afectada por nubosidad, en caso contrario este representa la caida con respecto a la
subcentral con mayor potencia y no a la caida real. A modo de ejemplo, si todas las
subcentrales disminuyen su potencia MPP en igual intensidad y al mismo tiempo, este
calculo no veria disminucion de potencia alguna. La decision de definir la caida de
potencia de esta forma se basa en el hecho de que las nubes no se posicionan sobre
todos los arreglos en un mismo instante, sino mas bien la nube pasa por un grupo de
arreglos a la vez a menos que sea un dia con nubosidad completa, lo cual es poco
frecuente. Ademas el objetivo del controlador no es aproximar la respuesta a la de un
dia soleado sino mas bien disminuir la variabilidad producida por las nubes. Debido a
esta forma de representar el déficit de potencia producido por las nubes no es
necesario contar con una referencia externa de potencia de un dia soleado, que como
ya se mencion6 no es el objetivo del controlador. Luego de calcular los déficit con
respecto a la potencia MPP mayor entre las subcentrales es necesario multiplicar la
caida de potencia MPP por el factor (1 — y), el cual internaliza el efecto del deload en el
déficit de potencia, es decir, transforma la caida de potencia MPP en caida de potencia
deloaded.

La variable de control seleccionada se obtiene a partir del nivel de reserva instantaneo
R:(E,x) y del nivel de caida de potencia el cual fue definido en la ecuacion 3.13. Esta
variable denominada K,,.;,,4 S€ define en la ecuacion 3.15, y toma valores entre 0 para
caidas de potencia iguales al nivel de reserva, y 1 cuando no existe diferencias de

’ Se entiende por caida real de potencia a toda la potencia que se deja de suministrar por efecto nube. Si
todas las subcentrales disminuyen su potencia MPP a la mitad al mismo tiempo, la caida real de potencia
seria de un 50% del total, no asi la caida definida en la ecuacién 3.13, que seria 0.
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potencia MPP entre las plantas y no es necesario ocupar reserva. Para caidas de
potencia mayores al nivel de reserva se limita el valor de Kyg0qq @ SU mMinimo O.
Entonces esta variable indica en cada momento que porcentaje de la reserva
predefinida deben tener las centrales FV, siendo el 100% para el valor 1 y 0% para el
valor O.

K =(1 i 3.15
deload — ( Rt(E’X)) ( . )

Esta variable de control multiplica a y (porcentaje deload predefinido) con lo cual se
consigue operar en el MPP para el valor 0 y operar en el valor de deload predefinido
para su valor 1. En los valores intermedios se entrega un valor de reserva igual a la
caida de potencia. En la Figura 3.8 se presenta el diagrama de bloques del control
propuesto.

Control deload / Dyac max

P 1 Dygc
K N
O v

% DVdc_min/

Kdeload
Pmm,,1 N ar AP
Ppp., ;(ma"(Pmr’w) = Poppy) (1= 20 " R(E, )
X
i=1 o Control efecto nube

Figura 3.8 Diagrama de bloques de control efecto nube.
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Capitulo 4 Metodologia

A continuacion se presenta la metodologia del trabajo. En la Figura 4.1 se ilustran los
bloques que corresponden a las diferentes etapas del estudio.

. — Desarrollo de modelos
Equivalente Central FV Técnicas dindmicos
red de control

q Desarrollo de modelo
Punto de Estrategias ifi
proyecto FV o Planta FV g unificado
seleccionado conexion de control

Datos de

Definicion puntos

Escenarios de radiacion de operacidn para estudio

Simulacién dindmica

Definicion de Anadlisis de
Indicadores — resultados

Figura 4.1 Diagrama de bloques de metodologia.

Cada uno de los blogues se explica en detalle a continuacion.

4.1. Desarrollo de modelos dinamicos

Aqui se utiliza la plataforma DIgSILENT version 14.1.3 para desarrollar tanto las
estrategias de control, el modelo de una central fotovoltaica y un equivalente de red. El
modelo de la central fotovoltaica es uno que incorpora DIGSILENT como un “template”
de una central de 0,5 MW. Este modelo se toma como base para ser modificado y
poder implementar los controladores que se expusieron en la seccién 3.2. Todos los
modelos fueron desarrollados con las caracteristicas técnicas del modelo base utilizado,
es decir, la central fotovoltaica de 0,5 MW de DIgSILENT. Como el objetivo del trabajo
no se centra en los efectos sistémicos de los controladores la red se modela en el punto
de conexion mediante una red infinita, con las caracteristicas del SING (corriente o
potencia de corto circuito).
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4.2. Datos del proyecto FV seleccionado

La planta fotovoltaica seleccionada para analizar los controladores propuestos
corresponde al complejo solar San Pedro de Atacama (SPA) ubicada a 20 km al sureste
de Calama. La central se compone de 4 centrales de 30 MW cada una. En la Figura 4.2
se presenta la disposicion geografica de las 4 centrales que componen el complejo
solar. En la Tabla 4.1 estan las superficies que ocupa cada una de las centrales. La
mayor parte de esta superficie corresponde al emplazamiento de los paneles solares.
La diferencia entre la superficie de las centrales SPA |y IV con respecto a las SPA Il y
Ill se debe a que las dos primeras no poseen seguimiento en doble eje del sol como las
otras dos, por lo tanto necesitan un area menor de emplazamiento.
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SnPedroAtacamalV,
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2° elevacion 2525 m  alt;ojo 52.02(km

Figura 4.2 Disposicion geogréfica de la planta San Pedro de Atacama

Central Superficie [Ha]
San Pedro de Atacama | 102
San Pedro de Atacama Il 206
San Pedro de Atacama lll 392
San Pedro de Atacama IV 92,1

Tabla 4.1 Area de las centrales pertenecientes a San Pedro de Atacama

La eleccion de esta planta FV se debio principalmente a los siguientes motivos:

a. La planta solar San Pedro de Atacama estd compuesta por subcentrales mas
pequefias, pertenecientes al mismo duefio y situadas relativamente cerca entre
ellas. Estos motivos facilitan la implementacién de un control entre centrales,
haciendo mas real el estudio.
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b. La distancia entre las centrales es tal que garantiza cierta independencia entre
sus radiaciones. Lo anterior ayuda a lograr un buen desempefio del controlador.

c. La planta esta relativamente cerca de la estacion de medicion San Pedro de
Atacama del Ministerio de Energia, lo cual hace posible estudiar el
comportamiento meteorolégico de la zona a partir de dicha estacion.

d. Las centrales poseen la capacidad necesaria para poder aproximar la generacion
a partir de las mediciones de radiacion existentes (en intervalos de 10 min) [40].

4.2.1. Datos de las centrales

La planta solar San Pedro de Atacama (SPA) consta de 4 centrales de 30 MW cada
una, dos de las cuales poseen seguimiento de doble eje (SPA Il y Ill). Segun los
informes de impacto ambiental la conexion de las centrales sera a través de la S/E San
Pedro Il de 23/110/220 kV por medio de una linea de 32 km y 220 kV que conectara
S/E San Pedro Il y S/E Calama, esta Ultima perteneciente al SING. La conexion interna
de las centrales se presenta en la Figura 4.3. Se puede apreciar que las centrales SPA
[, II'y Il poseen S/E propia, mientras que la central SPA IV se conecta por medio de una
linea subterranea a S/E San Pedro |I.

Q
32 km
220 kV S/E San Pedro Il
AR e
& : B — 2zoikv
' \NAAAY |
S/E Calama LYY Y |
I
81km | -|__|_11°:W 14km
_ _ _|5/ESanPedrol : ; L _SiE_Sa.'n Pedroll
I —F—110kv I ——110k|l/ | —t—110kV
1 I 1
INAAN | L AANS NAAA |
L3km 1YY Y, Y YN : YYYY),
—_—23kV L —— 23 kv :__ —— 23 kv :_ ——23kv

SPA IV SPA | SPA I SPA I

Figura 4.3 Diagrama de conexion de centrales.

Los paneles ocupados por las centrales son 2: YL290P-35b de Yingli (SPA Iy IV) y NU-
E235(E1) de Sharp (SPA Il y Ill). Ambos poseen caracteristicas similares pero se opta
por utilizar el modelo NU-E235(E1) de Sharp por ser el panel que se asemeja mas a los
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valores predefinidos del panel del modelo template de DIgSILENT. Las caracteristicas
técnicas de los panelesNU-E235(E1) de Sharp se muestran en la Tabla 4.2.

Caracteristica Sigla Valor Unidad
Potencia maxima Prax 235 Wp
Voltaje de circuito abierto V,c 37 Vv
Corriente de cortocircuito I 8,6 A
Voltaje en el MPP Vinpp 30 \Y,
Corriente en el MPP Lnpp 7,84 A
Eficiencia del panel Nm 14,3 %
Coeficiente de temperatura — Voltaje de circuito abierto aV,,. -130 mV/°C
Coeficiente de temperatura — Corriente de cortocircuito alg, 0,053 %/°C
Coeficiente de temperatura — Potencia aPpax -0,485 | %/°C

Tabla 4.2 Caracteristicas técnicas de panel FV NU-E235(E1).

El inversor utilizado es un “SUNNY CENTRAL 1000MV” de potencia hominal de 1MW.
Este inversor es comun para todas las centrales, ocupando un numero de 30 inversores
por central. Las caracteristicas técnicas se presentan a continuacion.

Caracteristica Sigla Valor Unidad
Potencia DC maxima Pac,on 1120 kKW
Tension DC maxima Vacax 1100 \Y,
Tension DC minima Vacmim 430 \Y
Rango de Voltajes MPP Vinpp 430-820 Vv
Potencia nominal AC P 1000 kVA
Tension nominal AC Vie 20 kv
Facto de potencia maximo cos(¢) 0,9 Ind y cap
Eficiencia maxima Nimax o8 %

Tabla 4.3 Caracteristicas técnicas de inversor SUNNY CENTRAL 1000MV.

Los arreglos FV corresponden a 200 strings paralelos de 24 paneles en serie cada uno.
Cada arreglo posee una potencia DC de 1128960 W en el MPP de los paneles, los
cuales son evacuados por un Unico inversor por arreglo. El inversor posee una potencia
nominal AC de 1 MW y una potencia maxima de 1.1 MW, por lo tanto se estima una
eficiencia por central (en la conversion DC-AC) de aproximadamente un 88,6%.

Todas las centrales seran modeladas con sistema de seguimiento en 1 eje, debido a
gque no se poseen mediciones de radiacion con seguimiento en doble eje y el
controlador requiere que todas las centrales sean de caracteristicas similares ya que se
realizan comparaciones de las variables eléctricas entre las centrales y debe haber
concordancia entre estos valores (seguimiento y estético).

La linea de 220 kV corresponde a un conductor de aleacién de aluminio AAAC caodigo
Flint de seccion 740,8 MCM, con un conductor por fase. Para las lineas de 110 kV se
utiliza un conductor de aleacién de aluminio AAAC cédigo Alliance de seccion 246,9
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MCM, con un conductor por fase. Para el modelo en DIgSILENT se utilizara el
conductor qgue mas se aproxime a estas caracteristicas.

