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DEFINICION DE RESERVAS EN PLANTAS DE GENERACION FOTOVOLTAICA PARA
REGULACION DE FRECUENCIA

La introduccion de energia renovable (ER) a gran escala es un fenomeno mundial producto del
cambio climatico y la necesidad de los paises de independizar sus matrices energéticas. Especifica-
mente en Chile la politica energética proyecta una matriz que se componga de un 60 % de ER al ano
2035. En particular, la generacion de energia solar se caracteriza por su variabilidad e incertidumbre,
lo que sumado a la inminente instalaciéon de este tipo de energia de manera concentrada en el Sistema
Interconectado del Norte Grande de Chile (SING), podria provocar serios problemas de estabilidad
en el sistema. En términos de variabilidad del recurso solar se destaca el efecto nube, que deriva en
cambios bruscos de generacion fotovoltaica (PV) y, en definitiva, afecta a la estabilidad de frecuencia
del sistema.

Frente a lo anterior, se han realizado estudios que muestran que mantener reservas fotovoltaicas,
operando en deload, es una estrategia eficaz de regulacion de frecuencia. Sin embargo, dichos estudios
utilizan reservas PV constantes lo que representa una pérdida significativa de generacion. El presente
trabajo busca aportar a la linea de investigacién mencionada e introducir reservas calculadas dina-
micamente para hacer un uso eficiente de la generacion PV y simultaneamente contribuir a mantener
la estabilidad de frecuencia.

El método de cuantificacion de reservas se basa en un modelo de prondstico de generacion solar. La
estrategia busca reservar la potencia necesaria para enfrentar una caida de generacién pronosticada
considerando un margen de error de prondstico con un nivel de confianza dado. El error de prondstico
se determina mediante un estudio estadistico del modelo de prediccion, considerando conjuntos de
datos representativos de una escala anual, estacional y mensual, con el fin de establecer comparaciones
entre cada caso. Ademas, el problema se aborda de manera local, donde cada planta PV determina
sus reservas de manera independiente, y a nivel centralizado, donde el operador del sistema cuantifica
la reserva total considerando todas las plantas PV existentes y la distribuye entre ellas.

La metodologia propuesta se aplica en el modelo del SING proyectado al afio 2020, al considerar
un dia con alta variaciéon de irradiacion solar segiin las condiciones locales. La proyeccion del sistema
considera una penetracion PV equivalente a un 25% de la capacidad total instalada. Se realizan
simulaciones dindmicas en el software PowerFactory DigSILENT para observar el desempeno de las
reservas determinadas dinamicamente en comparacién con reservas constantes y el caso base sin
reservas.

Los resultados obtenidos muestran que la metodologia propuesta de reservas dindmicas presenta
una satisfactoria regulacion de frecuencia ya que logra mantenerse dentro de los limites permitidos por
la normativa chilena. Al mismo tiempo significa una considerable disminucién de pérdidas asociadas a
reservas sobredimensionadas respecto a trabajar con reservas constantes de 15 %. Ademas, se obtiene
que abordar el problema de manera centralizada significa menores montos de reservas que a nivel
local.
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1. Introduccion

1.1. Motivacion

La integracion de energia fotovoltaica en grandes sistemas de potencia eléctrica estd siendo fuer-
temente estudiada a nivel tedrico debido al inevitable agotamiento de los combustibles fésiles y los
altos niveles de contaminacién ambiental, que hacen urgente una matriz energética con mayor pre-
sencia de energias renovables.

Desde 2010, la capacidad de la energia solar fotovoltaica ha aumentado mas que en las cuatro
décadas anteriores y la capacidad total mundial ha superado los 150 [GW] a principios de 2014 ().
Sin embargo, la produccién de energias renovables se caracteriza por la incertidumbre y la intermi-
tencia, especialmente la generacion fotovoltaica. Esto significa nuevos desafios operativos para la red
de transmisién, tales como control de rampa de tension, requisitos de regulacion y efectos sobre la
estabilidad del sistema.

Especificamente Chile, se ha destacado por tener una alta penetracion de energias renovables,
teniendo en los afios ochenta un porcentaje del 80 % de participacién hidroeléctrica en la generacion
total de energia. Sin embargo, en el ultimo quinquenio, la participacion promedio de la generacién
hidroeléctrica fue sélo del 32 %, por lo que el nuevo objetivo de la Politica Energética del pais es
retomar la gran participacion de renovables, implementando las medidas necesarias para que éstas
constituyan el 60 % en el ano 2035, y al menos un 70 % de la generacién eléctrica para el ano 2050
(2). El pais es privilegiado en radiacién solar, especialmente en el norte, lo que le da la oportunidad
y el privilegio de desarrollar un liderazgo de nivel mundial en generacién solar. Ademas, E1 World
Energy Outlook 2015 de la IEA indica que se espera que los costos unitarios de tecnologias como la
fotovoltaica caigan al 2040 un 40 % en promedio, mientras que las tecnologias en base a combustibles
fosiles irfan al alza (2)), lo que favorece significativamente la inversiéon de tecnologia fotovoltaica en
el pais.

La generacién fotovoltaica es diferente a la generacién tradicional en dos aspectos muy importan-
tes: es variable, lo que significa que varia de manera incontrolable cuando el sol sale y se pone, y que
es incierta, es decir, que no puede ser perfectamente predicha, como cuando pasan las nubes sobre los
paneles PV. Estas propiedades hacen que la generacion fotovoltaica sea considerada como la deman-
da de electricidad, que siempre ha sido variable e incierta. Los sistemas de potencia deben mantener
un equilibrio constante entre la carga y la generacién en cortas escalas de tiempo mediante el uso de
reservas. A medida que mas generadores solares y edlicos formen parte de la matriz energética, estas
reservas tendran que gestionar cada vez mayores cantidades de variabilidad e incertidumbre. La pre-
diccién de la cantidad de variabilidad y la incertidumbre de generacién PV es muy importante para
predecir las necesidades futuras de las reservas. Caracteristicas como la ubicacién geografica y sus
fenémenos meteoroldgicos y la disposicién de los paneles fotovoltaicos (es decir, si estan centralizados
o distribuidos) tendran un efecto sobre la cantidad de variabilidad e incertidumbre presentados (3]),

@).

La mayoria de los estudios sobre la integracién de energias renovables utilizan el método de “n-
sigma’ para cuantificar la cantidad requerida de reservas que significa el aumento de generacién



edlica o solar (5)) (6). El método de n-sigma determina que la variabilidad e incertidumbre correspon-
den a “n” desviaciones estandar de distancia de la media. Este método supone implicitamente que
la variabilidad de la carga neta (carga menos generacién renovable) y la incertidumbre tienen una
distribucién de probabilidad normal, aunque las verdaderas distribuciones a menudo tienen colas mas
pronunciadas (7). Para compensar esta suposicién muchos estudios sobre la integracién de energias
renovables utilizan una sobredimensionada “n” para calcular las reservas (§)). Un segundo enfoque
existente, conocido como el “método de convolucion”, calcula la distribucion de la suma de dos varia-
bles aleatorias con cualquier forma de distribucién. Sin embargo, se necesitan datos histéricos para
calcular las formas originales de distribucién, por lo que este método es obsoleto para estudios que

tratan de predecir los efectos de los generadores de variables que atin no se han construido ().

Cuando la produccién de energia fotovoltaica estd concentrada en una sola gran planta PV se
presencia una alta kurtosis (4). Las nubes que pasan sobre la planta son una de las explicaciones para
esta forma de distribucion, pues se presenciaran desviaciones estandar altas en condiciones parcial-
mente nubladas con vientos rapidos (que resulta en colas elevadas) y una desviacién estandar mucho
més baja durante las horas de sol o tiempos totalmente nublados (resultante en un peak pronunciado).

El presente estudio se enfoca en la inminente integracion a gran escala de energia fotovoltaica en
el norte de Chile, asumiendo que serd de caracter concentrado, por lo que el efecto nube afectara
significativamente en la estabilidad de frecuencia del sistema. Para estudiar el efecto de dicha inte-
gracién se utilizardn los datos de prondstico de condiciones climaticas utilizados en (9) para realizar
un analisis estadistico y luego se estudiaran distintos escenarios variando la manera de abordar el
problema, la época del ano considerada y distintos niveles de confianza.

1.2. Objetivo general

Determinar reservas dinamicas para plantas PV en el norte grande de Chile basadas en el error
de prondstico de generacién de potencia fotovoltaica frente a distintos enfoques, épocas del ano y
adversidad al riesgo.

1.3. Objetivos especificos

= Conocer el estado del arte de la tecnologia fotovoltaica, mitigacién del efecto nube y su efecto
tanto a nivel de central PV como sistémico y de la cuantificaciéon de reservas a nivel sistémico
y de central PV.

= Disponer de un modelo representativo del norte de Chile para realizar simulaciones y estudiar
la estabilidad de frecuencia.

= Disponer de un estudio estadistico del prondstico en la zona de emplazamiento de la planta PV
identificando el comportamiento y proponer los eventos mas estratégicos para el estudio.

= Realizar un estudio estadistico para determinar las fdp que representan al error de prondstico
de generacion PV para determinar sus reservas asociadas

» Realizar simulaciones dindmicas con reservas calculadas para validar la metodologia.



1.4. Alcance

Este trabajo abarca un estudio estadistico del error de pronéstico de generacion PV como méto-
do de cuantificacion de reservas operativas en el norte de Chile para efectos de variaciones rapidas
producto del efecto nube basiandose en el prondstico de condiciones climéticas realizado en (8). El
desempeno del método serd evaluado tanto al interior de la planta PV como en la interconexion con
el sistema.

No se realiza una evaluacion econémica del impacto de las estrategias utilizadas en el sistema.

Sélo se estudian estrategias bajo operacién de reservas en la planta PV y no se consideraran otros
métodos como MPPT alternativos o con sistemas de almacenamiento.

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



2. Marco teodrico

En esta seccion se defininen conceptos claves para la comprension del trabajo que se desarrollara.
Para esto se describe en detalle el funcionamiento de una central fotovoltaica, qué sucede cuando ésta
se ve afectada por fendmenos que interrumpen la radiacion solar sobre los paneles y qué soluciones
existen actualmente para mitigar sus efectos.

2.1. Modelo de celda y médulo fotovoltaico

Una celda PV consiste en un semiconductor que al recibir energia solar libera electrones, indu-
ciendo una corriente que, junto a su campo eléctrico interno, define la potencia generada (10). Estas
celdas tipicamente se conectan en serie y/o paralelo para producir voltajes, corrientes y niveles de
potencia segin se requiera. Un conjunto de celdas PV conectadas entre si forman un médulo o panel
PV (dicha conexién se realiza con el objetivo de lograr un voltaje mas alto que el de las celdas
individuales (IT])), formato tipicamente vendido para instalaciones comerciales o residenciales. Un
arreglo PV incluye uno o més moédulos PV en serie montados como una unidad instalable precablea-
da. Por ultimo, una central PV consiste en cualquier nimero de médulos y arreglos PV. Lo anterior
se muestra de manera ilustrativa en la figura
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Figura 1: Celda, modulo, cadena y matriz PV

Las curvas de operacion tipicas de voltaje versus corriente (V-I) y potencia versus tensién (P-V)
para un generador fotovoltaico bajo irradiacién uniforme se muestran en la figura 2] Para aprovechar
al méximo el recurso solar, existen técnicas de seguimiento del punto de méxima potencia (MPPT)
que encuentran la corriente y el voltaje (Inpp ¥ Vinpp, respectivamente) a los que deben operar los
paneles de forma tal de maximizar su potencia de salida. Dichas técnicas funcionan correctamente
cuando se tienen curvas como las mostradas en la figura [2. Sin embargo, pueden funcionar errénea-
mente cuando éstas tienen multiples maximos de potencia, lo que sucede cuando hay presencia diodos
bypass, como se explicard posteriormente (13)) - (21)).
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Figura 2: Curvas caracteristicas para arreglo PV de (a) corriente/voltaje (b) potencia/tensién

Cabe destacar que la conexién mas comin de médulos PV es de serie-paralelo (SP). La relacién
entre dicha conexién y su efecto en la curva V-I resultante de los médulos se muestra en la figura
En la figura se observa que el nimero de médulos en serie se relaciona con el voltaje del arreglo PV
y el nimero de médulos en paralelo afecta a su corriente de salida.
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Figura 3: Conexién SP y su efecto en la curva V-1 del médulo PV (55))

e Modelo de celda PV

La figura [4 muestra el modelo de un médulo PV, siendo Ry una carga ficticia. La caracteristica
V-I tipica de éste estd dada por la ecuacion [1 (22).