En cuanto a los transformadores de poder no se mencionan especificaciones técnicas,
por lo que la eleccion de estos sera tal que cumplan con las exigencias de tension y
potencia.

4.2.2. Datos del punto de conexion

El punto de conexion de la planta corresponde a la S/E Calama. Este punto de conexion
posee algunas caracteristicas técnicas que son calculadas a partir de un modelo SING
en DIgSILENT simplificado [7], el cual corresponde a un reducido del modelo SING
entregado por el CDEC-SING. De este modelo se obtiene la corriente de cortocircuito
I, en la barra mas cercana a la S/E Calama, la cual corresponde a Chuquicamata S/E
Salar en el modelo. El calculo de la corriente de cortocircuito se realiza para cada
escenario, por lo tanto se debe determinar los dias a simular previamente. Los
resultados del calculo de corriente de cortocircuito en el punto de conexidén se exponen
en la seccion 4.5.2.

4.3. Desarrollo de modelo unificado

Se incorporan las caracteristicas identificadas en la seccion 4.2 en el modelo base
utilizado en el desarrollo de los modelos. Se modifican los valores de paneles e inversor
con el fin de replicar lo mejor posible una subcentral de 1 MW perteneciente a las
centrales que conforman la planta solar San Pedro de Atacama. Las modificaciones que
fueron realizadas son:
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Componente Caracteristica modificada en Valor Valor .
: Unidad
del modelo modelo base anterior | actual
Static Potencia aparente 0,5 1,1 MVA
enerator Factor de potencia 0,95 1 -
g Numero de maquinas en paralelo 1 30 -
Paneles serie 20 24 -
Paneles paralelo 140 200 -
Voltaje de circuito abierto 43,8 37 V
Corriente de cortocircuito 5 8,6 A
PV array Tension MPP 35 30 V
Corriente MPP 4,58 7,84 A
Correccién de voltaje por temperatura | -0,0039 | -0,0035 1/°C
Correccion de corriente por 0.0004 | 0,00053 1/°C
temperatura
Capacidad del condensador 0,0172 | 0,0344 S
DC Busbar — -
and Capacitor Tension nominal 1 1 kv
Potencia nominal 0,5 1,1 MW
PQ Potencia base de medicion 1 30 MVA
measurement
Controller Tensién DC minima 333 430 V
barra LV Tension nominal 0,4 20 kv

Tabla 4.4 Modificaciones realizadas al modelo FV base.

El valor del condensador se modifica al doble de su valor original debido a que la
potencia nominal es aproximadamente el doble que la potencia nominal del modelo
base, relacién que se establece en [7].

Cada subcentral lo componen un arreglo FV y un inversor de 1 MW de potencia
nominal. Para conformar cada una de las centrales SPA I, Il, lll y IV se utiliza la casilla
de “numero de maquinas en paralelo” en el generador estatico, al cual se le asigna el
valor de 30, conformando los 30 inversores que componen cada de una de las
centrales. Para hacer esta modificacion adecuada al modelo base de la central FV es
necesario cambiar la potencia base de medicion utilizada en el modelo del link-DC y
controles propuestos (medicion de PB,.), asignandole el valor de 30 MVA. Lo anterior se
debe a que la medicion de potencia debe representar la potencia de una unica
subcentral y no la agrupacién de 30 subcentrales.

Debido a que la potencia MPP de los arreglos es superior a la potencia nominal del
inversor (debido al disefio de las centrales, ver seccion 4.2.1) es necesario incluir un
nuevo parametroeff en el modelo que represente la eficiencia de la conversion DC-
AC. El valor de la eficiencia se adecua para que a potencia MPP bajo condiciones STC
de los arreglos FV el inversor genere su potencia nominal, es decir, para una potencia
de 1,128 MW de los arreglos FV el inversor genera 1 MW. Este valor divide a la
medicion de P, con el fin de obtener el valor de potencia DC real que es necesario para
modelar el link-DC y los controladores implementados. Este valor se establece en 0,886
(88,6% de eficiencia).
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4.4. Escenarios de radiacién

A continuacién se presenta el diagrama de blogues para definir los escenarios de

radiacion a estudiar.
Mediciones
de radiacion

\ 4

Limitaciones del sistema Analisis estadistico

Conjunto de eventos riesgosos de radiacion Conjunto de eventos riesgosos de radiacion
Amanecer/atardecer Efecto nube

Escenarios de Radiacion J
solar

Figura 4.4 Diagrama de bloques para definicidon de escenarios de radiacion.

Cada uno de los bloques de la Figura 4.4 se explican a continuacion.
4.4.1. Mediciones de radiacion

Los datos de entrada corresponden a mediciones de radiacion solar realizadas por el
ministerio de energia [41] en diferentes puntos del norte de Chile. Los datos que se
consideraron fueron aquellos que se encontraban a menor distancia de la planta
seleccionada, es decir, la estacion de medicion San Pedro de Atacama, ubicada a 30
km del complejo solar FV San Pedro de Atacama. Corresponden a datos de radiaciéon
cada 10 min durante un periodo de 3 afios aproximadamente (mayo 2009 a mayo
2012).

4.4.2. Analisis estadistico
A partir de los datos recopilados se realiza un andlisis estadistico de los eventos mas
caracteristicos de la radiacion en la zona, como son las pendientes de

amanecer/atardecer (considerando sistemas de seguimiento en 1 eje) y las pendientes
de radiacion por efecto nube.

48



Amanecer/atardecer

Se analizaron los 3 afios de mediciones. A continuacibn se mencionan las
consideraciones que se tomaron previas al andlisis:

i.  Solo fueron consideradas en este andlisis las mafianas y tardes despejadas.
Las mafanas o tardes afectadas por nubosidad son incluidas en el analisis de
efecto nube.

ii. Se considera como mafiana (amanecer) al horario comprendido entre el
amanecer (radiacion>0) y las 8:40 am, hora en que se alcanza al menos el
90% de la radiacion maxima en dias de invierno. En verano la mafana ocurre
antes de las 8:40 am, por lo que con este horario se incluyen ambos casos.

iii. Se considera como tarde (atardecer) al horario comprendido entre las 16:40,
horario donde comienza la disminucién de radiacion y se alcanza el 90% de la
radiacion maxima de un dia de invierno, y la noche (radiacion=0). En verano
las tardes ocurren en un horario posterior a las 16:40, por lo que con este
horario se incluyen ambas tardes.

En un primer analisis se seleccionan los gradientes maximos diarios de radiacion en
intervalos de 10 min tanto para el amanecer como para el atardecer, obteniendo asi las
pendientes mas pronunciadas del amanecer y atardecer (sin efecto nube). Con los AE
obtenidos anteriormente se construyen dos vectores, uno con las variaciones maximas
diarias en amanecer, [AE | gmanecer» Y Otro con los datos de atardecer, [AE | tardecer-

Los valores de pendientes de radiacion AE son modificados con el fin de ser
representados como variaciones de potencia AP de una planta FV, medidos en
porcentaje. Lo anterior se basa en que la potencia nominal de una planta FV se alcanza
aproximadamente bajo una radiacién de 1000 W/m? y sigue una relacién casi
proporcional hasta potencia cero con radiacion cercana a cero. De lo anterior se
desprende la relacion:

AP [%] = 5 (4.)

Con la relacion anterior es posible representar los vectores de variaciones maximas de
radiacion [AE] como vectores de variaciones de potencia, [AP]gmanecer Y [AP]atardecer-

Con los datos de los vectores [AP] se construye una distribucion de probabilidad para
las variaciones de potencia en amanecer y atardecer. Esta distribucion de probabilidad
considera intervalos de ancho 2%, es decir, se crean 50 subconjuntos (intervalos) que
comienzan en variaciones de potencia pertenecientes a (0%, 2%], seguido de (2%, 4%]
hasta (98%, 100%]. Para cada intervalo se determina su porcentaje de ocurrencia a
partir de las pendientes recopiladas en los vectores [AP].
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Distribucion de probabilidad de variaciones de potencia maximas diarias en mafianas despejadas
12 , ,

Porcentaje de Ocurrencia [%]

0 10 20 0 40 50 £0 70
Porcentaje de variacion de P [%]

Distribucion de probabilidad de variaciones de potencia maximas diarias en tardes despejadas
14 T T T T T T

Porcentaje de Ocurrencia [%)]

0 10 20 a0 40 50 &0 70
Porcentaje de variacion de P [%)]

Figura 4.5 Distribucion de probabilidad de variaciones de potencia maximas en
amanecer y atardecer.

Las conclusiones que se pueden obtener del analisis anterior son las siguientes.

e El promedio de variaciones maximas se ubican en torno a una pendiente del
35,5% de la potencia nominal para las mafanas y del 27,5% para las tardes
aproximadamente.

e EIl 80% de las veces las variaciones se encuentran entre el 24 y 46% de la
potencia nominal para las mafianas, y entre el 20 y 34% para las tardes.

De los graficos anteriores es posible determinar la probabilidad acumulada de obtener
variaciones de potencia AP mayores a un cierto porcentaje, es decir, P[x > AP (%)]. Lo
anterior equivale al riesgo asociado a que se produzcan pendientes de radiacion que
generen un AP mayor a un cierto valor. En la Figura 4.6 se presentan estos resultados.
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Probabilidad de obtener variaciones de potencia mayores a un cierto porcentaje
enh mafanas despejadas
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Figura 4.6 Riesgo de obtener variaciones de potencia mayores a un cierto porcentaje
por amanecer y atardecer.

Las conclusiones que se pueden obtener de los graficos anteriores son las siguientes.

e EIl riesgo asociado a registrar variaciones de potencia mayores a un cierto
porcentaje es mayor en las mafianas que en las tardes. Una variacion del 40%
de la potencia de una planta FV ocurre aproximadamente el 30% de las veces en
las mafianas, en cambio en las tardes solo ocurre un 3% de las veces.

e En un peor escenario, si se considera que el amanecer o el atardecer es
generalizado para todo el sistema es posible considerar el porcentaje de
variacion de potencia en base al total de potencia FV del sistema. Tomando en
cuenta una potencia FV de 1000 MW en el sistema seria posible ver variaciones
de 400 MW en 10 min el 30% de las veces, lo cual representa 80 dias en un
afio®. En cuanto a los atardeceres, haciendo el mismo anélisis, se pueden
apreciar variaciones mayores a 300 MW el 40% de las veces, lo que equivale a
89 dias en un afio.

® De los datos recopilados en los vectores [AP] es posible determinar que el total de

dias con mafanas “despejadas” equivale a un 73% del afo y para tardes despejadas a
un 61%.
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Efecto nube

Se analizaron los mismos 3 afios de mediciones que en el caso anterior, comprendidos
entre mayo de 2009 y mayo de 2012. A continuacion se mencionan las consideraciones
que se tomaron previos al analisis:

i. Solo fueron consideradas en este analisis las variaciones aleatorias
producidas por efecto nube, es decir, los datos recopilados en el estudio
anterior quedan fuera de este analisis.

ii. Los datos analizados contemplan el total de pendientes, sin despreciar las
variaciones pequefas. Lo anterior tiene como finalidad obtener una medida
en tiempo de la cantidad de gradientes producidos por efecto nube y asi
saber que tan recurrentes son las caidas de radiacién durante los tres afios
de medicion.

iii. Los datos que corresponden a mediciones realizadas en la noche no son
considerados y son eliminados.

En este andlisis se deben diferenciar las variaciones de radiacion por efecto nube (o
variaciones aleatorias) de las variaciones propias del movimiento solar (pendientes de
amanecer y atardecer), ya que estas Ultimas pueden ser anticipadas con gran exactitud
y que al incluirlas alteraran la real intensidad de las pendientes producidas por efecto
nube, sumando ademas un gran nimero de datos (variaciones de radiacion) que no son
interés de este analisis. Para lo anterior es necesario realizar las comparaciones con
respecto a la radiacion de un dia despejado. Para esto se utiliz6 un analogo del clear
sky index, k(t), definido en [37] (ecuacion 4.2).

k(t) = E(t) = Erer(t) (4.2)

Este indicador muestra en cada instante "t" la desviacidn de la radiacién con respecto a
la radiacion tedrica de un dia despejado (sin efecto nube). Al calcular el clear sky index
(CSI) para todo un dia sin nubosidad es posible notar que todos los valores de k(t)
seran cero, lo cual denota una ausencia de efecto nube en aquel dia. Si por el contrario,
hubiera nubes, el CSI tendria valores no nulos durante el dia, los cuales
corresponderian Unicamente a efecto nube y no a pendiente de amanecer o atardecer,
como es el caso anterior que se ve un CSI nulo a lo largo de todo el dia.

La obtencién de la referencia de un dia despejado se obtiene mediante la identificacion
de los dias completamente soleados entre los datos de radiacion que se disponen, en
consecuencia, se obtiene un set de dias de referencia a lo largo de los 3 afios de
medicion. Por lo tanto, las variaciones que se producen en dias con nubosidad son
medidas con respecto al dia soleado anterior mas proximo, esto basado en el hecho de
qgue un dia soleado de referencia no cambia considerablemente dentro de los dias
siguientes, por lo que es posible hacer la aproximacion. A partir de este clear sky index
aproximado es posible medir las pendientes que se producen por efecto nube, sin
considerar las variaciones que no son de naturaleza aleatorias.
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Las variaciones de radiacién producto de nubes son entonces obtenidas mediante la
siguiente ecuacion 4.3.

AE pe(t) = k(t+1) — k(t) (4.3)

Debido a que los datos de radiacion que se poseen son cada 10 min, los célculos del
CSly las pendientes de radiacion son también cada 10 min.

En la Figura 4.7 se presenta el calculo del clear sky index (CSI) para un dia cualquiera.
Se puede apreciar que la aproximaciéon entrega resultados adecuados, pudiendo medir
de manera satisfactoria los efectos producidos por las nubes.

Radiacion del dia 29/9/2009 y referencia de dia soleado
T T

1400 T T

Radiacidn el 23/3/2003

1200 — Referencia dia soleado

1000 — —

800 —

600 —

400 —

radiacién [Wim2]

200 —

200 | | | | | | |
[} 200 400 600 800 1000 1200 1400

Tiempo [min]

Clear sky index del dia 29/9/2009
a0 T T T T

-200 —

-400

-600 —

-600

variacion de radiacion [W/m?2]

000 | | | | | | |
[} 200 400 600 800 1000 1200 1400

Tiempo [min]

Figura 4.7 Célculo del clear sky index para el dia 29/09/2009

A partir del CSI es posible calcular las variaciones de radiacion producto de las nubes,
como expone la ecuaciéon 4.3.

Al igual que en el andlisis realizado para las variaciones de amanecer y atardecer, los
gradientes de radiacion son representados como variaciones de potencia de una planta
solar cualquiera. Se obtiene el riesgo asociado a variaciones de potencia mayores a un
cierto porcentaje con el mismo procedimiento presentado para las variaciones del
amanecer y atardecer. Los resultados son presentados en la Figura 4.8.
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Figura 4.8 Riesgo asociado a variaciones mayores a un cierto % de P, debido
a efecto nube.

A continuacién se concluye sobre el estudio realizado para variaciones por efecto nube.

e La distribucibn acumulada de las variaciones por efecto nube indica el riesgo
asociado a obtener variaciones de potencia (pendientes) mayores a un cierto
porcentaje en una planta FV. Se puede apreciar que este riesgo es mas pequefio
a medida que las pendientes son mas pronunciadas, lo cual es intuitivo.

e La Figura 4.8 contempla el total de variaciones durante los dias estudiados, sin
considerar las variaciones en la noche, que se deben principalmente a errores de
medicion. Es por esto que el riesgo asociado representa una medida en tiempo
de la ocurrencia de estos eventos. Por ejemplo, si se desea tener un suministro
continuo el 95% del tiempo (contingencias debido a lo pronunciado de las
variaciones), es necesario dimensionar estrategias de respaldo para caidas de
hasta un 20% de la potencia nominal en 10 min. aproximadamente.

4.4.3. Limitaciones del sistema

En este apartado se busca definir limites riesgosos para la operacion del sistema. Como
ya se ha mencionado, el efecto de las pendientes en las mafianas y en las tardes es
determinante para el sistema ya que es un fendmeno generalizado para todas las
centrales FV, no asi las variaciones producidas por efecto nube, donde se requiere un
analisis mas acabado para ver el impacto de este fendbmeno a nivel sistema.
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El principal problema que se evidencia con el fendmeno de amanecer y atardecer es la
falta de velocidad del sistema para poder seguir estas variaciones eficientemente. Es
por este motivo que se pretende aproximar un valor para la tasa de toma de carga
(TTC) y tasa de bajada de carga (TBC) del sistema con el fin de poder hacer las
comparaciones y analizar la profundidad del impacto. Se estiman valores para las TTC
y TBC del sistema con los siguientes supuestos.

i. Se considera la potencia del SING al afio 2013°, que corresponde a 4599,41
MW.

ii. Se consideran solo las centrales de carbdn para el analisis. Esto debido a que
son las que poseen mayor participacion en el despacho.

ii. Los datos de TTC y TBC son los obtenidos del CDEC-SING'. Estos valores
corresponden al promedio de las diferentes configuraciones de las unidades
generadoras tanto para la TTC como para la TBC. Lo anterior se debe a que el
CDEC-SING entrega distintas tasas para las diferentes configuraciones de las
unidades generadoras.

El valor obtenido para la aproximacion de la tasa de toma de carga del sistema es de
341,8 MW/10min y para la tasa de bajada de carga del sistema 420,8 MW/10min.
El detalle de los céalculos asociados se incluye en el anexo A.

4.4.4. Conjunto de eventos riesgosos de radiacién para amanecer/atardecer

Combinando los datos anteriores es posible determinar los eventos de radiacién mas
riesgosos para el sistema debido a los gradientes de radiacibn en amaneceres y
atardeceres, y la probabilidad de ocurrencia de estos en un afo. Para determinar el
conjunto de eventos riesgosos se asume que el efecto de amaneceres y atardeceres
despejados es generalizado para todo el sistema, es decir, se asume que un dia
despejado en las mediciones de San Pedro de Atacama representa a las condiciones
meteoroldgicas de gran parte del territorio que abarca el SING.

En la Figura 4.9 se presenta la probabilidad de ocurrencia de vulnerar las TTC y TBC
del sistema por efecto de las pendientes maximas en mafianas y tardes. Esto se
obtiene al interceptar los limites de toma y bajada de carga con el riesgo de variaciones
maximas mostrado en la Figura 4.6, pero con la diferencia que en vez de ser un
porcentaje de la potencia nominal de una central FV es un nivel de penetracion
fotovoltaico de 1000 MW en el sistema (21,7% de potencia FV con respecto a la
potencia instalada al 2013), de la misma forma en que se realizé el analisis hecho para
las conclusiones de la Figura 4.6.

®Informacion revisada en www.cdec-sing.cl al dia 12 de junio de 2013.

Y)nformacion revisada en www.cdec-sing.cl al dia 12 de junio de 2013.
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Porcentaje de vulnerabilidad de tasa de bajada de carga del sistema
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Figura 4.9 Probabilidad de vulnerar de las tasas de bajada y toma de carga del
sistema.

Las conclusiones de estas graficas se presentan a continuacion.

La tasa de bajada de carga del sistema se vulnera un 24,5% de los dias con
amanecer despejado, en cambio la tasa de toma de carga se sobrepasa un
14,7% de los atardeceres despejados. Considerando conclusiones anteriores de
que el 73% de los amaneceres y el 61% de los atardeceres son despejados en
un afio, se puede calcular que aproximadamente 65 dias en el afio se vulnera la
tasa de bajada de carga y 33 dias se vulnera la tasa de toma de carga.

El mes que presenta mayor niumero de pendientes que sobrepasan la tasa de
bajada de carga es Noviembre, mientras que para la tasa de toma de carga es
Agosto (ver Anexo A). La rampa maxima de los 3 afios de datos para
amaneceres despejados se da el 5 de Noviembre de 2010, y para atardeceres
despejados corresponde al 15 de Abril de 2012, con valores de 634 MW/10min y
490 MW/10min respectivamente.

Los resultados estan estrechamente relacionados con el nivel de penetracién de
generacion fotovoltaica. En este analisis se consider6 un nivel muy por debajo de lo
gue se presenta en el SEA, por lo que considerar una potencia mayor provocaria
mayor impacto en las cifras.
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4.4.5. Conjunto de eventos riesgosos de radiacion para efecto nube

Para determinar el conjunto de eventos riesgosos de radiacion por efecto nube no es
necesario incorporar las limitantes del sistema, ya que el fenomeno de efecto nube
ocurre de manera independiente entre las diferentes plantas FV del sistema y no es
posible generalizar las grandes variaciones que afectan a una planta FV a las demas
plantas FV del sistema, situacion contraria al caso del amanecer y atardecer, que si se
puede generalizar.

La forma de definir este conjunto de eventos riesgosos es determinando el periodo en el
afo en el que el efecto nube se manifiesta con mayor intensidad. Para lograr tal objetivo
se realiza una distribucion mensual de los promedios diarios del CSl y de su variabilidad
diaria.

El CSI diario representa que tanta nubosidad existio en ese dia, indice de nubosidad,
por lo tanto el promedio mensual de los CSI diarios da una representacion de la
nubosidad promedio en dicho mes. El CSl diario se expresa en la ecuacion 4.4.

23:59
CSIdiario = j k(t) ) dt (44)
0

:00

La variabilidad del CSI representa la intermitencia entre sol y nube, siendo por lo tanto
los gradientes de radiacion de subida y bajada que se producen por efecto nube. La
variabilidad diaria del CSI representa que tan variable fue la radiacion ese dia, dando un
indicador de la variabilidad promedio diaria y su valor se mide en W/(m?seg). A partir de
lo anterior es posible calcular el promedio mensual de la variabilidad diaria del CSI,
dando un indicador de la variabilidad promedio de la radiaciobn para ese mes. La
variabilidad diaria del CSI se presenta en la siguiente ecuacion.