%
Iy =N,I, — Np[sat[eaf,‘p(%) 1] - Ly (1)

donde Iy y Vj son la corriente y el voltaje de salida del médulo respectivamente, I, es la corriente
generada dado un nivel de irradiacion, I, es la corriente de saturacion, q es la carga de un electron,



K es la constante de Boltzmann, A es un factor de idealidad, T es la temperatura en Kelvin, N, es
el nimero de celdas en paralelo y I,.4, es la corriente por la resistencia shunt Rgy.

La corriente de saturacion esta dada por la ecuacion [2[ y la corriente generada dado un nivel de
irradiacién por la ecuacién [3] (22).

T gE, 1 1
I, =1 [=—]3. =9 _ )
sat (”"[Tr] exp[KT<T,. 7)) (2)
SA
I =1, 4+ I(T—T, 3
g o0+ +( ) (3)

donde I, es la corriente de saturacién a una temperatura de referencia 7., F, es la banda muerta
de energia, I; es la corriente de cortocircuito relacionada con el coeficiente de temperatura, I. es la
corriente de cortocircuito del modulo PV y S; es la irradiacién en Watts por metro cuadrado.

Figura 4: Circuito equivalente de una celda PV

2.2. Modbdulo PV bajo condiciones de sombreado parcial

El sombreado parcial o efecto nube es un fenémeno frecuente que sucede cuando algunos médulos
en una central PV estan total o parcialmente sombreadas por edificios, pdjaros, nubes que pasan o
algin otro objeto (figura [5).



Figura 5: Médulos PV bajo condicion de sombreado parcial

A continuacion se exponen los efectos que surgen debido a este fenémeno tanto al interior de la
central (entendiéndose desde el inversor hacia el interior de la central) y a nivel sistémico (desde los
bornes del inversor hacia afuera).

2.2.1. Efectos al interior de una central PV

El sombreado sobre algunos médulos de una central PV produce una diferencia en la irradiacion
que éstos perciben. Debido a que la corriente de cortocircuito de un médulo PV es proporcional
al nivel de irradiacién solar, entonces los paneles sombreados funcionaran a una corriente inferior
a los no sombreados (23)). Cuando los paneles estdn conectados en serie la corriente que fluye por
ellos debe ser de igual magnitud, lo que no sucede cuando hay paneles sombreados, provocando
que éstos operen en su regién de polarizacion inversa, en la cual son capaces de conducir mayores
magnitudes de corriente (figura @ Se le llama tension de polarizacion Vi, a la tension inversa
en la que los paneles sombreados deben operar para conducir un mayor nivel de corriente. Bajo
estas condiciones, los médulos sombreados disipan una parte de la energia eléctrica generada por
los médulos no sombreadas en forma de calor (fenémeno conocido como ”hot spot”) (24) - (26). La
presencia de este fenémeno puede danar irreversiblemente los médulos PV (27) - (30)), especialmente
cuando las situaciones de sombreado extremas conducen a una polarizacién inversa que supera la
tensién de ruptura de las celdas solares (31I)). Para solucionar este problema generalmente se instalan
diodos bypass en los bornes de los paneles PV, como se detallard mas adelante.
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Figura 6: Curva de operacion de panel PV

La figura[7]muestra el circuito equivalente de dos médulos conectados en serie sin diodos de bypass.
Los subindices NS y S se refieren a los médulos no sombreados y sombreados, respectivamente.
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Figura 7: Circuito equivalente de dos celdas PV conectadas en serie (1))

Donde I es la corriente de salida de cada mdédulo, I,ng la corriente debida a la irradiacién reci-
bida por el médulo no sombreado y I,s la corriente debida a la irradiacion recibida por el médulo
sombreado.

Para el médulo no sombreado I;nyg > 0, lo que produce una diferencia de potencial positiva,
es decir, el voltaje en el diodo no sombreado (DNS) positivo (Vpng > 0). Por otro lado, el médulo
sombreado pasard a operar en su region de polarizacion inversa, siendo Vpg < 0. Debido a que ambas
celdas estan conectadas en serie, la corriente que pasa por ambas debe ser de igual magnitud. Sin
embargo, al haber una celda sombreada y otra no, el fenémeno resulta en que el arreglo completo
deje de operar o, en el peor caso, se llegard a la tensién de ruptura, punto en el que se produciria un



dano fisico en el panel (fenémeno conocido como "hot spot”).

Los efectos de "hot spot” pueden evitarse utilizando diodos bypass (23), (25), (26), (29) - (39),
que protegen los médulos del calentamiento local. Dichos diodos se conectan de forma antiparalela
en un panel PV. La figura [§] muestra dos médulos PV en serie conectados a un diodo bypass cada

uno (11)).
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Figura 8: Circuito equivalente de dos médulos PV en serie conectados a un diodo bypass en paralelo

cada uno (1))

Los diodos bypass se modelan como una resistencia, la que es alta cuando el diodo esta en su
funcionamiento reverso y pequena cuando funciona de forma directa.

~ [109(Q], Von <0
By (Vo) = {0,1[9],1/01 >0 (4)

La corriente de salida I, esta dada por:

Vo
- Rby(_vﬂl) (5)

Vo1 v Iop1 se encuentran mediante la caracteristica V-I de los médulos y las leyes de Kirchhoff.

Ia = ]Ol

Para comprender el comportamiento de los diodos bypass se presenta la figura [9] en la cual se
observan n celdas conectadas en serie entre si y en paralelo con un diodo bypass, de manera que el
diodo conduzca cuando el nimero de celdas sombreadas es tal que el panel completo opera con un
voltaje negativo. Dicha condicion se expresa de manera matematica mediante:



Vo= Vi>Vp,i#2 (6)

i=1

donde Vp es la caida de tensién en el diodo y V5 es la tensién en la celda sombreada (23]).

Celda 1 Celda 2 Celda 3 Celdan

-V + +V5 - -V3+ -Vt

L1
+VD'\

Diodo de bypass

Figura 9: Diodo bypass cuando una celda esté sombreada (23)

Dado que los diodos bypass proporcionan una trayectoria de corriente alternativa, dejan fuera de
operacién a celdas que no estan sombreadas, disminuyendo por ende la eficiencia del panel. Luego,
si bien los diodos bypass solucionan el problema de los hot spots, llevan a una reduccién de la po-
tencia generada por la planta PV en condiciones de sombreado parcial (32). Por otra parte, como se
observa en la figura [3] dependiendo de si las celdas estdn conectadas en serie o en paralelo el efecto
de sombreado parcial sera méas o menos danino para el modulo PV, llegando en el peor de los casos
a activar el diodo bypass dejandolo fuera de operacion.

Otro problema que surge debido a los diodos bypass es que crean multiples maximos de potencia
(figura [10[b)), lo que aumenta la complejidad de la técnica de seguimiento del MPP (23), (32),
(33). Para explicar este fenémeno considere el circuito equivalente resultante de dos médulos PV en
serie con un diodo bypass en paralelo cada uno, tal como se muestra en la figura 8| (11). La curva
V-1 de un panel sombreado y otro no sombreado se muestran en la figura [L0[(a), donde se observa
claramente que el nivel de corriente del panel sombreado es menor al del no sombreado. La corriente
(1,) v la potencia (P,) de salida de los dos paneles conectados en serie corresponden a los ejes de
las ordenadas de la figura[L0[(b). Cuando I, es igual a I; (punto de operacién A), ningin panel estd
operando en su MPP, pero ambos entregan potencia. Cuando I, es igual a Iy (punto de operacién
B), el panel sombreado estd operando en su MPP pero no asi el panel sin sombra, por lo que este
punto corresponde a un MPP local del arreglo y ambos paneles entregan potencia. Cuando I, es
igual a I3 y cuando es igual a Iy (puntos de operacién C y D respectivamente), 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.
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Figura 10: (a) Salida de corriente de celda PV con distinto nivel de irradiacién, (b) Corriente y
potencia de salida de dos celdas PV conectadas en serie (12)

La presencia de miiltiples maximos puede inducir un error en los algoritmos tradicionales de
MPPT, atrapandolos en méaximos locales (4I]) debido a su incapacidad para discriminar entre los
méximos de potencia locales y globales (29), (39), (I5). En consecuencia, las técnicas de segui-
miento convencionales, tales como ”perturb and observe” (P&O) (42)), "hill climbing” (43), ripple
correlation” (44)) o "power feedback control” (45) no son adecuadas en estos casos.

2.2.2. Efectos a nivel sistema

Altos niveles de penetracién de generacién PV pueden afectar fuertemente al control y estabilidad
de un sistema de potencia, sobre todo desde un punto de vista de frecuencia. Las principales razones
son el principio operativo y las caracteristicas inherentes de las centrales PV, que son esencialmente
diferentes de los de los generadores sincronos convencionales:

= Las centrales PV suelen operar mediante la maximizacion de la producciéon de potencia, lo que
significa que no hay reservas de potencia diaponibles para el control de frecuencia del sistema.

= A diferencia de los generadores sincronos convencionales, las unidades PV no tienen partes
giratorias; como consecuencia, no contribuyen con respuesta inercial disponible para ser pro-
porcionada durante perturbaciones en el balance carga-generacién. La sustituciéon de un gran
nimero de centrales convencionales por centrales PV no sélo dara lugar a una disminucién en
el nimero de generadores que participan en la regulacién de frecuencia, sino también a una
reduccién de la inercia global del sistema de potencia. Cabe destacar que la inercia del sistema
se considera un parametro vital para el funcionamiento del sistema. La inercia de las masas
rotantes de los generadores sincronos determina la respuesta de frecuencia inmediata del siste-
ma en el caso de grandes desequilibrios entre la generacién y el consumo. Esta fase inicial de la
respuesta del sistema influye no sélo en la activacién de esquemas de desconexion automatica
de carga, sino también en el desempeno del control primario de frecuencia primaria. Como con-
secuencia, altos niveles de penetracion PV reduciran la capacidad del sistema para hacer frente
a desviaciones de frecuencia durante las grandes perturbaciones, lo que afecta a la estabilidad
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de frecuencia del sistema. Esta situacion podria ser especialmente critica en el caso de sistemas
de potencia aislados debido a la relativamente baja inercia y capacidades reducidas para la
regulaciéon de frecuencia, factores clave que afectan a la capacidad del sistema de recuperarse
ante una pérdida de generacién.