23:59

VARCSI4i0ri0 = m ,f
0:00

|AEnube (t)l -dt (4-5)

El indicador VARCS1,;,.i, COrresponde a la integral durante todo el dia del valor absoluto
de los gradientes de radiacion AE,,;.(t) definido en la ecuacion 4.3. El valor de la
integral es divido por 46200 segundos, que corresponden al tiempo aproximado de sol
durante un dia, esto con el fin de obtener una medida de cuanto varia la radiacion en un
segundo en promedio durante ese dia.

Ambos indicadores son calculados para todos los dias de los 3 afios de medicion, con

lo cual se saca un promedio mensual de estos indicadores. Ambos indicadores
mensuales son presentados en la Figura 4.10.
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Distribucién de los promedios mensuales de variabilidad diaria por efecto nube
normalizada al mes de mayor variabilidad durante los 3 afios de medicion

Variabilidad normalizada [-]

Febrero Marzo Abril Maya Junia Julio Agosto  Septiembre Octubre Moviembre Diciembre

Mes

Distribucion de los promedios mensuales de los CS| diarios
normalizado al mes de mayor variabilidad durante los 3 afios de medicién
1 T T T T T T T T T T T

04 -

02 —

C3| mensual normalizado [-]

o

Enero Febrern Marzo Abril Maya Junia Julio Agosto  Septiembre Octubre Noviembre Diciembre

Mes

Figura 4.10 Promedios mensuales normalizados de la variabilidad diaria del CSly
del CSl diario.

Las conclusiones que se pueden obtener de los graficos anteriores son las siguientes.

e El mes que presenta mayores variaciones por efecto nube es febrero. Esto se
debe al fenomeno climatico del invierno Boliviano presente en la zona durante
esta época, el cual provoca una gran nubosidad en los meses de enero y
febrero. Febrero es el mes que presenta el mayor indice de nubosidad (mayor
CSI mensual) y mayor variabilidad del CSI por efecto nube.

Es razonable seleccionar el conjunto de evento de radiacion criticos como el mes de
febrero, debido a que es el mes que presenta el efecto nube con una intensidad muy
superior a los demas meses.

4.4.6. Datos mapa solar

Estos datos corresponden a una modelacion de la radiacion solar existente en el norte
de Chile a partir de fotografias satelitales [42]. Los datos son obtenidos para cada
cuadrante de 1 km% con una resolucién temporal de 30 min entre cada dato y no
poseen seguimiento solar. Estos datos son utilizados para corroborar la existencia de
un amanecer o atardecer despejado en la planta seleccionada para los dias
seleccionados del conjunto de eventos riesgosos de amanecer y atardecer.

El criterio de seleccién de qué dias son criticos para simular es ir seleccionando los dias
con gradientes de radiacion mayores entre los datos del Ministerio de Energia. Si el
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mapa solar no corrobora la existencia de un amanecer o atardecer despejado en el
lugar de emplazamiento de la planta SPA en ese dia, se procede a seleccionar el dia
con el segundo gradiente de radiacion méaximo y se vuelve a corroborar en el mapa
solar. Se itera de esta forma hasta encontrar los dias con gradientes de radiacion mayor
gue sean amanecer y atardecer despejado tanto en las mediciones del ministerio como
en el lugar de ubicacion de la planta San Pedro de Atacama, corroboracién obtenida de
los datos del mapa solar.

Para los escenarios de radiacion de efecto nube no se ocupan estos datos debido a su
baja resolucién. Ademas, debido a la distancia que separa a la estacion de medicion
San Pedro de Atacama de las centrales SPA I, Il, Il y IV no es posible afirmar alguna
correlacion entre las mediciones y los datos del mapa solar.

4.4.7. Escenarios de radiacion de la planta

En este blogue se definen los escenarios de radiacién para cada una de las centrales
perteneciente al complejo San Pedro de Atacama.

Escenarios de amanecer y atardecer

Para definir los escenarios de radiacion de amanecer y atardecer se utilizan los eventos
riesgosos de radiacion y los datos solares en los puntos geograficos de cada planta
brindados por el mapa solar. Combinando estos datos es posible caracterizar un
escenario de radiacion para cada planta con el fin de analizar pendientes de amanecer
y atardecer que generan riesgo para el sistema.

Como se menciond en la seccién 4.4.6, se debe corroborar la presencia de amanecer y
atardecer despejado para los dias con mayor gradiente de radiacién. Debido a que los
datos del mapa solar solo llegan hasta el 31 de diciembre de 2011, se debieron
descartar los 3 primeros valores mayores de gradientes de radiacion en atardecer ya
que pertenecian al afio 2012 y no se pudieron corroborar.

Por lo tanto los dias seleccionados son el 5 de Noviembre de 2010 para amanecer y el
23 de Septiembre de 2009 para atardecer, con pendientes de 634 MW/10min y 417
MW/10min respectivamente. Las graficas de la radiacion utilizada en las simulaciones
son presentadas en el anexo A.

Escenarios de efecto nube

Para el efecto nube se determinan 3 escenarios de radiacion, nubosidad moderada,
nubosidad moderada a critica y nubosidad critica. Cada escenario esta compuesto por
4 dias tipo, con radiaciones similares entre ellos (acordes con el escenario al que
pertenecen), cada uno de estos dias para cada una de las 4 centrales que pertenecen a
la planta solar San Pedro de Atacama. La forma de determinar los perfiles de radiacion
de los escenarios se realiza por medio del CSI diario, la variabilidad del CSI diario y las
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pendientes de radiacion maximas diarias. Los escenarios de radiacion se definen con
las siguientes consideraciones.

Variacion de nubosidad: Esto se mide a través de la variabilidad diaria del CSI.
Este indicador toma valores dentro del intervalo [0,007 - 0,348] W/(m?®seg), los
cuales representan el valor minimo y maximo respectivamente de variabilidad
diaria de radiacion en el mes de febrero de los afios 2010, 2011 y 2012. Ademas
aqui se toma en consideracion las pendientes de radiacion maximas diarias, las
cuales varian dentro del intervalo [23 - 900] W/m?.

Cantidad de nubosidad: Esto se mide a través del CSI. Este indicador como ya
se ha dicho indica la cantidad de nubosidad durante el dia sin discriminar entre
nubes permanentes o nubes pasajeras (medido por la variabilidad del CSl). Por
lo tanto un CSI alto indica la presencia de alta nubosidad, indiferente de si existe
alta variabilidad o no. Este indicador varia en el intervalo de [500 - 58627]. Este
indicador se utiliza para diferenciar los dias con caidas prolongadas de radiacién
(nubes permanentes) de los que tiene radiacidon intermitente (nubes pasajeras).

A patrtir de lo anterior se definen los 3 escenarios de radiacion de efecto nube.

Variacion de nubosidad Cantidad de nubosidad
Escenario Variacion diaria de Pendiente csl diario
CSI [W/(m?seg)] | maxima [W/m?]
Moderado [0,086 - 0,173] <600 <11000
Moderado-critico [0,173 - 0,259] - <25000
Critico [0,238 - max] - >30000

Tabla 4.5 Escenarios de radiacion.

Los escenarios anteriores se explican de la siguiente forma.

Nubosidad moderada: consta de niveles de nubosidad moderada a lo largo
de todo el dia. Considera variaciones maximas de mediana intensidad
(menores a 600 W/m?), y no considera caidas prolongadas de radiacion
(CSI<11000). En la Figura 4.11 se presenta un dia tipo de este escenario.
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Figura 4.11 Dia tipo en escenario de radiacién moderada.

Nubosidad moderada a critica: Considera nubosidad intermitente lo cual
provoca pendientes de alta intensidad (no hay restricciones de pendiente
maxima, solo de alta variacion diaria del CSI, entre 0,173 y 0,259). Se
considera un mayor nivel de nubosidad pero no considera tiempos
prolongados de ausencia de radiacion. En la Figura 4.12 se presenta un dia
tipo de este escenario.
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iii. Nubosidad critica: Considera niveles criticos de nubosidad, es decir,
grandes pendientes, alta variabilidad y tiempos prolongados de ausencia de
radiacion. En la Figura 4.13 se presenta un dia tipo de este escenario.
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Figura 4.12 Dia tipo en escenario de radiacion moderada a critica.
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Figura 4.13 Dia tipo en escenario de radiacion critica.
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Con esta definicion de los escenarios se obtienen 5 dias tipo en cada escenario, por lo
tanto es necesario eliminar uno. Los 4 dias tipo de radiacion utilizados para realizar
cada una de las simulaciones de cada uno de los escenarios son presentados en el
anexo A.

4.5. Definicion de puntos de operacion

A partir del despacho y los escenarios de radiacién es posible determinar los puntos de
operacion de las centrales fotovoltaicas y el equivalente de red en el punto de conexion
correspondiente al SING.

4.5.1. Despacho

En este bloque se define el despacho de las centrales perteneciente al SING en el dia'y
hora que ocurre el evento de radiacién riesgoso analizado. Este despacho se determina
a partir de un analisis de la demanda y una lista de mérito de los costos marginales de
las centrales que conforman el SING al afio 2013, considerando ademas un nivel de
penetracion FV de 1000 MW.

Para la determinacién del despacho para analizar el efecto de amanecer y atardecer en
los dias 5 de Noviembre y 23 de Septiembre respectivamente, se utiliza como
referencia la operacién real entregada por el CDEC-SING en dichas fechas. Se
considera como hora inicial para el amanecer a las 6 am y para atardecer a las 4 pm.
Considerando la operacién real en dichos horarios se procede a desplazar las centrales
mas caras hasta completar los 1000 MW de generacion FV. El detalle para la
determinacién del despacho y el calculo de las TBC y TTC se encuentra en el Anexo B.
A continuacion se presentan los valores de TBC y TTC para los dias seleccionados.

Dia Tasa de carga [MW/10min]
5 de Noviembre de 2012 355,81 (TBC)
23 de Septiembre de 2012 332,63 (TTC)

Tabla 4.6 Tasa de bajada y toma de carga para los dias de simulacion.

Para la definicién de la operacién en los dias bajo efecto nube se estimé una demanda
promedio a partir del mes de febrero de 2012, con la cual se procede a aproximar el
despacho. El promedio mensual de los retiros horarios corresponde a 1661,5 MW en el
mes de febrero 2012. A partir de esta demanda promedio se realiz6 un despacho
aproximado el cual se presenta en el Anexo B.

4.5.2. Corriente de CC en el punto de conexion

A partir de los despachos expuestos en el Anexo B se realiza el calculo de la corriente
de corto circuito para los escenarios de amanecer, atardecer y efecto nube. Este
calculo, como ya se menciond antes, se realiza en una red simplificada del SING
entregada por el CDEC-SING. Para cada uno de los despachos expuestos en el Anexo
B se calcula la corriente de cortocircuito en la barra Chuquicamata S/E Salar (en el
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modelo simplificado), que es la barra mas cercana a la S/E Calama, punto donde se
conecta realmente el proyecto seleccionado. Los resultados obtenidos se presentan en
la siguiente tabla.

Despacho utilizado Potencia de cortocircuito Corriente de cortocircuito
[MVA] [KA]

Amanecer 2138,35 5,612

Atardecer 1535,63 4,03

Efecto nube 1565,27 4,108

Tabla 4.7 Potencias y corrientes de cortocircuito.

4.6. Definicion de indicadores

La definicién de indicadores es determinante a la hora de evaluar el desempefio de la
central FV con los controladores. A continuacién se presentan los indicadores utilizados
para cada uno de los controladores propuestos.

4.6.1. Control de amanecer/atardecer

Para las variaciones producidas en amanecer y atardecer se considera el error
promedio entre la pendiente méaxima admisible, que es definida por el operador
previamente a partir de los valores de TTC y TBC del sistema, y la pendiente obtenida
al incluir el controlador. El indicador se define de acuerdo a la ecuacion 4.4 y
corresponde a la integral en el tiempo del error al cuadrado. La ventana de tiempo en la
que se evalla la integral corresponde al tiempo en que el controlador esta actuando

(Ton)-
1 Ton
€aja = m ) J;)

4.6.2. Control de efecto nube

dP(t)  dP(b)
dt o  dt

dt (4.4)

En cuanto a los efectos de variaciones aleatorias producidas por nubes, el desempefio
del controlador se mide a partir de la variabilidad de la potencia con respecto a la
potencia de un dia despejado, es decir, la potencia ideal que se obtiene sin efecto nube.
Lo anterior tiene relacién con el clear sky index y su uso para medir las variaciones
aleatorias en la radiacién, como se pudo apreciar en la seccién 4.4.2 en el analisis
estadistico del efecto nube, pero ahora aplicado a las variaciones de potencia a la
salida de la planta FV. La definicion de este indicador se presenta en la ecuacion 4.5.

kp(t) = PEN(t) - Pref(t) (4.5)
1 (7|dky(t)
Kpdiario = ? - _];) dt dt (46)
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Siendo k,(t) el analogo del CSI aplicado a variaciones de potencia por efecto nube,
donde Pgy(t) es la potencia en el tiempo t a la salida de la planta afectada por nubes y
con controlador implementado, y P..r(t) la potencia de referencia para un dia sin
nubes. Con el fin de obtener un indicador que represente la variabilidad diaria de la
potencia con respecto a un dia soleado se define el indicador Ko siario el cual es un

analogo a la variabilidad del CSI utilizado en la seccion 4.4.2, pero ahora aplicado a
k,(t). Este indicador representa la variabilidad promedio diaria medida en MW/s. A
diferencia del CSI utilizado anteriormente, este indicador no es discreto a intervalos de
10 min sino a una escala mucho méas pequefia, lo cual permite una mejor aproximacion
de la integral descrita en la ecuacion 4.6.

Ademas de medir la variabilidad promedio diaria de la potencia generada por la planta,
se analiza la variabilidad promedio diaria de la frecuencia en el punto de conexion,
medida en Hz/s. Para esto es necesario obtener la variacion de frecuencia dada la
generacion de la planta FV en un dia despejado, con el fin de diferenciar las variaciones
de frecuencia “naturales” producto del amanecer y atardecer con la planta FV con
respecto a la variabilidad de la frecuencia producto de nubes y sombras en general.

ke(©) = fen () = frep ()
1 T
deiario - T . »]O

4.7. Simulaciones dinamicas

(4.5)

dk(t)
dt

- dt (4.6)

Para cada uno de los escenarios se realizan simulaciones dinamicas en las ventanas
de tiempos que se producen los eventos riesgosos seleccionados, esto corresponde a
ventanas de 2 horas aproximadamente para variaciones de amanecer y atardecer y
simulaciones de todo un dia para analizar el efecto nube.

El modelo utilizado para realizar las simulaciones consta de las 4 centrales FV
pertenecientes a la planta FV San Pedro de Atacama, una red externa que representa
el equivalente del SING en el punto de conexiébn mas cercano a la planta, una central
convencional (central de ciclo combinado U16 y carbonera Angamosl del SING) con su
modelo de regulador de velocidad y una carga de 1000 MW. En la Figura 4.14 se
presenta la red utilizada para las simulaciones.

Las simulaciones dinamicas a realizar se dividen en dos grandes grupos, uno para cada
controlador que se propone en este trabajo, simulaciones de amanecer/atardecer y
simulaciones de efecto nube. A su vez, las simulaciones de efecto nube se dividen en 3
grupos los cuales se presentan en el diagrama de la Figura 4.15.
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Figura 4.14 Red utilizada para el caso de estudio.

Simulaciones Dindmicas
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Figura 4.15 Diagrama de las simulaciones dinamicas a realizar.
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Las simulaciones de amanecer/atardecer tienen como objetivo estudiar el desempefio
del control de amanecer/atardecer propuesto.

Las simulaciones de efecto nube tienen como objetivo estudiar el desempeiio del
control de efecto nube propuesto. Las simulaciones de este grupo se dividen en 3
enfoques diferentes. El primero, llamado “Desempefio diario del control de EN” busca
ver el desempefio del control de EN bajo los diferentes escenario de radiacion
seleccionados. El segundo, llamado “variacion de nivel de deload” presenta el impacto
gue genera diferentes niveles de deload en el escenario de radiacion critica. El tercero,
llamado “Impacto en regulacién de frecuencia” presenta los beneficios que genera esta
estrategia de control en la regulacién de frecuencia de dos centrales convencionales,
central U16 y Angamosl.

La tercera simulacion de efecto nube toma como datos de radiacion los utilizados en el
escenario de radiacibn moderada, con la diferencia que la simulacion comienza desde
las 9:10 am y con las centrales FV a potencia maxima. La simulacion finaliza a las 17:30
pm aproximadamente, también con las centrales a potencia méaxima. Analizar la
ventana de tiempo donde la planta FV recibe los niveles de radiacion mas altos del dia
tiene como objetivo eliminar la desviacion de frecuencia producto del amanecer y
atardecer (tarea que en realidad deberia ser realizada por el control secundario de
frecuencia en una operacion real). Eliminada esta desviacion de frecuencia (accién del
control secundario) es posible analizar el desempefio del control de frecuencia de la
central convencional con y sin control de EN implementado. En esta seccion se
analizan dos casos de estudio cada uno con centrales convencionales reguladoras
diferentes. El primero corresponde a utilizar a la central U16 de ciclo combinado como
reguladora de frecuencia y en el segundo caso corresponde a la central Angamosl,
central térmica a base de carbon. La central Ul6 es sometida a la variabilidad
producida por la planta San Pedro de Atacama en el escenario de radiacion moderado,
con una potencia nominal de la planta de 120 MW (30 MW por central FV). Una
potencia de 120 MW fotovoltaico es insuficiente para exigir de sobremanera el control
de frecuencia de la central Angamosl, por lo anterior y con el fin de visualizar el
impacto de una alta penetracion FV, fue necesario escalar la planta FV a un nivel de
penetracion de 360 MW, conservando los datos de radiacién del escenario moderado
para cada una de las 4 centrales FV (de 90 MW cada una en el caso de estudio con
Angamosl). En ambos casos de estudio se grafica la desviacion de frecuencia en el
PCC y la potencia de la central convencional, donde se puede apreciar la accién del
regulador de velocidad. Ambos casos de estudio son sometidos a la variabilidad
producida sin y con control de EN implementado en la planta FV.

4.8. Analisis de resultados

Se obtienen resultados para cada uno de las simulaciones que se proponen, con y sin
controlador de efecto nube o de amanecer/atardecer, los cuales son comparados a
partir de los indicadores ya definidos. A partir de los indicadores se analizan las mejoras
gue presenta la operacion de la planta FV y del sistema gracias a los controladores
implementados.
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Capitulo 5 Resultados y analisis

A continuacion se presentan los resultados obtenidos de las simulaciones realizadas
para analizar el desempefio de cada estrategia de control propuesta, separadas en
secciones independientes para cada uno de los casos estudiados.

5.1. Simulaciones amanecer/atardecer

En esta seccion se presentan los resultados del control de pendiente para amanecer y
atardecer. El objetivo de este control es limitar la pendiente de potencia de la planta a
un valor predefinido por el operador, el cual esta estrechamente ligado con la capacidad
del sistema de seguir las variaciones de potencia, representado principalmente por los
valores de las TTC y TBC (tasa de toma de carga y tasa de bajada de carga
respectivamente).

5.1.1. Escenario de amanecer

En este apartado se presentan los resultados obtenidos al someter al control de
amanecer y atardecer (A/A) a la pendiente de radiaciébn en amanecer en el dia 5 de
noviembre de 2010. El valor de la tasa de bajada de carga del sistema es de 355,81
MW/10min, por lo tanto el limite de pendiente de potencia para la planta corresponde a
42,7 MW/10min, bajo el supuesto de una penetracion FV de 1000 MW. Lo anterior se
obtiene al multiplicar la participaciéon de la planta SPA (120 MW de un total de 1000 MW
FV) con la tasa de bajada de carga del sistema.

Para poder visualizar el desempefio del controlador A/A se realizan 3 simulaciones. La
primera corresponde a la planta sin el controlador A/A implementado y con un 0% de
deload, por lo cual la planta opera en su MPP en todo momento. La segunda simulacion
corresponde a la planta con controlador A/A implementado y un valor de deload de un
10%, lo cual corresponde a la operacion de la planta con reserva y control. La tercera
simulacién corresponde a la planta operando con un nivel de deload de un 10% pero sin
control de A/A, esto con el fin de poder ver el efecto real del control A/A sobre la
operacion deloaded. La ventana de tiempo corresponde a 7200 segundos, lo que
equivale a 2 horas. En la Figura 5.1 se presentan los resultados obtenidos en estas
simulaciones, donde se grafica la potencia de salida de la planta FV en el transformador
de subida de la S/E San Pedro lll.

68



Potencia en transformador 110/220 de S/E San Pedro |ll en amanecer
140 T T

T

Con control A7A y 10% deload
Sin control A/A y 0% deload
Sin control AJA y 10% deload

120+

o0
o
T

B0

Potencia [MW]

40+

20+

220 | 1 |
580 6:20 6:50 720

Hora

Figura 5.1 Potencia de salida de la planta FV San Pedro de Atacama con y sin control A/A
implementado en amanecer.

Se puede apreciar que el control de A/A con 10% de deload evidentemente disminuye
la pendiente de potencia a la salida de la planta FV. La operacién deloaded produce
una pequefia disminucién en la pendiente de la potencia producto del aumento del nivel
de reserva a medida que la planta se acerca a su potencia nominal. Esta disminucion
evidentemente es inferior al limite impuesto al controlador de A/A, lo cual se ve
representado en la curva de color rojo. El control de A/A luego de limitar la pendiente de
potencia al nivel maximo admisible es capaz de retornar al valor de deload predefinido
sin mayor problema. La evaluacién del indicador definido en la seccion 4.6.1 se
presenta a continuacion.

Con control A/A
€q/a [+/- MW/10min] 5,13
[+/- %] 12
Tabla 5.1 Error promedio con respecto a pendiente maxima admisible en amanecer con control
A/A.