Con respecto al efecto nube, la experiencia con centrales PV a gran escala ha mostrado que el
efecto nube puede provocar grandes y rapidas fluctuaciones de la radiacion solar y, por lo tanto, en la
potencia de salida de la planta (46). El tiempo que tarda una nube en cubrir una central PV depende
del tamano de la planta, la velocidad de la nube y la altura de las nubes, entre otros factores (47).
La potencia de salida de la planta puede variar significativamente en poco tiempo. Este es el caso,
por ejemplo, en algunas plantas PV en el suroeste de Estados Unidos, donde la potencia de salida
puede cambiar en mas de un 70 % en apenas 5 a 10 minutos en dias parcialmente nublados (46)), (48)).
Dependiendo de las condiciones de funcionamiento del sistema y la penetracion PV, tales cambios
grandes y repentinos en la potencia de salida de plantas PV podrian agotar las reservas de rampa
disponibles en las unidades de generacion convencionales, y por lo tanto poner en peligro el equili-
brio de potencia en el sistema. Por otra parte, en tales circunstancias, los intentos de las centrales
convencionales para seguir los cambios en la carga neta pueden conducir a un desgaste adicional en
los generadores. Esto produce un aumento en los costos y, por lo tanto, una menor ganancia para el
generador (49). Desequilibrios entre carga y generaciéon podrian desencadenar problemas en la esta-
bilidad de frecuencia en el sistema si no son tratados de una forma adecuada, lo que podria limitar
la integracion de gran escala de plantas PV en sistemas de potencia, especialmente en sistemas con
respuesta de regulacion de frecuencia lenta (50), o en sistemas de energia aislados debido a la baja
inercia inherente.

2.3. Técnicas de mitigacion contra efecto nube en plantas PV

Las técnicas de mitigacién contra los efectos que tiene el sombreado parcial en centrales PV de
gran escala buscan basicamente maximizar la potencia de salida de la central. Los métodos se dividen
en dos categorias: a nivel de hardware y de firmware (23)). La figura [11| resume dichas técnicas, las
que se explicaran a continuacién.
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de mddulos PV
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® Nuevas topologias de ® Incremento de potencia
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® Optimizacion de potencia de
operacion instantanea

@ Busqueda de Fibonacci

Figura 11: Métodos de mitigaciéon de efecto nube

2.3.1. Nivel hardware

Estos métodos se basan en distintas configuraciones de los modulos PV, arquitecturas de sistemas
y topologias del circuito conversor, como se detallara a continuacion.

e Nuevas configuraciones de médulos PV

La configuracién de los médulos PV se refiere a las interconexiones que los médulos fotovoltaicos
individuales tienen al interior de una central PV. La configuracién tipica es serie-paralelo (SP), la
cual es mayoritariamente utilizada debido a su simpleza y menor costo de implementacién. Algunas
nuevas configuraciones que ayudan a mitigar los efectos bajo condiciéon de sombreado parcial son

total-cross-tied (TCT), bridge-linked (BL) y honey-comb (HC) (figura [12) (51) - (54)), (55).

En la interconexién SP, los mdédulos estan conectados en serie, formando una cadena, las cuales
se conectan entre si en paralelo (figura [I2{(a)) (56). En la configuracién TCT los médulos estdn
conectados en paralelo y éstos se conectan en serie entre si (figura[12(b)) (56). La configuracién BL
podria ser vista como una interconexién entre dos casos extremos de SP y TCT (figura[12]c)) (56).
Finalmente, la configulacién HC consiste en una mezcla entre las configuraciones TCT y BL (figura

12(d)) (57).
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Figura 12: Configuraciones de arreglos fotovoltaicos para efecto sombra (23), (24)

Los modulos PV pertenecientes a una central PV pueden tener distintas caracteristicas V-I entre
si, fenomeno denominado ”V-I mismatch”. Dentro de las causas de dicho fenémeno se pueden en-
contrar la permanentes, las cuales se deben a los parametros internos del moédulo, y las temporales,
a las cuales pertenece la condicién de sombreado parcial (58). La ventaja que tiene la configuracion
TCT sobre la SP es que reduce las pérdidas generadas por el 7 V-1 mismatch”, ya que contiene menos
cadenas en serie y con esto reduce la posibilidad de activar sus diodos de bypass (58)). La discusién
anterior pone de manifiesto la superioridad de la conexién TCT por sobre la SP en términos de
pérdidas por mismatch mas bajas y mayor fiabilidad.

La configuracién con mejor rendimiento desde la perspectiva del MPP es la TCT, con un 3,8 %
sobre el obtenido con el MPP de la configuracién SP. Luego le sigue la configuraciéon BL, con un 2,3 %
sobre esta misma. La configuraciéon HC se encuentra por debajo de la TCT, pero obtiene mejores
resultados en potencia y factor de llenado (relacién entre la potencia en el MPP y el producto entre
voltaje de circuito abierto y corriente de corto circuito) que la configuracién BL (24]). La relacién
respecto a la pérdida de potencia en el MPP entre los métodos SP, BL y TCT se muestran en la

figura [13]
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Figura 13: Pérdida de potencia en MPP para arreglo PV de 9x4 limpio segiin cantidad de celdas
sombreadas (59)

En (59) se estudiaron los costos de fabricacién de la conexién TCT. La investigacién muestra que
no hay razones para que los médulos con configuracién TCT tengan un costo mayor que los médulos
con configuracién SP en produccion a gran escala. Ademds, se muestra que el costo de fabricacién
de TCT podria ser similar a los de la SP. En (24) se concluye que en la mayoria de los casos, la
configuracion TCT tiene un rendimiento superior sobre las demés configuraciones en la mayoria de
los indices de comparacién.

Otra configuracion desarrollada consiste en arreglos reconfigurables donde a través de un banco
de paneles “adaptables” se puede mejorar la falta de potencia en paneles con sombra (30). Este
arreglo “adaptable” re-configura la estructura TC'T mediante conexiones via switches para distribuir
de manera homogénea la radiacion a través de las diferentes filas del arreglo TCT. Como el ntime-
ro de combinaciones posibles es alta dependiendo del tamano del arreglo, es necesario incluir una
optimizacién donde se minimicen las diferencias de radiacién total entre las filas (33). Este dltimo
método presenta claras ventajas a nivel tedrico, sin embargo su implementacién es poco viable por
sus altos costos y complejidad.

e Nuevas arquitecturas del sistema PV

La arquitectura del sistema fotovoltaico describe como los conversores de potencia estan conec-
tados a los modulos fotovoltaicos de la central. La arquitectura mas convencional es la centralizada
(figura|l4{(a)), la cual consta de un solo conversor DC/AC, por lo que el MPP global de los médulos
PV individuales no puede ser rastreado. De esta forma, esta arquitectura es poco conveniente para
condiciones de sombreado parcial, donde es necesario distinguir entre maximos locales y el global
de potencia y para pérdidas por "mismatch”. La figura (b) es del tipo microconversor conecta-
do en serie, la cual consta de conversores DC-DC en serie para realizar un MPPT de los médulos
individuales. Las salidas de todos estos conversores llegan a un inversor central. La figura [14fc)
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muestra la arquitectura de microconversores conectados en paralelo, en la cual se usan conversores
DC-DC individuales conectados a un inversor central. La diferencia entre las dos arquitecturas men-
cionadas anteriormente radica en el voltaje que se desee obtener, segtin lo cual se decidira conectar
los microinversores en serie o en paralelo (35)). Por dltimo, la figura (d) representa la arquitectu-
ra microinversor, la cual elimina el inversor central y permite el MPPT para los médulos individuales.

decfac dc/ac

Red Red
(a) (b)

i
S ) [ I

Red

Red
(c) (d)

Figura 14: Arquitecturas de sistemas PV (23)). (a) centralizado, (b) microconversor conectado en
serie, (c¢) microconversor conectado en paralelo, (d) microinversor

Todas estas arquitecturas, excepto la centralizada, son aptas para ser utilizadas en condiciones
de sombreado parcial.

La figura [15| muestra la efiencia y los costos para las arquitecturas de microconversor conectado
en serie versus una con microinversor. Ademads, como es légico, las arquitecturas que reportan un
mejor MPPT implican un mayor numero de conversores, lo que se traduce en mayores costos de
inversion.
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Figura 15: Eficiencia de potencia de salida (a) y costos (b) de arquitectura con microconversor en
serie y con microinversor (34)

e Nuevas topologias de circuito conversor

La topologia del circuito de los conversores electréonicos usados en centrales PV ha sido profun-
damente estudiada debido a su potencial mitigador del efecto nube, generando una variada gama
de alternativas mitigadoras. Estas alternativas tienen como punto comun la incorporacién de nuevos
dispositivos y conexiones que difieren de la tradicional topologia centralizada. Su mayor contribu-
ciéon apunta a mejorar la potencia de salida de los sistemas fotovoltaicos en condiciéon de sombreado
parcial y por ende a proporcionar un mejor resultado de MPPT (60), (61)). Con esto, disminuye la
ineficiencia que implica el fenémeno.

A continuacién se explicaran algunas de ellas (23)):

» Multilevel Converters: Tienen una arquitectura centralizada levemente modificada y donde
cada generador PV tiene conectado en paralelo un condensador (ﬁgura. Esta configuracion
permite alcanzar el MPPT mediante el control del voltaje de operacion. Este método, respecto
al convencional, logra una mejora del 30 % en la potencia de salida (36). Sin embargo, para una
instalacion PV a gran escala se necesitaria un gran nimero de conmutadores de semiconductor,
lo que haria la instalacion prohibitivamente costosa y con pérdidas significativas.
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Red

Figura 16: Convertidor de cuatro diodos conectado a tres generadores PV (23)

= Voltage Injection: En esta topologia la maxima extraccion de potencia del sistema PV se mejora
mediante la inyeccién de una tension de polarizacion en los modulos o arreglos fotovoltaicos
sombreados. En el tipo I (figura , se inyecta el voltaje de polarizacién para alinear el MPP
global de los arreglos fotovoltaicos sombreados con el MPP de los arreglos fotovoltaicos no
sombreados. Para esta topologia los condensadores se conectan en serie con los arreglos PV, el
selector de arreglo PV conecta el arreglo PV sombreado con el condensador en funcién de las
corriente Iy...1,, y la corriente DC I, (ﬁgura. Este método puede mejorar la potencia de salida
en un 20 % con respecto a la topologia tradicional (37) y su instalacién es de relativamente
bajo costo. Sin embargo, funciona deficientemente cuando dos arreglos PV son sombreados
simultdneamente (23). En el tipo II, el voltaje de polarizacion (Vj,s) puede desactivar médulos
sombreados en un arreglo PV por polarizacion directa de los diodos de bypass, como se muestra
en la figura |18, En esta topologia hay conversores DC-DC en cada arreglo PV, los cuales
requieren un sistema de control complejo. Mejora la eficiencia energética de la instalacion
fotovoltaica del 23 al 95 % (83). A diferencia del tipo I, el tipo II funciona correctamente cuando
dos o mas arreglos PV experimentan diferentes niveles de sombreado. Sin embargo, tiene las
desventajas de disminur su eficiencia al desactivar modulos PV y de aumentar el nimero de
conversores DC-DC requeridos a medida que aumentan los arreglos PV, lo que aumenta sus
costos.
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Figura 17: Voltaje Injection tipo I (23))
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Figura 18: Voltaje Injection tipo II (23])

2.3.2. Nivel firmware

Como se mencioné anteriormente, los métodos tradicionales de MPPT podrian no ser efectivos pa-
ra determinar el maximo de potencia global del sistema. La categoria de firmware consiste en nuevas
técnicas de MPPT modificadas, de tal forma que logren discriminar entre méaximos locales y el global.

Las diferentes técnicas de MPPT que abordan la condiciéon de sombreado parcial se presentan a
continuacién (23)):

e Pendiente de la curva de potencia (Power Curve Slope)

Este método utiliza el hecho de que la presencia de un maximo en el lado izquierdo de otro maximo
estd indicado por el cambio del signo de 9P/0V de positivo a negativo, mientras que un maximo
en el lado derecho del existente significaria un cambio de signo de negativo a positivo (figura .
Inicialmente, la buisqueda se realiza en el entorno del MPP, que se encuentra bajo irradiacion uniforme
anterior a la condicién de sombreado y que se almacena como dato inicial. Si se encuentra un méaximo
local, que se indica por el cambio de signo de 9P /dV, se compara con el maximo almacenado. Si el
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maximo local detectado es mayor que el maximo almacenado, se actualizara el méaximo almacenado.
De lo contrario, la busqueda del méximo global en esa direcciéon se termina inmediatamente. La
busqueda continia de esta forma hasta que se alcanza el maximo global (62)).

P A oP P
Y oV
Hacia izquierda Hacia derecha
<« o
a_P - a—P
v <0 a0

»>
0 AV

Figura 19: Cambio de signo 0P/0V en ambos lados de un méximo local (23)

Esta técnica funciona en conjunto con un conversor DC-DC y puede ser facilmente implementado
con un microcontrolador de bajo costo y sensores de corriente y voltaje (23). Ademads, es eficaz tanto
en condiciones de irradiacion uniforme como no uniforme de la central PV.

e Seguimiento de maxima potencia segin linea de carga (Load-Line Maximum Power
Point Tracking)

Para esta técnica se distinguen dos enfoques distintos, llamados en lo que sigue Tipo I y Tipo
II. En el tipo I, se define una linea de carga segun la proporcién entre Vi,,, v In,, para distintos
niveles de carga (figura . Esta puede ser calculada midiendo la tensién en circuito abierto V,. y la
corriente de cortocircuito I,. del generador fotovoltaico bajo irradiacion uniforme. Por convencién,
Viewp ¥ Impp s€ determinan como el 80 % de V. y el 90 % de I, respectivamente (Punto A) (63). En
presencia de sombreado parcial, el punto de funcionamiento se desplaza a la proximidad del maximo
global que es el resultado de la interseccién de la linea de carga con la nueva curva V-1, que se muestra

en la figura [20| (Punto B).
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carga en la proximidad
de maximo global

0 Vv
Figura 20: Linea de carga y curva de potencia con y sin condicién de sombreado parcial (23)
Una vez en el punto B, se utiliza el hecho de que la pendiente de la curva de potencia-voltaje es

igual a cero en el MPP (64)), (65). La ecuacién [7| expresa la relacién satisfecha en dicho punto, con
lo que se llega al punto C de la curva.

AP AV -1) dl Al

Luego
AV v
AT ®)

Por lo tanto, el MPP se puede encontrar mediante la comparacion de % y —% en diferentes

instantes de tiempo.

Esta técnica puede ser implementada mediante un microcontrolador de bajo costo o con un in-
versor u optimizador DC-DC. Ademas de sensores de tensién y corriente, se necesita un circuito
adicional para la medicién en linea del V,. y I .. Esta técnica puede realizar el seguimiento del MPP
global en un orden de 0,2-0,3 segundos (63)).

Por otra parte, en el tipo II se determina el entorno del maximo global mediante una funcién
lineal (66). E1 método se inicia una vez que se detecta una condicién de sombreado parcial. Dicha
condicién se detecta si se cumplen las siguientes relaciones:

AV =V[n] = Vn—1] < AVyy 9)

Al In|—In—1] I[n]
=1~ -1 = “«="73 (10)

donde los indices n y [n — 1] corresponden a los dos tltimos puntos de funcionamiento del generador
fotovoltaico, N, es el nimero de arreglos PV que estan conectados en paralelo y AV, y Al son
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umbrales predefinidos segun el grado de tolerancia requerido.

Cuando se produce el sombreado parcial, el punto de funcionamiento se desplaza desde el punto
A al B (figura . Luego, el controlador responde ajustando el funcionamiento del conversor para
pasar a la tension de referencia (punto C) determinada como

NV,
V= _2"°%€7T 11
NI, [n] (11)

donde Ny es el nimero de elementos en un arreglo PV. Finalmente, el método de conductancia in-
cremental (66) se utiliza para realizar un seguimiento de la potencia maxima global (punto D).

Comienza evento
I A

. de sombreado P4
I, A ) A

Funcién i \D.\ \ 3 \

lineal : : ' \ CA” 1
7 “‘“H:E ;2 o Ea
SEERAN N\
I -\

0 I'I'* Vo Vg t 0 v Vp Vg P, {

(a) (b)
Figura 21: Seguimiento de méximo global usando funcién lineal (a) Curva corriente/voltaje, (b)

Curva potencia/voltaje (23)

Esta técnica puede ser implementada en un microcontrolador utilizando sensores de voltaje y
corriente. Los resultados experimentales muestran que esta técnica es relativamente réapida y tiene
una precisiéon aceptable en la deteccién de la MPP global (606).

e Técnica de divisién en rectangulos (Dividing Rectangles Technique)

Esta técnica usa la relacion para determinar el méximo global para un intervalo [a, b] y una
banda de potencia uniforme P(v).
b—a
2

P(v) < maz(P(v)) < P(vy) + M (12)

donde V; es el centro de [a, b] (figura[22)) y M es el valor méximo de 9P /OV en [a,b]. Cada intervalo
formado se divide en tres partes y los puntos V5 y V3 se determinan como el primer tercio y el segun-
do tercio de cada intervalo formado anteriormente, respectivamente. El algoritmo evalia entonces
Vi, Vo y V3 para decidir el siguiente intervalo de muestreo. Dicho intervalo se determina segin el
cumplimiento de las siguientes relaciones:

bj—aj

bi—a; .
P(v;) +k < P(v) +k 2a Vj (13)
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bi—ai

Pmax+5lpmax|gp(ci)+k 2

(14)

donde P, es el seguimiento de maxima potencia actual, € es un valor constante positivo y a;, b;,
a;j, b; son los puntos limites de los intervalos i-ésimo y j-ésimo, respectivamente. P(c;) es el valor de
potencia muestreada en el punto medio del intervalo i-ésimo.

La condicion en [13| asegura que el intervalo con el mayor potencial para la méxima potencia es
elegido para un mayor estudio. [14] asegura que este intervalo signifique un incremento en P,,,, en al
menos €| P,,..|. Con esta estrategia, se requieren dos nuevas muestras en cada ciclo de divisién para la
evaluacion. Una vez que se elige un intervalo para seguir explorando, se realizara una nueva divisién
en tres partes y se crearan dos muestras mas (Vso v Vi en el caso de la figura). Este procedimiento
se repite hasta que se detecte el maximo global de la funcién.

d

Antes de la divisién

Después de la
primera division

VZ
Después de la
segunda divisidn
Vz

Figura 22: Estrategia de método Dividing Rectangles Technique (67)

Esta técnica puede ser facilmente implementada con un microcontrolador de bajo costo que con-
trola el convertidor DC-DC conectado al generador fotovoltaico. También son necesarios sensores de
tensién y de corriente. Los resultados experimentales muestran que esta técnica es eficaz y precisa
en el seguimiento del MPP global bajo condicién de sombreado parcial (67). Sin embargo, el punto
inicial en este algoritmo necesita ser elegido apropiadamente para evitar quedar atrapado en puntos
de potencia de maximos locales (68).

e Técnica de incremento de potencia (Power Increment Technique)
Esta técnica utiliza el conversor de potencia como una carga de potencia constante sincronizable
(69). Como se muestra en la figura , el conversor de potencia se controla para dibujar una linea

de potencia constante de manera sucesiva, a partir de la condicién de circuito abierto (punto B1).
En cada paso, se incrementa la cantidad de potencia, lo que resulta en el progreso hacia el MPP
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global (puntos Bl a B5), y la tensién del generador fotovoltaico correspondiente se almacena en la
memoria del microcontrolador. Se continua con el proceso de aumento de potencia hasta que no es
posible aumentar la potencia debido a que se supera la méxima potencia del arreglo de paneles (co-
rrespondiente a punto B6). Una vez que se logra B6, el convertidor DC-DC regula el voltaje de salida
del generador fotovoltaico en el voltaje almacenado correspondiente a la mayor potencia alcanzada
(punto B5). Por lo tanto, el convertidor opera en las cercanias del MPPT global.

Esta técnica se implementa sencillamente con un microcontrolador de bajo costo, ademas de sen-
sores de voltaje y corriente para medir el voltaje y la corriente del generador fotovoltaico. No requiere
ningiin conocimiento previo de las caracteristicas y configuraciones de los médulos fotovoltaicos y se
puede rastrear con precisiéon el MPP global en un periodo relativamente corto de tiempo (69).

P A
ps|._ 4
TN B :. Lineas de potencia
Pgtoa-f - BT constante
Pyloooo /o — é_b__.
Pyloo-fooooo A i
"Bs
: B, _
; ;

Figura 23: Lineas de potencia constante para técnica de incremento de potencia (23)

e Optimizacién de potencia de operacién instantdnea (Instantaneous Operating Po-
wer Optimization)

Esta técnica se basa en el hecho de que la potencia maxima de salida de un generador foto-
voltaico depende de la radiacién E(t) y de la temperatura T'(¢t) (70), (71). Es decir, MPP(t) =
MPP(T(t), E(t)) o, expresado de otra forma, M PP(t) = a(T(t))b(E(t)), donde a(T'(t)) es el factor
de tension y b(E(t)) el factor de radiacién, que determina I;pp. La temperatura 7'(¢) depende de la
temperatura ambiente, el punto de operacién del médulo PV (72), (73) y las condiciones ambientales
como el clima, el &ngulo de montaje, y los objetos que lo rodean (74)). El factor de tension a(T'(t)) se
calcula como se explica a continuacién. Si Iy;pp es menor que un umbral predefinido, a(T'(t)) = ay,
donde g es un valor constante. De lo contrario, se adopta el método P&O para determinar (7'(t)).
Dado que el método P&O puede detectar un maximo local, es necesario estimar un valor aproximado

de Inpp global, T804 para determinar a(T(t)). I9%%% se estima como:
[]g\éopbapf = KiImeas<t) (15>
con
Ii
Ki — _local (16)
Ivpp
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Lo que significa que se necesita una determinacion previa de la corriente en méaximos locales I}, .,

local y la corriente en el méximo global I;pp para calcular K;.

Una vez que T'(t) es encontrada, se compara continuamente la potencia medida P,,.qs y la potencia
de referencia P(t) = a(T'(t)) I meas(t), donde I,.q5(t) es la corriente medida del generador fotovoltaico
(75). Si Preas(t) < P(t), la corriente de operacién queda definida por

](t) = Imeas(t) — Al

donde A se mantiene constante.

Por otro lado, cuando P,,eqs(t) > P(t) se tiene

Pmeas (t)

10 ="10)

Este procedimiento se repite hasta que es satisfecha.