Se puede apreciar que el error del controlador es de aproximadamente un 12% del

valor de pendiente maxima admisible. Lo elevado de este valor se debe a que la accién

del controlador de A/A se ve limitada por el nivel de tension DC minimo en la que puede

operar el conversor. Este nivel de tensidén es alcanzado gran parte del tiempo en el que
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el controlador esta actuando, no pudiendo bajar de este valor aunque la accién del
controlador asi lo requiriese. Este nivel de tension es alcanzado debido a la baja tension
que se tiene en el amanecer (producto de la baja radiacion) y de la accion del
controlador que hace disminuir la tension para disminuir la pendiente de potencia.

5.1.2. Escenario de atardecer

En esta seccidn se evalla el desempefio del controlador de A/A en el atardecer. El dia
seleccionado corresponde al 23 de septiembre de 2009. El valor de TTC del sistema es
de 332,63 MW/10min, lo que representa un limite de pendiente de potencia para la
planta FV de 39,9 MW/10min (bajo el mismo procedimiento descrito en el amanecer).

Para mostrar los resultados se realizan las mismas 3 simulaciones descritas en la
seccion anterior con la diferencia que la ventana de tiempo es menor y corresponde a
2200 segundos (36 minutos y 40 segundos). Estos resultados son presentados en la
Figura 5.2.

Potencia en transformador 110/220 de S/E San Pedro Il en atardecer
90 T T I

Con control AZA y 10% deload
Sin control A% vy 0% deload
Sin control A58 v 10% deload
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Figura 5.2 Potencia de salida de la planta FV San Pedro de Atacama con y sin control A/A
implementado en atardecer.
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Se puede apreciar que el control logra disminuir la pendiente de bajada de potencia
siempre y cuando exista un nivel de reserva. Agotado el nivel de reserva brindado por la
operacion deloaded el controlador es incapaz de seguir limitando la pendiente al valor
predefinido, por lo que la planta opera en su nivel de potencia maxima (MPP). El error
asociado a la accion del controlador es presentado en la Tabla 5.2.

Con control A/A
€q/a [+/- MW/10min] 3,45
[+/- %] 8,6
Tabla 5.2 Error promedio con respecto a pendiente maxima admisible en atardecer con control
A/A.

El error en el atardecer es menor que en el amanecer, esto debido a que la pendiente
maxima admisible es menor en el atardecer. A pesar de lo anterior, este error sigue
siendo elevado debido a que en este caso también se alcanza un limite en el rango de
accion del controlador. Este limite es la tension MPP y determina el hecho que se ha
agotado la reserva de potencia, necesaria para poder disminuir la pendiente en los
atardeceres.

5.2. Simulaciones efecto nube

En esta seccion se estudia el desempefio del control de efecto nube bajo diferentes
escenarios de radiacién solar. Cada escenario representa condiciones de radiacion
solar diferentes, clasificando los escenarios en moderado, moderado a critico y critico.
Todas las simulaciones duran 12 horas y 50 min, contemplando desde el amanecer
hasta el anochecer.

Para evaluar el desempefio del controlador se mide la variabilidad de la potencia en el
transformador 110/220 de la S/E San Pedro (potencia de salida total de la planta FV
San Pedro de Atacama). Ademas, se mide la variabilidad de la frecuencia en la barra de
conexion con el SING (S/E Calama), donde se ubica la red externa.

La variabilidad de la potencia y la frecuencia en los diferentes escenarios se miden con
respecto a las variaciones naturales que tendrian la potencia y la frecuencia con la
operacion de la planta FV en un dia despejado. Para ello se realizan dos simulaciones,
ambas con radiaciéon de un dia despejado. La primera corresponde a la planta FV
operando a potencia maxima, es decir, sin control deload implementado, y la segunda
con control deload implementado y una reserva de un 10%. Ambas simulaciones
entregan las referencias de potencia y frecuencia para calcular las variaciones sin y con
control de efecto nube respectivamente.
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Desviacion de frecuencia para un dia despajdo sin y con control deload
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Figura 5.3 Referencias para el calculo de la variabilidad de potenciay frecuencia.

5.2.1. Escenario moderado

El escenario moderado consta de una variabilidad moderada del recurso solar, con
variaciones de radiaciones inferiores a 600 W/m? en 10 min y sin tiempos prolongados
de ausencia de sol (nubes permanentes). A continuacion se muestra la potencia de
salida de la planta FV.
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Figura 5.4 Potencia de salida de la planta FV San Pedro de Atacama con y sin control EN
implementado en escenario moderado.

En la Figura 5.4 se puede apreciar la diferencia entre la potencia de salida con y sin
controlador de efecto nube implementado, donde las variaciones de potencia menores
al nivel de deload de un 10% son eficazmente mitigadas por la accién conjunta de las 4
centrales. Para aquellas variaciones que superan el nivel de reserva del 10% la planta
es capaz de suplir potencia solo hasta agotar la reserva brindada por la operacién
deloaded, desde ese instante la planta FV opera a potencia maxima siendo inevitable
ver una caida en la potencia de salida.

Una manera de cuantificar el nivel de variabilidad de la potencia de salida es utilizar el
indicador definido en la seccién 4.6.2, el cual mide la variabilidad usando como
referencia la potencia que se obtiene de un dia despajado (Figura 5.3). Los resultados
son expresados en la Tabla 5.3.

Sin control de EN Con control de EN
o IMWIs] 9,78 - 10° 6,09 - 10
diario
Mejora [%] - 37,6

Tabla 5.3 Variabilidad promedio diaria de potencia de la planta sin y con control de EN.

Se puede apreciar la disminucion de la variabilidad de la potencia a salida de la planta
cuando el control de efecto nube es implementado.
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En la Figura 5.5 se presenta la desviacion de frecuencia que se produce por la entrada
de la planta FV.

Desvacion de frecuencia respecto a 50 Hz en punto de conexion
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Figura 5.5 Desviacion de frecuencia en el punto de conexién con y sin controlador EN
implementado en escenario moderado.

Se puede apreciar que la variabilidad de la frecuencia esta estrechamente relacionada
con la variabilidad de la potencia a la salida de la planta FV. Para poder medir la
variabilidad de la frecuencia con y sin controlador para el efecto nube es necesario
utilizar el indicador descrito en la seccion 4.6.2, el cual es analogo al utilizado para la
potencia pero aplicado a la frecuencia. Los resultados de este indicador se presentan
en la siguiente tabla.

Sin control de EN Con control de EN
o [HzIs] 4,8135 - 10” 3,3093 - 10°
diario
Mejora [%] - 31,2

Tabla 5.4 Variabilidad promedio diaria de frecuencia de la planta sin y con control de EN en
escenario moderado.

Es evidente una mejora en la variabilidad de la frecuencia luego de implementar el

controlador, consecuencia de la disminucion en la variabilidad de la potencia a la salida
de la planta FV.

74



5.2.2. Escenario moderado a critico

Aqui se presentan los resultados de la misma forma que para el escenario moderado,
con la diferencia que ahora la planta se somete a un escenario de radiacion con mayor
nubosidad, aumentando su variabilidad e intensidad en las pendientes. La potencia de
salida de la planta FV es ilustrada en la Figura 5.6, donde se distingue la operacién con
y sin controlador de efecto nube.

Potencia en transformador 110/220 de S/E San Pedro 111
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Figura 5.6 Potencia de salida de la planta FV San Pedro de Atacama con y sin control EN
implementado en escenario moderado a critico.

Se puede apreciar que en la tarde los niveles de radiacion sobrepasan los limites de
reserva y la central FV opera a potencia maxima. El nivel de deload es insuficiente para
amortiguar en un 100% las caidas de la tarde, esto debido principalmente a que el
controlador es ciego al nivel de potencia que deberia estar generando y solo determina
el nivel de reserva a ocupar a partir de las diferencias de potencia entre las centrales.

Los resultados obtenidos para este escenario consideran una mejora de un 22,5% en el

Ko siario cuando el controlador de efecto nube es implementado.

En la Figura 5.7 se presenta la desviacion en frecuencia en el punto de conexion para

las simulaciones con y sin control de efecto nube implementado en el escenario de
radiacion moderada a critica.
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Figura 5.7 Desviacion de frecuencia en el punto de conexién con y sin controlador EN
implementado en escenario moderado a critico.

La variabilidad promedio diaria de frecuencia (deiam ) para este escenario presenta
una mejora de un 18,9% cuando el controlador de efecto nube es implementado.

Es posible apreciar que en este escenario, con una mayor variabilidad en radiacion
principalmente en el atardecer, la mejora que presenta la implementacién del control de
efecto nube en la variabilidad de potencia y frecuencia son inferiores. Lo anterior se
debe al bajo nivel de radiacion en algunas de las centrales durante la tarde, lo cual hace
ocupar la totalidad de la reserva de la planta FV. A continuacion se presenta el
escenario de radiacién critica, escenario donde este fendmeno se acentta por lo que
ademas se analizan los efectos de distintos niveles de deload en la planta FV.

5.2.3. Escenario critico

Este escenario es el que posee la radiacion mas critica para las centrales que forman la
planta FV San Pedro de Atacama. Este escenario se caracteriza por poseer bajos
niveles de radiacion en periodos mas extensos que los escenarios anteriores. La
potencia obtenida en la salida de la planta es presentada en la Figura 5.8, con y sin
controlador implementado.
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Figura 5.8 Potencia de salida de la planta FV San Pedro de Atacama con y sin control EN
implementado en escenario critico.

Se puede apreciar que la accion del controlador hace operar la planta en su potencia
maxima en casi la totalidad del tiempo. La gran variabilidad de la radiacion produce que
siempre exista un déficit de potencia entre las diferentes centrales, si este déficit es
mayor que el nivel de reserva, el controlador activa la generacién a su maximo nivel. Lo
anterior se traduce en que el nivel de reserva de la planta FV es insuficiente en todo
momento para compensar las diferencias de potencia que existen entre las 4 centrales.

La variabilidad diaria de potencia (Kpdiario) presenta una mejora de un 4,9% al
momento de implementar el control de efecto nube en la planta FV.

Los efectos del controlador en la frecuencia se presentan en la siguiente figura.
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Figura 5.9 Desviacion de frecuencia en el punto de conexién con y sin controlador EN
implementado en escenario critico.

Se puede apreciar que los efectos son similares a los vistos en la potencia. El indicador
Kf i, PTESENtA UNA mejora de un 3% cuando el control de efecto nube es

implementado en la planta FV.

Se aprecia el bajo impacto que posee el control EN con 10% de deload en la respuesta
de la planta FV bajo este escenario de radiacion externo. Por lo anterior se analiza el
efecto de distintos niveles de deload para este escenario en particular. Los niveles de
deload simulados son 10, 20 y 30%. Los resultados son graficados en la Figura 5.10.
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Potencia en transformador 110/220 de S/E San Pedro Il con diferentes niveles de deload
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Figura 5.10 Potencia de salida de la planta FV San Pedro de Atacama con control EN a diferentes
niveles de deload en escenario critico.

Se aprecia que a medida que el nivel de deload aumenta, la potencia maxima de la
planta se ve disminuida, limitando las variaciones de potencia superiores en el punto de
conexion. La evaluacién del indicador para cada uno de estos resultados se presenta

en la Tabla 5.5.
Sin control de Con control de Con control de | Con control de
EN ENvy 10% de ENvy 20% de ENy 30% de
deload deload deload
P giario [MW/s] 0,019266 0,018304 0,015183 0,01291
Mejora [%] - 4,9 211 32,9

Tabla 5.5 Variabilidad promedio diaria de potencia de la planta con control EN a diferentes niveles
de deload en escenario critico.