Pmeas (t) - a(T(t))IWEGS (t)

Pmeas(t - 1)

(17)

(18)

<e (19)

Este método se puede utilizar eficientemente para las curvas de potencia/tensién con mas de un
maximo local. Sin embargo, un posible inconveniente es que se necesita una investigacién preliminar
para determinar las corrientes en diferentes maximos para calcular K;. Finalmente, cabe mencionar
que para su implementacion se necesitan sensores de tension y corriente, ademas de un microcontro-

lador de bajo costo.
e Bisqueda de Fibonacci (Fibonacci Search)
Esta técnica utiliza la secuencia de Fibonacci dada por:
co=10
cp=1

Cp = Cpg + Cpo1,n > 2

Para explicar su funcionamiento se utilizara la figura[24] La estrategia se basa en el desplazamiento
de los intervalos de busqueda. El subindice i representa el niimero de la iteracién. En cada iteracion,
la curva de la figura se evalia en dos puntos de control (por ejemplo, v! y v4) dentro de un intervalo.
Ademds, a; denota la distancia entre el punto de control, v%, y el limite del intervalo, v}, y b; denota la
distancia entre dos puntos de control consecuentes. a; y b; son determinados por la regla de Fibonacci

a; Cn+1

bi Cn,
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di+1  Cn

bit1 Cn—1
El intervalo de busqueda de la siguiente iteracién se desplaza hacia la izquierda o hacia la derecha
sobre la base de la siguiente regla:

P(v}) < P(u}) = o5 = v}, of™ = uf
P(v}) > P(uh) = v5* = v, o} = v

La busqueda termina cuando se satisface
vy —v3| <0
[P(v}) = Pus)] < e
donde ¢§ y € estan determinados segun la tolerancia deseada.
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-« Ll {—’
Rango de busqueda antiguo Rango de busqueda nuevo

Figura 24: Desplazamiento y restriccion de la estrategia de bisqueda para encontrar valor méximo.
(a) Antigua gama de bisqueda y (b) Nueva gama de busqueda. (23))

Cabe destacar que esta técnica puede detectar erroneamente los maximos locales en lugar del
méximo global en presencia de una curva de potencia/voltaje con muchos maximos locales. Esta
técnica puede ser implementada con un microcontrolador de bajo costo y sensores de voltaje y co-
rriente.

2.4. A nivel sistémico

El objetivo de todos los métodos mencionados anteriormente es maximizar la potencia de salida
de la planta PV, ya sea mediante la reduccién de las pérdidas de potencia o mediante la mejora de
la técnica MPPT. Aunque esto es importante para los ingresos de la planta generadora, desde una
perspectiva de sistema de potencia, la potencia de salida de la planta seguira caracterizada por la
variabilidad debida al efecto nube con las consecuencias posteriores sobre la regulacién de frecuencia
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del sistema. Por lo tanto, las soluciones de mitigacién presentadas anteriormente no logran resolver
lo efectos que tiene el fendémeno estudiado sobre el sistema, lo cual es el objetivo de este trabajo.

A continuacién se presentara un método que tiene el objetivo de mitigar los efectos perjudiciales
del efecto nube en centrales PV sobre la frecuencia del sistema. Este se basa en que los generadores
fotovoltaicos funcionen por debajo de su punto 6ptimo (funcionamiento con reserva o en operacién
“deloaded”). La estrategia divide la planta en N secciones, cada una con un nivel de reserva especifi-
ca definida a priori con el fin de garantizar un buen desempeno de la regulaciéon de frecuencia del
sistema. El requisito de esta estrategia de control es contar con una arquitectura en la que el MPP
global de cada seccion PV pueda ser rastreado bajo condiciones de sombreado parcial.

A nivel central de la planta PV existe un controlador que regula continuamente cada seccién PV.
Cuando una o mas secciones estan bajo condiciones de sombra, el controlador ordena a las secciones

no sombreadas desplegar sus reservas de potencia activa con el fin de suavizar la salida de potencia
en el punto de interconexién de la central. La figura [25| muestra un diagrama de bloques general de

la estrategia de control.
Control local
de seccidn i

o E / Controlador central \

R Caleul
Ao ! s Lt alculo AP
B _ \ b de déficit
14' ) i llv ,‘I ) de potencia| Variable K
- Temmmmmmmmees : —— de — ¢
e\ : Célculode | R, control
Py v . Ey  pmep nivel de
: ‘((/—N’ reserva O_/
"N
Q‘\ \ /
9 \ v \
P! 1‘ } PN'¢

Figura 25: Diagrama general de control (76)

En la figura [25| el bloque de “célculo de nivel de reserva” realiza estimaciones de la cantidad total
de reservas operativas disponibles en la planta PV de acuerdo a:

N

Ri(x) =Y P"™(E,T)-x (20)

i=1

Ademés, en la misma figura, P/"" es la potencia de la seccién i en el MPP para una determinada
temperatura 7' e irradiacién F y x es el nivel de reserva definido por el operador con valores entre 0
y 1. El bloque de “calculo de déficit de potencia” calcula la falta de energia debida a una situacién
de sombreado segun:

AP = (Y maz{ P/ }icy v = P™) - (1= ) (21)

=1
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Se observa que AP es distinto de cero cuando al menos una seccion esta operando con un nivel
de radiacién solar diferente del resto de la planta. Si la planta esta totalmente sombreada, AP sera
cero y no se llevard a cabo ninguna accion de control.

Considerando AP y R, el controlador central envia una senal K; para definir la situacién de las
reservas de cada seccién PV. Dicha senal esta dada por la ecuacion , la cual toma valores entre
0 (cuando AP > Ri(x)) v 1 (cuando AP = 0). De esta forma, cuando K; = 1 no se lleva a cabo
ninguna accién de control y se mantiene el nivel de reserva de cada seccién y cuando K; < 1 se
utilizan las reservas.

AP

(1—m)

Finalmente, la figura [26| muestra la accion de control local en cada una de las secciones. En éste
se genera una senal suplementaria, AV}, la que se compara con la diferencia entre el valor real de la
tensién DC, V), y su valor éptimo, V54", Su error de envia a un controlador PI, el cual determina

la corriente de referencia del eje d, ij_,., que a su vez regula la potencia activa del conversor. El

regulador PT estd limitado por dos parametros, i7", . y i'% s» valores determinados por la capacidad
del conversor.

"loop" adicional

K, Vo
— ¥Yoc
ef
i B — 1
- X I /i\ 1 Kp N
r) \ rj Ts
+ _/
P meas yin AVpe .
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g |
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Figura 26: Esquema de control local de la seccién i (76])

Este método de control es interesante para el objetivo de este trabajo, pues abarca los efectos
bajo condiciones de sombreado parcial a nivel sistémico y, ademés, muestra que logra mantener la
variacién de frecuencia dentro del rango establecido dentro de la normativa (76). Sin embargo, el
trabajo se basa en un nivel de reserva constante en todo momento y para cada seccién de la central,
lo que lo hace demasiado costoso para aplicarlo en un sistema de potencia real.
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Sabiendo esto, el desafio del presente trabajo es determinar los montos de reserva de manera
dindmica en funcién del sistema y su punto de operacion. Para esto, es imprescindible realizar un
pronostico del recurso variable utilizado, en este caso la radiacion solar.

El trabajo desarrollado en (9) implementa una mejora a lo hecho en (76), estableciendo las re-
servas de la central PV de forma heuristica mediante un prondstico avanzado de las condiciones
climéticas cada 10 minutos.

La metodologia mostrada en la figura resume lo hecho en (9)), donde a partir de datos de
condiciones climéticas reales (como irradiacién, humedad y temperatura) se elabora un modelo de
prondstico basado en redes neuronales, estableciendo 3 tipos de dias diferentes segtin sus caracteristi-
cas. Con dicho prondstico se determina de forma heuristica un nivel de reserva para cada caso.

En el presente trabajo se realizara un analisis de sensibilidad de reservas dindmicas utilizando la
herramienta de prondstico desarrollada en (9). Basidndose en los datos reales mencionados y en el
pronéstico realizado se desarrollara un estudio estadistico que permita conocer el comportamiento
de la variabilidad del recurso solar y de su pronéstico en distintas zonas del norte de Chile.

El analisis estadistico del error de pronéstico de radiacion solar se utilizara para evaluar distintas
estrategias de cuantificacion de reservas, las que se implementarén en el segundo bloque de la figura
2771
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Figura 27: Esquema de control general para prondstico y determinacion de reservas (9)

2.5. Meétodologias de cuantificacion de reservas a nivel de sistema

La radiacion solar es un recurso de caracter fluctuante, especialmente en climas ocednicos donde
el efecto nube es muy comun. Luego su variabilidad es incontrolable, pudiendo cambiar su nivel de
radiacién drasticamente de una hora a otra o comportarse de forma muy distinta de un dia al otro

(figura [28)).
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Figura 28: Potencia solar para dias consecutivos en Delft, Paises Bajos (77)

Estos cambios en las caracteristicas de la radiacion solar hacen que sea dificil establecer un tinico
nivel de reserva fijo durante el dia sin crear altos niveles de sobrecostos. Por otro lado, la asignacién
de una reserva dindmica puede reducir significativamente los costos asociados (4). Dicha reserva pue-
de ser determinada cada cierto intervalo de tiempo definido, por ejemplo cada 10 minutos, de forma
que se ajuste a las necesitades proyectadas segiin el prondstico descrito anteriormente.

A continuacién se detallaran algunas metodologias usadas para determinar reservas operacionales
de manera dindmica en sistemas con alta penetracion de generacion variable.

= Enfoque deterministico

Tradicionalmente, los requisitos de reserva en giro se establecen en base a criterios deterministas
(78)). El requisito méas utilizado es que la reserva corresponda a la capacidad instalada de la unidad
de mayor tamano en el sistema eléctrico (79), criterio conocido como “N-17. Este enfoque garantiza
que la pérdida de cualquier unidad generadora no significarda un desabastecimiento de la carga, con-
siderando que la probabilidad de que dos o mas unidades generadoras dejen de funcionar de forma
simultanea es despreciable. Tal suposicién, sin embargo, es poco conveniente. La caida simultanea
de distintas unidades generadoras es efectivamente poco probable, no obstante, tienen un impacto
significativamente mayor en el sistema (79).

Dado que no existe correlaciéon entre la incertidumbre de las interrupciones del suministro, la
carga y el viento, el cdlculo de los requerimientos de reserva con este enfoque suele sobrestimar la
necesidad, lo cual es costoso. Una forma de superar este problema es calcular la reserva sélo para
una parte del maximo evento posible cuando coincide con otros eventos extremos. El operador del
sistema espanol, por ejemplo, considera la baja probabilidad de eventos simultaneos considerando
como reserva un 2 % del prondéstico de la carga y la diferencia entre el nivel de energia edlica esperada
y una cota inferior de viento con una probabilidad de 85 % de ser excedido (8)).

= Enfoque estadistico
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En los métodos estadisticos se utilizan los datos histéricos de las variables a analizar, por ejemplo
de generacion edlica o solar y demanda, de forma de estudiar sus propiedades estadisticas y tomar
decisiones en torno a éstas (80)).

La funcién de distribucién de probabilidad (pdf) de la carga neta se utiliza para cuantificar las
reservas operacionales adicionales debida a la energia edlica o solar en diferentes escalas de tiempo,
como se explicara méas adelante. Las reservas operacionales se definen como las usadas ante un des-
balance entre carga y generacion. Todas las otras categorias de reservas son un subconjunto de éstas

1)

Primero que todo, la variacién horaria de la carga neta (carga menos generacién renovable), estd
dada por:

ANL; =NL;— NLi_y = (L; — Ri) — (Li_1 — Ri_1) = AL; — AR, (23)

Donde i denota la hora, NL la carga neta y R cualquier energia renovable (82]).

La planificacion y operacion de un sistema de potencia se basa en las probabilidades de ocurrencia
y la adversidad al riesgo del operador. Las reservas necesarias en el sistema, con o sin generacién
renovable, generalmente son determinadas con el método n-sigma, el que consiste en cubrir la varia-
bilidad con una cierta probabilidad deseada basandose en una comparacion de las series de tiempo
de la carga con las de la carga neta.

El método se basa en el parametro o, el cual corresponde a la desviacion estandar de la variable,
que representa la variabilidad de su serie de tiempo respecto a su valor promedio p (84):

. \/ iz (T — p)? (24)

n

Donde x; son todos los valores de la muestra y n es su tamano. Para una distribuciéon de proba-
bilidad normal, la desviacién estdndar o es una medida que indica que cerca del 68 % de los datos
se encuentra dentro de una banda alrededor de la media. De esta forma, la expresién 3o cubrira el

99,7% y 4o el 99,99 % del total de la variabilidad (82).
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99,7% de los datos estan dentro de un rango

P < N
de 3 desviaciones estandar del promedio
95% dentro de 2
desviaciones estandar
68% dentro de
< 1 desviacion — >
estandar
u—3a u—20 u—a i ut+ao n+ 20 u+ 30

Figura 29: Criterio n-sigma para una distribucion de probabilidad normal

Si se asume que no existe correlacion entre la carga y la energia renovable generada, la desviacion
estandar de la serie de tiempo de la carga neta (o) puede ser determinada como (85):

oNL = \/0% + 0% (25)

Donde o, v o son las desviaciones estandar de la serie de tiempo de la carga y de la potencia
solar, respectivamente; las que pueden representar la variabilidad o el error de prondstico en funcién
del tipo de reserva ().

En algunos lugares, la variabilidad de la generacién solar y de la carga horaria puede experimentar
una cierta correlacion (82). Ademsds, la distribucién de las variaciones generalmente no es estricta-
mente una distribuciéon normal. Sin embargo, la ecuacién ha sido comprobada para diversos
conjuntos de datos y ha producido resultados precisos para la desviacion estandar de la carga neta

(82).

Para determinar reservas con un enfoque estadistico se pueden seguir dos procesos distintos: El
primero basado en ¢ y el segundo en un nivel de excedencia.

El primero calcula reservas operativas adicionales (ARes) requeridas para cubrir el aumento de
variabilidad debido a la integraciéon de generaciéon renovable con un cierto nivel de confianza de
acuerdo a (6))(82)):

ARes =n(onp — or) (26)

Donde n se define a priori y representa el nivel de confianza (CL) utilizado. La ecuacién (26))
también puede ser utilizada para valores de o de las series de datos del error de prondstico de la
carga neta y de la carga. Tipicamente se utiliza un valor de tres (llamado método 30) (83)) para una
distribucién normal. Para cubrir eventos con distribucién no normal, se sugieren valores de n maés
altos.
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El segundo método, en lugar de determinar las reservas segin un multiplo de o, elige el nivel de
confianza (o de excedencia) basdndose en una tolerancia al riesgo a priori. Por ejemplo, para una
distribucién de probabilidad normal, si el nivel de confianza elegido es 99 %, corresponderia utilizar
un criterio 3o. Sin embargo, si la distribucion de probabilidad no es normal, se recomienda utilizar
un nivel de excedencia mayor para proporcionar el mismo nivel de riesgo.

La figura compara los dos procesos antes expuestos para determinar reservas operacionales.
Para el primer método se utilizé el valor de 30 y se comparé con el percentil de 99 % para el
segundo método. Los resultados indican que la regla 30 sobredimensiona las reservas requeridas en
comparacién con la regla de nivel de excedencia (40 % sobre 31 % respectivamente), lo que significa
que la muestra utilizada tiene distribucién de probabilidad no normal (82).

10000
7500
5000

2500 -

= i
= 0

—2500
~5000
—7500

—10000 T T T
Carga (99°) Carga (3sigma) Carga menos viento  Carga menos viento
(99°) (3sigma)

Figura 30: Comparacién de regla de nivel de excedencia con criterio n-sigma (82)) en Minnesota, US.

La variabilidad de la generacion renovable a gran escala es menor cuanto menor sea la ventana
de tiempo considerada (82). A modo de ejemplo, la figura [31| muestra las fluctuaciones de generacién
edlica, como un porcentaje de la potencia edlica instalada, sobre un horizonte de tiempo de 0,5 y 4
horas. Las desviaciones estandar para el cambio en la salida de potencia edlica sobre estos horizontes
de tiempo resultaron ser el 1,4% y el 9,3% de la capacidad edlica instalada total, respectivamente
(R6)). Si, por ejemplo, la capacidad edlica instalada es de 10 [GW], se estima, de acuerdo a lo anterior,
que las desviaciones estandar del cambio en las salidas de generacion edlica seran de 140 [MW] y 930
[MW] en los horizontes de tiempo de 0,5 y 4 horas, respectivamente. Esto significa que el rango de
posibles cambios en la produccién edlica en el horizonte de tiempo de 0,5 horas seria de alrededor de
+420 [MW] y para el horizonte de tiempo de 4 horas aproximadamente £2790 [MW].
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Figura 31: Frecuencia de la variabilidad de generacién edlica para distintas ventanas de tiempo (86)

El método n-sigma se ha aplicado por lo general con un enfoque estatico, donde los datos de
demanda y de recurso variable se utilizan para estimar una pdf Unica para cada tipo de reserva eva-
luada por ano (83)). Por lo tanto, se determina un nivel de reserva constante independiente del punto
de operacion del sistema para cada hora del horizonte de planificacién. Sin embargo, este criterio
también se puede utilizar teniendo en cuenta un enfoque dindamico en el que los requisitos de reserva
se modifican para cada hora del dia basado en una pdf horaria (83).

Cabe mencionar que si las fluctuaciones del recurso fueran perfectamente previsibles, el costo
adicional de operar el sistema con una gran penetraciéon de generacién variable no seria muy sig-
nificativo, siempre que haya suficiente flexibilidad en las plantas convencionales para cubrir dichas
variaciones (86]).

= Enfoque probabilistico

Este es el enfoque mas complejo, por lo que generalmente no se usa. Utiliza la funciéon de densidad
de probabilidad de las variables con incertidumbre para determinar su comportamiento en el tiempo
y cuantificar las reservas requeridas para un determinado nivel de confiabilidad del sistema.

Un método utilizado consiste en utilizar la teoria de confiabilidad de los sistemas de potencia
(90) utilizando la llamada funcién de generacién marginal (M), definida como la diferencia entre la
generacion total disponible y la carga. Dado que esta funcién es una relacién entre dos variables
aleatorias, es también una variable aleatoria (83)). Con el fin de calcular la distribucién de la funcién
de generacién marginal (f979") se deben tener en cuenta las distribuciones de probabilidad de la
generacién convencional (CG), de la generacion renovable (R) y de la carga (L) (M=CG+R-L) (83).
Para un determinado nivel de reserva Re, la distribucién de la generacién marginal mas las reservas,
es decir M + Re, describe la probabilidad de que Re sea suficiente para cubrir la escasez de genera-
ci6n. Los indices de confiabilidad clésicos tales como la probabilidad de pérdida de carga (LOLP), la
pérdida de carga esperada (LOLE) o la E[ENS] se pueden calcular en base a la distribucién fMargin
(83). Por lo general, las reservas de operacién se calculan con el fin de cumplir con un criterio de
confiabilidad especifico.
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Las funciones de distribucién de generacién marginal (SGMDs) para un intervalo de tiempo t se
calculan a partir de la funciéon densidad de incertidumbres en el sistema en esa ventana de tiempo.
Los fenémenos que afectan a la probabilidad de todas las SGMD son:

» Error de pronistico de generacién renovable (RFEs): Se definen como la diferencia entre el
promedio horario de la inyeccion real de generacién renovable y su valor pronosticado en una
ventana de tiempo de una hora (91))

= Error de prondstico de carga: Se define como la diferencia entre la demanda pronosticada y el
promedio horario de la demanda real en una ventana de tiempo de una hora (91))(82)

» Variabilidad del recurso variable: Se define como la diferencia entre el promedio en 10 minutos
de la generacién renovable y su promedio en la hora respectiva (91))

» Variabilidad de carga: Se define como la diferencia entre el promedio de la carga en 10 minutos
y el promedio de la hora correspondiente (91)

= Interrupciones de generacién: La distribucion de probabilidad discreta en caso de cortes en
la generacion convencional se calcula a partir de la tabla de probabilidad de interrupcién de
capacidad (CPOT) (90).

Las SGMDs pueden ser calculadas para distintas ventanas de tiempo segin se desee mediante
la convolucién de las distintas pdf de todas las fuentes de incertidumbre involucradas, siendo por
ejemplo:

= Funcién de generacién marginal en la ventana de tiempo de una hora (fir*9"™"): Representa

la probabilidad de desequilibrios de potencia en la ventana de tiempo de una hora en la hora t.
La funcién f1*9""" es el resultado de la convolucién de las pdf de todas las fuentes de incerti-
dumbre en el sistema, es decir, de la variabilidad del recurso renovable f&V la variabilidad
de la carga fEVart la RFE fRFEL el error de prondstico de carga fXFP! y la interrupcién de

suministro fEOuS

f\]g[argin,t _ fRVar,t % fLVar,t % fRFE,t % fLFE,t % fG’Out,f (27)

. . . . : Margin,t
» Funcién de generacién marginal en la ventana de tiempo de 10 minutos (figm  ): Representa

la probabilidad de desequilibrios de potencia en la ventana de tiempo de 10 min para una hora
t. fiolromt o5 el resultado de la convolucién de las pdf de la variabilidad del recurso variable
fEVart de la variabilidad de la carga fXVe"! y de la interrupciéon de suministro fEOut/.

Margin,t — fRVa'r,t % fLVar,t % fGOut,f (28)

10min

Las variables que participan en la determinacién de las SGMDs mencionadas se suponen inde-
pendientes. La independencia entre las variables involucradas se debe comprobar para cada caso
particular a través de un anélisis de correlacion.

La cuantificacién de las reservas operativas se realiza a través de las SGMDs calculadas para un
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nivel de confianza C'L especifico.

Los resultados de este método muestran ser significativamente més eficientes respecto a la determi-
nacién de una reserva estatica en el tiempo, sin embargo requieren un mayor esfuerzo computacional.

2.6. Conclusion

El efecto nube presenta desafios importantes a nivel sistémico debido a la variabilidad de poten-
cia generada en la central PV. Sin embargo, sélo un trabajo de la revision bibliografica abordé el
fenémeno desde una perspectiva sistémica. Dicho estudio mantiene la frecuencia del sistema dentro
de los margenes permitidos por la normativa mediante reservas en cada planta PV, logrando resulta-
dos satisfactorios. No obstante, su implementacion seria demasiado costosa ya que significa mantener
una reserva fija que podria estar sobredimensionada en ciertos puntos de operacion.

Para aumentar la eficiencia de la determinacion de reservas se hace necesario utilizar un meca-
nismo de cuantificaciéon basado en un prondstico metereologico de las condiciones climaticas. Cabe
destacar que dicho prondstico debe ser capaz de predecir el efecto nube, por lo que su horizonte de
tiempo debe ser del orden de los minutos.

En relacién a la determinacién de reservas, la bibliografia revisada aborda el tema de forma
sistémica, donde generadores convencionales aportan la reserva necesaria para mantener el sistema
estable a pesar de la generacién variable. Sin embargo, el objetivo del presente trabajo es que las
centrales PV también aporten reservas, de forma de contribuir a la regulacién de frecuencia del sis-
tema.

Lo que persigue el presente trabajo es determinar un nivel de reservas dindmico en centrales PV
tal que compense las variaciones de generacién producidas por el efecto nube en estas centrales. Para
esto, se utilizara el enfoque estadistico debido a su simplicidad y eficacia, considerando los datos de
las condiciones climéticas y su pronostico en el lugar de estudio. Con el fin de obtener diferentes
conclusiones, se realizara un estudio de sensibilidad del método propuesto.