El indicador mejora notablemente luego de aumentar el nivel de deload, lo cual indica
gue para dias con alta nubosidad parece acertado aumentar el nivel de reserva para
hacer frente a la alta variabilidad producto de las nubes. Los efectos en la frecuencia

son presentados en la Figura 5.11.
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Desvacion de frecuencia respecto a 50 Hz en punto de conexidén con diferentes niveles de deload
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Figura 5.11 Desviacion de frecuencia en el punto de conexiéon con control EN a diferentes niveles
de deload en escenario critico.

El efecto es similar al visto en la potencia, donde se eliminan las variaciones superiores
producto del aumento de potencia. La evaluacién del indicador de variabilidad de
frecuencia es presentada en la Tabla 5.6.

Sin control de

Con control de

Con control de

Con control de

EN ENy10%de | ENy20%de | ENy30%de
deload deload deload
K viario (HZ/S] | 8,3056 - 107 8,0537- 10 7,068 - 10° 6,29 - 10°
Mejora [%] - 4.9 14,9 24,2

Tabla 5.6 Variabilidad promedio diaria de frecuencia de la planta con control EN a diferentes
niveles de deload en escenario critico.

En la Tabla 5.7 se presentan la energia total diaria generada para cada nivel de deload.
Con estos datos es posible analizar las pérdidas en que se incurre por utilizar los
diferentes niveles de deload en un dia con nubosidad critica.
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Sin control de

Con control de

Con control de

Con control de

EN ENy 10% de ENy 20% de ENy 30% de
deload deload deload
E [MWh] 761,22 760,51 743,69 703,88
Porcentaje de i 0,09 23 753

pérdidas [%]
Tabla 5.7 Energia generada por la planta FV bajo diferentes niveles de deload.

Es posible ver en la tabla anterior que las pérdidas de energia para un 20% de deload
no sobrepasan el 3%, sin embargo la variabilidad diaria de potencia se disminuye en un
21%. Lo anterior da cuenta de que un aumento en el nivel de deload para dias con
nubosidad elevada mejora considerablemente la calidad del suministro de la planta FV,
sacrificando solo un pequefio porcentaje de la energia que se dispone para la
generacion. Sin embargo, a medida que el nivel de deload aumenta, las pérdidas de
energia crecen a una tasa mayor, no asi la disminucion de variabilidad de potencia, lo
cual se ve reflejado con un 30% de deload, donde las pérdidas ascienden a un 7,5% y
la variabilidad de potencia solo disminuye en un 33%. El trade-off entre las pérdidas de
energia y la disminucién de la variabilidad de potencia parece conveniente hasta cierto
nivel de deload, sin embargo es necesario realizar un analisis mas acabado para
determinar los verdaderos beneficios de utilizar niveles de deload variables y
dependientes de la cantidad de nubosidad en un dia.

5.2.4. Efecto del control de EN en regulacion de frecuencia

En esta seccion se somete a dos centrales convencionales a las variaciones de
potencia de la planta FV con y sin control de EN implementado. Como se menciono
anteriormente se eliminan las pendientes de amanecer y atardecer con el fin de analizar
solo las variaciones de potencia que se producen cuando la planta FV genera su
maxima potencia. Lo anterior tiene como objetivo visualizar el impacto sobre el control
de frecuencia de las centrales convencionales que se estudian.

Las centrales convencionales que aqui se estudian con dos, una central de ciclo
combinado y una central a carbon. La primera es la unidad U16, la cual ha sido utilizada
en los casos de estudio anteriores. La segunda corresponde a la unidad Angamosl.
Los modelos utilizados de estas centrales son los brindados por el CDEC-SING.

Se considera que el control de EN no forma parte del control de frecuencia del sistema
pues no responde a variaciones de frecuencia del sistema. El nivel de reserva que
utiliza el control de EN para mitigar las variaciones de potencia podria ser considerado
como “reserva” perteneciente al control de frecuencia del sistema, provocando que el
nivel de reserva de las demas centrales disminuya, sin embargo esto no se considera
valido debido a que el control de EN no responde frente a variaciones de frecuencia del
sistema, por lo tanto no debe ser considerado como una “reserva” que puede ser
utilizada frente a desbalances entre carga y generacién. Lo anterior influye a la hora de
definir los niveles de reserva de las maquinas convencionales en la operacion con y sin
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control de EN, dado que los niveles de reserva son determinados a nivel sistema. Por lo
tanto, al no considerar la reserva de la planta FV como una “reserva” perteneciente a la
regulacion de frecuencia del sistema, se opta por mantener el mismo nivel de reserva
de las maquinas convencionales en ambas simulaciones (con y sin controlador de EN).

El objetivo de este estudio es contrastar las respuestas del control de frecuencia de los
generadores convencionales con y sin control de EN implementado en la planta FV. Por
este motivo no se ahonda en la determinacion de la potencia de despacho de los
generadores convencionales, realizandose de manera arbitraria. Asignada la potencia
despachada de cada generador se desprende un nivel de reserva posible para cada
generador.

Dado el nivel de reserva que poseen las centrales convencionales se determina la
potencia nominal de la planta FV en estudio, con el fin de que para la maxima variacion
de potencia producida por efecto nube se genere una desviacion de frecuencia que
obligue a la central convencional a ocupar toda su reserva.

Central convencional U16

La central Ul6 posee una potencia maxima de 400 MW operando como ciclo
combinado, con una tasa de toma y bajada de carga de 11,5 MW/min. Se despacha a
300 MW con el fin de que tenga 100 MW de reserva. La potencia hominal de la planta
FV es de 120 MW.

Los resultados se presentan en las Figura 5.12 y Figura 5.13, el primero corresponde a
la frecuencia en el punto de conexién (PCC) y el segundo gréafico corresponde a la
potencia de la central U16. Ambos graficos consideran la operacion con y sin control de
EN en la planta FV.
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Figura 5.12 Desviacion de frecuencia en PCC para central U16 con y sin control de EN
implementado.
Potencia de U16
320 T T
Con control de EN
Sin control de EN
N5 -
30 -
305 -1
M P W e |
300 - v - = f -
2951 -1
290 —
285 -
28 L L L L L l l 1
8:10 10:10 11:10 1210 1310 14:10 15:10 16:10 17:10
Hora

Figura 5.13 Potencia de central U16 con y sin control de EN implementado.
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En la Figura 5.12 es posible apreciar el efecto en la frecuencia que posee la
implementacion del control de EN, disminuyendo en gran medida las variaciones de
frecuencia en el PCC. El efecto que produce el control de EN en la variabilidad de la
frecuencia en la central U16 es evidente (Figura 5.13).

Sin controlador de EN la central U16 no es capaz de participar de manera continua en
la regulacién de frecuencia, agotando su reserva en la participacion cercana a las 10:10
am. Durante las 11:00 am y las14:20 pm la central U16 es incapaz de entregar mas
potencia a pesar de que la frecuencia baja por debajo del umbral de accién del
regulador de velocidad de maquina (0,2 Hz aproximadamente). Cercano a las 15:00 pm
la central colapsa frente a la exigencia de regular la frecuencia, siendo incapaz de
mantener ese nivel de potencia cayendo a valores inferiores a la potencia de despacho,
empeorando incluso la variacién de frecuencia.

Con controlador de EN implementado la central convencional no se ve expuesta a
regular su velocidad continuamente, por lo que su aporte en potencia a las 15:00 no
alcanza a colapsar a la central, logrando mantener la operacion de manera estable.

Se puede apreciar que la central U16 nunca alcanza su potencia maxima, debido a que
manifiesta otros problemas operacionales antes de alcanzar este valor.

Central convencional Angamosl

La central Angamosl posee una potencia maxima de 272,4 MW y se despacha a 200
MW. El nivel de reserva alcanzado es de 72 MW aproximadamente. La planta FV con
una potencia nominal de 120 MW no logra provocar una desviacion de frecuencia tal
gue Angamosl ocupe toda su reserva. El nivel de potencia que debe poseer la planta
FV para sobrepasar los limites de regulacion de la central Angamosl con este
despacho y nivel de reserva es de 360 MW, lo que equivale a 3 veces la potencia
nominal de la planta FV San Pedro de Atacama.

Los resultados se presentan de la misma forma que para la central U16. La Figura 5.14
presenta la desviacion en frecuencia con respecto a 50 Hz en el punto de conexién. La
Figura 5.15 presenta la potencia a la salida de la planta Angamosl. Ambos graficos
presentan la operacion con y sin control de EN implementado.
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Figura 5.14 Desviacion de frecuencia en PCC para central Angamos1 con y sin control de EN
implementado.
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Figura 5.15 Potencia de central Angamos1 con y sin control de EN implementado.
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Sin control de EN implementado es posible apreciar como Angamosl alcanza su
potencia maxima frente a la variacion de frecuencia cercana a las 14:30. El control de
frecuencia que posee la central Angamosl logra mantener la frecuencia dentro de
limites aceptables mientras no alcance su limite de potencia maxima, alcanzado este la
frecuencia cae libremente hasta casi 47 Hz.

Luego de implementar el control de EN las mejoras son evidentes. La central
Angamosl no alcanza a llegar a su limite de potencia maxima, por lo que la frecuencia
nunca cae bajo los 49 Hz y ejerce un control casi nula el resto del tiempo, debido a que
el control de EN disminuye eficazmente las variaciones de frecuencia.
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Capitulo 6 Conclusiones

Este trabajo analiza diferentes problemas asociados a la variacion del recurso solar en
plantas FV de gran escala. Las variaciones de la radiacion se pueden clasificar en
variaciones predecibles y variaciones aleatorias. Las primeras corresponden a
variaciones en la radiacion que son propias del movimiento de la tierra alrededor del sol
(estaciones del afio) y en si misma (dia y noche) por lo que presentan un cierto grado
de certidumbre. Las segundas corresponden a variaciones en la radiaciéon que son
producidas por fendbmenos atmosféricos como nubes o sombras en general, por lo que
Su caracter es mayoritariamente aleatorio.

El problema de las variaciones en la radiacién en plantas FV que aqui se estudian son
dos: sobrepasar las tasas de bajada y toma de carga del sistema para variaciones de
generacion FV debido a amaneceres y atardeceres, y el problema de la variabilidad en
la potencia de salida de una planta FV debido a variaciones aleatorias de la radiacion
solar. Para ambos problemas se desarrollan controladores que basandose en la
operacion deloaded de la planta FV buscan mitigar los efectos que la variabilidad del
recurso solar podria provocar en el sistema.

El primer controlador propuesto, llamado control de amanecer y atardecer (control A/A),
busca limitar las pendientes de potencia activa de la planta FV con el fin de no poner en
riesgo el balance entre generacidn y carga del sistema. Este controlador ajusta el nivel
de deload continuamente para limitar la pendiente de potencia a un nivel maximo, para
luego retornar al valor de deload inicial.

El segundo controlador propuesto o control de efecto nube (control de EN) busca
disminuir la variabilidad en la potencia de salida de la planta FV mediante el respaldo
mutuo entre las diferentes subcentrales que conforman la planta FV. La reserva de
potencia que hace posible este control es brindado por la operacion deloaded. Esta
reserva es entregada cuando exista una variaciéon de potencia producida por efecto
nube.

Los resultados indican que el control de A/A responde de manera adecuada a las
necesidades para las que fue disefiado, pero depende fuertemente de los limites
operacionales que poseen los conversores. El control de amanecer depende
directamente del nivel de tension DC minimo de operaciéon que posea el conversor
siendo este valor la principal limitante del rango de operacion del controlador. Mientras
menor sea la tension DC minima, mayor sera la capacidad de limitar la pendiente de
potencia. Para el control de atardecer la principal limitante es el nivel de reserva que se
defina, es decir, el nivel de deload predefinido por el operador de la planta FV. Mientras
mayor sea el nivel de reserva, mas amplio sera el rango de operacion del controlador,
pudiendo reducir pendientes de atardecer mayores y por un mayor tiempo.

El controlador de EN entrega buenos resultados para dias de nubosidad moderada y
moderada a critica donde logra disminuir la variabilidad de la potencia y la frecuencia
entre un 20 y 40% aproximadamente. Los escenarios de nubosidad anteriores
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representan la situacion la mayor parte del afio, por lo que la implementacion de una
estrategia de control como la propuesta mejora sustancialmente la variabilidad de la
potencia en planta FV durante la mayor parte del afio. El escenario critico sobrepasa las
capacidades del controlador mejorando en menor medida la variabilidad de la planta (un
5%). Un escenario critico de radiacién es poco habitual durante los demas meses del
afo, siendo el mes de febrero el mes que concentra casi la mayoria de estos casos.

Destinar un nivel de reserva mayor para los dias con alta nubosidad logra disminuir la
variabilidad, sin embargo al aumentar en nivel de deload se aumentan las pérdidas de
energia. Un nivel de deload de un 20% logra disminuir la variabilidad en un 21% con
solo aumentar las pérdidas de energia en un 3%. Implementar un nivel de reserva que
varie durante el dia, aumentando su valor para las horas con alta nubosidad,
disminuiria en mayor medida la variabilidad de potencia, sin incurrir en pérdidas
demasiado elevadas.

La operacion deloaded en la que se basan ambos controladores propuestos resulta ser
una alternativa econémicamente inferior a la generacion a potencia maxima (sin control
deload y por ende sin control de A/A y EN), debido a que existen pérdidas de energia
producto de la operacion deloaded. La implementacion de esquemas de control que
utilicen la operacion deload como medio de resguardo (reserva de potencia) deben
recibir un incentivo monetario por ayudar a aumentar la seguridad del sistema. De otra
forma las plantas FV no veran a este tipo de controladores como una oportunidad de
inversion.

Los beneficios a nivel sistémico que generan estas estrategias de control son facilitar la
operacion de estas centrales. La entrada coordinada de plantas FV bajo el esquema de
control de A/A disminuye el riesgo de desbalances entre generacion y demanda, lo que
en caso contrario podria no permitir la entrada de algunas plantas FV debido al riesgo
que generan los grandes gradientes de generacién en mafanas y tardes, produciendo
entonces una ineficiencia en la operacion del sistema.

Finalmente cabe destacar la importancia que deben tener los algoritmos de MPPT y
estrategias mitigadoras de partial shading en el desarrollo de estos controladores. Un
MPPT veloz y preciso es determinante al momento de implementar los controles
propuestos en este trabajo. Llevar un continuo seguimiento del MPP es determinante
para la implementacion de un control deload, sin el cual no se garantiza una operacion
correcta del control de A/A 'y EN. Estrategias mitigadoras de partial shading como son la
modularidad de los arreglos FV, tienden a mejorar el desempefio de estos
controladores, ya que mientras mayor sea la cantidad de conversores mayor es la
posibilidad de tener conversores sin efecto nube, lo cual permite un célculo adecuado
del déficit de potencia por efecto nube.
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ANnexos
Anexo A: Analisis de escenarios de radiacion

Datos toma y bajada de carga de centrales a carboén.

** tasa toma de carga tasa de bajada de carga TC BC
central | nombre | pot max |pot min max min [promedio| max min  [promedio| prom/10 | prom/10

Carb6n ANG1 ANG1 272,357 150 2 2 2 5 5 5 20 50
Carb6n ANG2 ANG2 272,596 150 2,35 2,35 2,35 5 5 5 23,5 50
Carb6n CTA CTA 168,8 100 1 1 1 1 1 10 10
Carb6n CTH CTH 170,1 100 1 1 1 1 1 1 10 10
Carb6n CTM1 CTM1 165,9 90 3 3 3 3 3 3 30 30
Carb6n CTM2 CTM2 175 90 3 3 3 3 3 3 30 30
Carb6n CTTAR CTTAR 158 100 0,75 0,75 0,75 3 3 3 7,5 30
Carbén NTO1 NTO1 136,3 65 3 3 3 3 3 3 30 30
Carb6n NTO2 NTO2 141,04 65 3 3 3 3 3 3 30 30
Carb6n U12 uU12 85,3 50 4 4 4 4 4 4 35,3 35,3
Carb6n U13 U13 85,5 50 4 4 4 4 4 4 35,5 35,5
Carb6n ui4 u14 136,4 75 5 5 5 5 5 5 50 50
Carb6n U15 U15 132,4 75 5 2 3 5 2 3 30 30

Total= 341,8 420,8

Anexo A 1 Tabla de datos de tomay bajada de carga de centrales carboneras.

Gréficos de distribuciones mensuales para seleccién de escenarios de radiacion.

Distribucién mensual de pendientes maximas diarias mayores a tasa de bajada de carga en amaneceres despejados
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Distribucién mensual de pendientes maximas diarias mayores a tasa de toma de carga en atardeceres despejados
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Anexo A 2 Distribucion mensual del porcentaje de ocurrencia de vulnerar las tasas de bajaday

toma de carga.
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Distribucion de los promedios mensuales de variaciones negativas maximas diarias
por efecto nube durante los 3 afios de medicién
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Anexo A 3 Promedios mensuales de variaciones de P,,,, maximas diarias tanto negativas como
positivas por efecto nube.
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Anexo B: Despacho de simulaciones
Simulacion de amanecer

En la tabla siguiente se presenta el célculo de la TBC del sistema para el dia 5 de
noviembre de 2012 y para un nivel de penetracion de 1000 MW fotovoltaico. El calculo
se realiza con respecto a las centrales que se encuentran en operacion ese dia a las 6
am, con sus respectivas potencias de operacién obtenidas de la operacion real
entregada por el CDEC-SING. Las TBC que se consideran son las que entrega el
CDEC-SING medidas en MW/min. A partir de los datos anteriores es posible calcular la
variacibn maxima que podrian realizar las centrales en operacion en una ventana de 10
min, tomando en cuenta su potencia de operacibn en ese momento y su potencia
minima (dato obtenido del CDEC-SING). Las TBC que se encuentran marcadas en
amarillo son datos que no entrega el CDEC-SING, por lo que se les asigno el valor de la
unidad CAVA, debido a que todas son de naturaleza hidraulica.
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[BaehovEeam ] P (MW Pmin [MW] | TBC CDEC [MW/min] | TBC [MW/10 min]
CHAP1 2 1 20 1
CTA1 157 100 1 10
ANG1 151,78 150 5 1,78
ANG2 213,21 150 5 50
cTMI 148 90 3 30
CTM2 155 90 3 30
NTO1 136,73 65 3 30
NTO2 135,48 65 3 30
CTTAR 143,08 100 3 30
u12 80,24 50 4 30,24
u13 81,32 50 4 31,32
u14 122,1 75 5 47,1
u1s 114,38 75 3 30
U16-TG-U16-TV 179,2 178 12,5 1,2
CAVA 1,53 0,5 10 1,03
MHAH 1,06 0 10 1,06
MHT2 1,08 0 10 1,08
FV 1000 MW Total TBC= 355,81

Anexo B 1 Tasa de bajada de carga del sistema para el dia 5 de Noviembre de 2012.
Simulacion atardecer

En tabla siguiente se presentan los datos utilizados para la obtencién de la TTC del
sistema para el dia 23 de septiembre de 2012 y para un nivel de penetracion
fotovoltaico de 1000 MW. Todos los datos son obtenidos del CDEC-SING, menos las
TTC marcadas con amarillo, los cuales debieron ser asignados arbitrariamente al valor
de la unidad CAVA, debido a que todas son de naturaleza hidraulica. El calculo es
realizado tomando en cuenta la operacion de las centrales ese dia a la hora de las 4 pm
sin penetracién FV (columna P), para luego quitar las unidades fuera de mérito™* hasta
completar la penetracion FV de 1000 MW (columna P — (FV)). La unidad U12 debié
entrar marginando para completar la demanda de ese horario. En base a esos datos se
calcula la tasa de TTC del sistema tomando en cuenta que las centrales que fueron
quitadas de operacion pueden entrar debido a la disminucion de la generacion FV. No
se toman en cuenta los tiempos de partida de las maquinas para este analisis.

! Dato obtenido de la pagina del CDEC-SING, www.cdec-sing.cl. Estos valores corresponden a la lista de
costos variables de todas las unidades al dia 23 de septiembre de 2012.
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[23aeseptaapm] P (Mw] [P - (FV) [MW] [Pmax [MW] [Pmin [MW] ] TTC CDEC [MW/min] [ TTC [MW/10 min]
TG1B-TVIC 165,3 0 194,4 95 4 40
CHAP1 5,1 5,1 5,1 1 20 0
CTAL 157 0 152,6 100 1 10
ANG2 248,23 0 244,2 150 2,35 23,5
CTML 149 149 155 90 3 6
CTM2 155 155 164 90 3 9
CTM3-TG-TV 161 0 243 160 6 60
NTO1 13555 | 135,55 136 65 3 0,45
NTO2 136 136 141 65 3 5
CTTAR 139,61 0 158 100 0,75 7,5
49,34 85,3 50 4 35,96
u13 80,72 80,72 85,5 50 4 4,78
u14 121,95 | 121,95 136,4 75 5 14,45
UI6-TG-UL6-TV | 1782 0 393 178 11,5 115
CAVA 1,13 1,13 1,8 05 10 0,67
MHAH 0,95 0,95 1,1 0 10 0,15
MHT2 0,93 0,93 1,1 0 10 0,17
FV 1000 MW Total TTC= 332,63

Anexo B 2 Tasa de toma de carga del sistema para el dia 23 de Septiembre de 2012.

Simulaciéon efecto nube

Se resalta la central que se no se despacha a potencia maxima y esta marginando.

Este despacho se estimd en base a la generacién promedio de febrero de 2012.

P [MW]
CTAl 162
ANG1 270
ANG2 270
CTH1 163
CTM1 154
NTO1 139,5
NTO2 139,5
CTTAR 147
Uiz 85
Ul3 86
Uil4 132
uU15 126
CAVA 1,8
MHAH 1,1
MHT2 1,1
Total= 1878

Anexo B 3 Despacho para demanda promedio de Febrero 2012.
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