2.7. Analisis estadistico de datos

El objetivo fundamental de la estaditica es analizar datos y transformarlos en informacion 1til
para tomar decisiones. En este trabajo se obtendran datos asociados al error de pronéstico de gene-
racion fotovoltaica, a partir de los cuales se desea obtener funciones densidad de probabilidad que
representen el comportamiento de este error. Para esto se utilizara la llamada “funcién de distribu-
cién empirica de la muestra”, la cual consiste en un estimador de la funcién de distribucién tedrica
de una serie de datos a partir de una muestra de datos. Como es légico, cuanto mayor sea la cantidad
de datos de la serie muestral, la funciéon obtenida serd més precisa.

La distribucion empirica es una funcion de probabilidad que asocia cada valor de la variable x
con la proporcion de datos menores o iguales que el valor z dado. Para su determinacién se considera
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que cada dato tiene una probabilidad de ocurrencia de 1/n, siendo n la cantidad total de datos.
Sean (x1,...,x,) los datos de la muestra y ¢y, ..., c; los diferentes valores que toman los x;. Para
h=1,...,k se denota n; el nimero de veces que el valor ¢, aparece.

ny, = Zﬂchm) (29)

La distribucion empirica de la muestra es la ley de probabilidad P sobre el conjunto {cy,...,cx},

tal que:
P = 30
() =2 (30)

Al realizar un grafico de barras en el que el eje de las abscisas es la variable y el eje de las ordenadas
su respectiva frecuencia absoluta se obtendra un histograma, el cual sirve para obtener una prime-
ra vista general de la distribucién de la variable. Un ejemplo de histograma se muestra en la figura [32]

Frecuencia

40 60 80 100 120 140
Wariable

Figura 32: Histograma

La forma de la curva del histograma da indicios de la densidad de probabilidad que representa
la serie de datos. Las distribuciones de probabilidad para las variables continuas mas comunes se
muestran a continuacion:

s Distribucién uniforme

Se dice que X es una v.a. uniforme en |[a, b],a < b, lo que se denota X ~ Ula, b], si su densidad
tiene la forma:

1

fx(z) = 5 lagass (31)
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Con I correspondiente a la funcién de identidad.

Densidad

1=
1
=
L
&»
-

& &

s
a b X

Figura 33: Funcién densidad de probabilidad uniforme

s Distribucién normal

Se dice que X es una v.a. normal de pardmetros p € Ry o%(c > 0) , lo que se denota
X ~ N(u,c?), si su densidad tiene la forma:

fx(x) = wormd (32)

Densidad

Cal
X

Figura 34: Funcién densidad de probabilidad normal

= Distribucion gamma

Se dice que X es una v.a. Gamma de parametros s; A > 0, lo que se denota X ~ Gamma(s, \),
si su densidad tiene la forma:

xs—le—)\x/\s

fx(@) = THIZO (33)
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Densidad

X

Figura 35: Funcién densidad de probabilidad gamma

Segun el parecido de la curva empirica se seleccionan las distribuciones de probabilidad candidatas
para representar la serie de datos. Para determinar qué tan adecuado es el ajuste de los datos a una
distribucién de probabilidad dada se han propuesto una serie de pruebas estadisticas que determinan
si el ajuste es adecuado, entre las cuales destaca la prueba de Smirnov Kolmogorov (92). Esta prueba
compara la funcién distribucién de probabilidad de la muestra, P (cp), con la funcién de probabilidades
tedrica escogida, P,(cp,). Los pasos a seguir para aceptar o rechazar la hipdtesis de que las curvan
siguen la misma fdp se detallan a continuacion (92)):

1. Calcular las frecuencias esperadas de la distribucién teodrica especifica en un arreglo de menor
a mayor

2. Arreglar estos valores tedricos en frecuencias acumuladas
3. Arreglar acumulativamente las frecuencias observadas

4. Aplicar la ecuacién , donde D,, es la maxima discrepancia de ambas funciones
D,, = maxz(P(cy) — Po(cp)) (35)

5. Comparar el valor estadistico D,, de Kolmogorov-Smirnov en la tabla de valores criticos de D,,
(adjunta en seccién anexos). Valores tipicos de probabilidad utilizados son de 0,05 y 0,01.

6. Decidir si se acepta o rechaza la hipotesis. Para todo valor de probabilidad mayor que el
correspondiente a D, se acepta legitima la distribucién de probabilidad evaluada

Cada funcion densidad de probabilidad posee parametros que representan su comportamiento.
Los parametros mas importantes se muestran a continuacion:

39



s Media muestral

Representa el promedio aritmético de los datos. Un buen prondstico deberia tener un error de
pronostico en torno al cero.

Si x1, 29, ..., x, representan los datos, entonces se tiene que la media muestral es:

o xit+re+ ..+, 1 —
— = ; 36
7 " y 2 (36)

» Varianza muestral

Cuantifica las distancias de los datos respecto al valor de la media. La ecuacién (37) muestra
la expresién que determina el valor de la varianza muestral:

o2 — > (zi —T)? (37)

n

» Desviacién estandar muestral

Es la raiz cuadrada positiva de la varianza. Esté expresada en la misma unidad de medicién que
los datos de la muestra. Representa la dispersion de la serie de datos en relacién a su promedio.
La expresion que determina su valor es la siguiente:

o=+Vo? = +\/Z?=1(xi — ) (38)

n—1

En base a la funcion densidad de probabilidad que representa a la muestra, es posible encontrar
X_ a2y Xayo tal que P(—a/2 < 2 < /2) =1 — v donde 1 — « es el nivel de confianza. En la figura
el intervalo [X_, /2, X /2] contiene un 1 — « de la totalidad de los datos. El intervalo [X_, /2, Xo /2]
presenta un 1 — « de nivel de confianza.
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Densidad

Variable

Figura 36: Representacion de intervalo de confianza

Para determinar los limites inferior y superior del intervalo que asegura un nivel de confianza NC'
se utiliza la funcién de distribucién acumulada Fy(x) de la variable aleatoria X, tal que Fx(x) =
P(X < z). Luego, asumiendo fdp simétrica, para encontrar el intervalo que asegura el nivel se
confianza deseado (1 — «) se resuelve la siguiente ecuacién:

P(—a/2 <z < a/2) = NC & Fx(a/2) — Fx(—a/2) = NC (39)

Con —a/2 y «/2 los limites inferior y superior del intervalo de confianza, respectivamente.

2.7.1. Suma de variables aleatorias independientes

Para conocer la fdp resultante de la suma de variables aleatorias continuas independientes a partir
de sus fdp individuales se procede como se detalla a continuacién.

Sean X e Y dos variables aleatorias continuas independientes con funciones densidad de proba-

bilidad fx(z) y fy(y), respectivamente. La fdp de Z, f(z), tal que Z = X + Y, estd determinada
de acuerdo a:

h(z) = (fx # fr)(2) = / e — ) fr(y)dy = / " (e — o) fx(a)de (40)

Siendo * el operador convolucién. Dicha operacion tiene propiedades de conmutatividad y aso-
ciatividad.
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3. Metodologia

El presente trabajo considera para un lugar geografico determinado el error de prondstico de
potencia fotovoltaica para determinar la funcién densidad de probabilidad (fdp) de dicho error y a
partir de ahi cuantificar las reservas operacionales mantenidas por una central PV en dicha zona.
El desempeno dindamico de dichas reservas se verifica mediante simulaciones dindmicas. La figura
presenta un diagrama con la metodologia propuesta.

Datos de . . . ..

. . Analisis Determinacion Simulaciones Analisis de
irradiaciacién Z) o Z) D . D

estadistico de reservas dindamicas resultados

W su prondstico

Punto de Caracteristicas
operacidn de la red

Figura 37: Diagrama de bloques de metodologia

3.1. Datos de pronéstico
En este trabajo se utiliza el prondstico de generacién fotovoltaica y su error de prondstico para
cuantificar reservas. Dicho error se calcula como lo indica la ecuacién (41)).

E! = P, — P (41)

real pron

Donde E; es el error de prondstico de potencia PV en el tiempo ¢, P!, la potencia real medida

real
en el tiempo t y P;mn la potencia pronosticada para el tiempo t.

El trabajo realizado en () desarrolla un conjunto de redes neuronales que pronostican la irradia-
cion en t+ 10 minutos en base a valores de irradiacion, temperatura y humedad relativa en el instante
t para tres estaciones metereolégicas en el norte de Chile. A partir de estos datos de irradiacién se
determina la potencia generada de acuerdo a la expresion (42)) (93)).

Pt = GSRf * Promi * MNplanta
e Estd
Donde GSR! representa la irradiacién en W/ m? de la central i en el tiempo t, P,omi la potencia

nominal de la central i en kW, nyianie la eficiencia de la planta y Egq4 es la irradiacion estandar de
1000 [W /m?].

(42)

Por lo tanto, el error de prondstico de potencia PV esta dado por:

Pnomi : anta
E! = (GSR{!,, — GSR; ) —tomi lplanta (43)

ireal ipron B
std
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Donde GSR!,,, corresponde a la irradiacién medida en el tiempo ¢ (real) y GS R0, a la irradiacién
pronosticada para el tiempo t.

3.2. Analisis estadistico

Para la cuantificacion de reservas operacionales se hace necesario realizar un analisis estadistico
del error de prondstico de generacion de potencia a partir del cual se determina su fdp y los parame-

tros que la caracterizan. Este procedimiento se realiza mediante los software Matlab (95) y EasyFit
Distribution Fitting (96]).

El comportamiento de un recurso variable, como la irradiacién solar o el viento, varia a lo largo
del tiempo, ya sea durante el dia, meses o a lo largo de las estaciones del ano. A modo de ejemplo, la
figura |38 muestra el aumento de variabilidad de potencia debida a la generacién edlica en la ventana
de tiempo de una hora. Los graficos muestran dos casos: un caso donde la generacién edlica esta
geograficamente dispersa (la capacidad instalada estd dividida en tres sitios con cantidades iguales
de energia edlica) y otro concentrado (la misma cantidad de MW en un solo lugar). Ademds, muestra
diferentes estaciones, meses y horas de estudio. En la figura se observa que las reservas adicionales
necesarias producto de la energia edlica no son constantes durante todo el ano, lo que es valido
también para el recurso solar. Ademas, cuando las centrales estan concentradas en el mismo lugar se
observa mayor variabilidad que cuando estan dispersas en la red.

o
=]
8

=]

g

1

g

g

@
S

80
B0

= E=lfl B Bl B

Disperso Disperso Concentrads  Concentrado Disperso DISDE!’SB Cuncentrado Cum:enlradc Disperso Disperso Concentrado  Concentrado
Marzo Agosto Marzo Agosto Aam 6 pm Verano Invierno Verano Invierno

60

40

Aumento en variabilidad [MW]

o

Aumento en variabilidad [MW]
Aumento en variabilidad [MW|

Figura 38: Variabilidad debida viento varia de acuerdo a hora del dia, época del ano y distribucion
de las centrales (82)

Debido a lo anterior, se propone realizar la asignacién de reservas para dos casos: a nivel local
y a nivel centralizado. El primero considera que cada central PV determina su nivel de reserva de
manera interna e independiente de las condiciones del resto del SEP. El segundo cuantifica la reserva

total requerida por el sistema dada la incertidumbre total agregada de las centrales PV en la red de
forma centralizada.

Ademas, ya que el comportamiento de la irradiacién varia a lo largo del ano, se propone consi-
derar para cada central PV una fdp anual, otra estacional y otra mensual, es decir, construir una
fdp anual con todos los datos disponibles, una para cada estacién del ano y una para cada mes,
respectivamente. Lo ultimo se justifica debido a fendémenos climaticos extremos que afectan a meses
particulares, por ejemplo el conocido “invierno boliviano”, el que produce que el mes de enero tenga
un comportamiento considerablemente distinto en el norte de Chile (97). Cada fdp se determina a
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partir del error de prondstico de potencia PV presentado cada 10 minutos. La cantidad de datos dis-
ponible no son suficientes para realizar un estudio para distintas horas del dia, por lo que se trabaja
con el error de pronéstico del dia completo.

= Asignacion a nivel local

En este caso, cada planta PV cuantifica sus reservas de forma individual e independiente del resto
del sistema en base a su propio error de prondstico, como se muestra en la figura Se considera
el error de prondstico de cada planta PV y en base a ello se determina su correspondiente nivel de
reserva.

A Centrales térmicas
O Centrales PV

|:| Reservas

Funcién densidad de
probabilidad (fdp)

Q) <l
1\7

Figura 39: Diagrama simplificado SING de Chile para control de reservas local

Para determinar las diferentes fdp representando al error de prondstico de potencia se consideran
los datos calculados en el bloque anterior. Para diferentes fdp conocidas se calcula la calidad del
ajuste a la serie de datos estudiada, como se explico en la seccién 2.7. Se selecciona la fdp con mejor
calidad de ajuste. El procedimiento se realiza para los casos anual, estacional y mensual para cada
una de las zonas estudiadas.

= Asignacién a nivel central

En este caso se considera que la fdp que representa al error de prondstico de potencia de cada
una de las plantas PV es dato de entrada para el operador del sistema. Segun esto, el operador
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determina la fdp que representa al error de prondstico total del sistema y en base a esto calcula
la reserva total requerida. Dicha reserva la distribuye entre cada una de las plantas de acuerdo a
un criterio determinado, el que se detallarda mas adelante. Lo expuesto anteriormente se muestra de
manera grafica en la figura |40}

A Centrales térmicas

o Centrales PV

[ |Reservas

|:| Funcidn densidad de probabilidad
(fdp)

Operador
<:I de red <:|

gl
=t

Figura 40: Diagrama simplificado SING de Chile para control de reservas centralizado

Para obtener el error de prondstico total del sistema se deben sumar los errores de las centrales
individuales. Ya que éstos son variables aleatorias se requiere un tratamiento estadistico que lo realice.
Asumiendo independencia de las variables aleatorias, la fdp del caso centralizado corresponde a la
convolucién de las fdp individuales, es decir:

fdpc = fdpy = fdps * fdps (44)

Donde fdp; corresponde a la funciéon densidad de probabilidad que representa al error de prondsti-
co de potencia de la zona i.

3.3. Determinacion de reservas

Para calcular la potencia a reservar asociada al error de prondstico se utilizan las fdp determinadas
en el bloque anterior. Para cada una de éstas, se determina el error de prondstico de potencia que
asegura un nivel de confinza dado, como se detalld en la seccién 2.7. En este trabajo se considera
solo el error de prondstico correspondiente a la cola negativa de la fdp, como se muestra en la figura

231}
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Figura 41: Error de prondstico para un nivel de confianza dado

Lo anterior se debe a que se considera sélo el peor caso de error de prondstico, el cual consiste en
que el pronostico de potencia sea mayor al valor real de ésta. Ya que el error se calculé de manera

t_ pt t : Lot
que B, = Pl — Pyonosticadar €1 PEOT caso corresponde a un error negativo de pronéstico.
Luego, la reserva necesaria PYC asociada al error de prondstico dado un nivel de confianza NC

es tal que:

P(z > PNC )= NC (45)

error

En particular, para el caso centralizado el operador calcula la potencia del error de prondstico
total del sistema a partir de la fdp centralizada calculada mediante convolucién. Dicha potencia es
distribuida para cada planta PV de manera proporcional al error de prondstico que registra cada una
de ellas. De esta forma, la potencia a reservar producto del error de prondstico para cada una de las
centrales PV se calcula mediante la expresion (46)).

PZ-NC — P%VC . WiNC' (46)
Con
PNC’ ;
WNC = __—errort (47)

’ Zi:l PEZXTC(;N
Donde PN¢ . es el nivel de reserva producto del error de prondstico de la central PV i para un
nivel de confianza NC, PNC 1 el nivel de reserva producto del error de pronéstico total requerido
para un nivel de confianza NC, PNC . la reserva asociada dado el error de prondstico de potencia
para un nivel de confianza NC' para la central i, n la cantidad de centrales PV y W; el ponderador

seguin error de prondstico de cada central 1.
Los montos de potencia reservada obtenidos anteriormente son producto del error de prondstico

de la potencia PV generada para un nivel de confianza dado. Sin embargo, para determinar las
reservas operacionales aplicadas en las simulaciones dindmicas también se debe considerar el cambio
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de potencia pronosticado. En el presente trabajo se busca suavizar el cambio de potencia para evitar
grandes fluctuaciones en la frecuencia del sistema, por lo que se considera que en el tiempo ¢ se
reserva lo correspondiente a la diferencia P! — P10 m4s la reserva asociada al error de prondstico,
es decir:

Rt

neta

_ Pt . Pt+10 + |PNC (48)

error
Donde P! es la potencia actual en el tiempo ¢, P10 es la potencia pronosticada para el tiem-

po t+10 minutos y PYC es la reserva asociada al error de pronéstico dado un nivel de confianza NC'.

En términos de porcentaje la expresién (48]) se expresa de la siguiente manera:

100 - (Pt — P10 4 |PNC |

error

Rt

porc ~ Pt

(49)

Para comprender cémo opera la reserva de la expresién (49), en la figura se presenta un
ejemplo, donde se considera que la potencia PV generada en ¢ es de 960 [MW] y se pronostica que
en t + 10 minutos se generaran 947 [MW]. Ademds, se calculé que para cierto nivel de confianza se
deben reservar 54 [MW] debido al error de prondstico. Luego, el deload con el que se opera en t estd
dado por:

100 - (960 — 936 + 54)

R = =8,13% 50
I 960 ’ (50)
P[MW]“

960 T

Reserva para
tiermpo t
935 = —_— e
54]_ Parror
T T S
t t+10 t+20

Figura 42: Reserva considerando cambio de potencia y error de prondstico

Con el fin de evitar sobredimensionar las reservas aplicadas se considera una cota inferior y otra
superior. La primera guarda relacién con el cambio de potencia que tolera el sistema sin ver afectada
su frecuencia de acuerdo a un criterio determinado. El criterio utilizado consiste en considerar la
potencia que significa un cambio de frecuencia de 0,2 [Hz|, denominada P, que corresponde a la
banda permitida por la normativa chilena (98)). Cuando el cambio de potencia pronosticado es menor
a dicha potencia determinada, entonces la reserva corresponde a cero. Por otro lado, la cota superior
corresponde a un 15 % de deload, ya que en ({9) se obtuvo que con dicho nivel de reserva el desempetio
de la frecuencia es correcto. Luego, la expresién final para la determinacion de reservas es la siguiente:
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0 si Pt _Pt+10+ ‘pNC ’ < me

Res' = { 15 si Rt .>15 (51)

‘porc
Rt
‘porc

3.4. Simulaciones dinamicas

Una vez determinadas las reservas se realizan simulaciones dinamicas de manera de verificar el

comportamiento de la frecuencia del sistema. Para esta etapa se utiliza el software DigSILENT Power
Factory (L00).

Los escenarios considerados consisten en:
= Sin control (deload=0 %)
= Con deload constante igual a 15%

= Con deload dindmico para distintos niveles de confianza

Las simulaciones dindmicas se realizan para un dia con gran variabilidad de radiacién solar, lo que
ocurre en un dia nublado con grandes rampas de irradiacién. El dia a simular corresponde entonces
a un peor escenario (Worst Case Scenario).
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4. Caso de estudio

El sistema de potencia considerado es un sistema de 50 [Hz] (SING). La matriz energética del
SING se caracteriza por una mezcla térmica basada en carbén, petroleo y gas natural con una ca-
pacidad proyectada de 5800 [MW] para el ano 2020. La carga méxima proyectada es de 3300 [MW].
La carga del sistema se caracteriza por un 90 % de carga industrial (industria minera), mientras que
el 10 % restante corresponde a clientes residenciales (76)).

El SING esta ubicado en medio del desierto de Atacama, por lo que tiene un gran potencial de
generacién fotovoltaica. Lo anterior sumado a las estimaciones de 2,5 [GW] de capacidad instalada de
tecnologia PV para el afio 2017 en Chile (I01]) suponen una insercién concentrada de plantas PV en
el norte del pais. Un sistema de estas dimensiones y caracteristicas posee una baja inercia asociada,
tasas de rampa limitadas y tiempos de reaccién lentos por parte de la generacion convencional, lo
que podria ser un problema para la estabilidad de frecuencia del sistema.

Se consideran tres zonas de estudio: Pozo Almonte con 4 centrales PV, Crucero con 4 centrales
y Salar con 6 centrales. Las centrales correspondientes a una misma zona se consideran idénticas en
cuanto a irradiacién recibida y caracteristicas. Las zonas se muestran en la figura[d3]y sus coordenadas
geograficas se detallan en la tabla |1l La potencia nominal y eficiencia de cada zona se muestra en la
tabla 2

\
DyTeconas
Salar de () Aguas Blancas
Baquedang Alacama

* RESE|
NACIONAL
LOS FLAMEN

uejnlren'sud)/

ANTOFAGASTA @1

Figura 43: Zonas PV en estudio

Tabla 1: Coordenadas geograficas zonas PV en estudio

Pozo Almonte  Crucero Salar
Latitud 20.2568 S 222746 S 22.3409 S
Longitud 69.775 O 69.5661 O 68.8766 O
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Tabla 2: Potencia nominal y eficiencia por zona

Pnom [MW] Eficiencia

Crucero 935 0,23
Pozo Almonte 935 0,23
Salar 1403 0,23

La validacién de la metodologia propuesta se realiza mediante simulaciones dindmicas observando
el comportamiento de la frecuencia durante un dia critico. El dia seleccionado es el 7 de Febrero, por
ser el dia que presenta mayor variabilidad de irradiaciéon y participacion de generacion fotovoltaica

en el sistema (9). Las figuras y 46| muestran los perfiles de radiacién y su prondstico para cada
zona utilizados en las simulaciones dinamicas.

Secciones no sombreadas Seccién sombreada
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1350
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1250 1000
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1150

1100
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=1 10:48 12:00 1212 14:24 15:3% 16:48 12:00 336 10:48 12:00 13:12 14:24 15:36 16:48 13:00

——real ——prondstico ——real ——prondstico

Figura 44: Perfil de irradiacion y su pronostico para Crucero
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Figura 45: Perfil de irradiacién y su pronéstico para Pozo Almonte
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Figura 46: Perfil de irradiacién y su prondstico para Salar
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La capacidad de potencia fotovoltaica cosiderada al 2020 es de 1500 [MW], correspondiente al
25 % de la capacidad total en el SING. La tabla 3] muestra la maxima potencia fotovoltaica generada
por zona el dia 7 de febrero.

Tabla 3: Maxima potencia fotovoltaica generada durante dia de estudio

Crucero [MW] 692,1
Pozo Almonte [MW] 773
Salar [MW] 170,4
TOTAL [MW] 939,8

La demanda se estima para el ano 2020 a partir de un andlisis histérico de la carga. En las
simulaciones dindmicas se considera constante igual a 2432 [MW].
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5. Resultados y analisis

A continuacion, se presentan los resultados obtenidos. Primero se presentan los resultados del
analisis estadistico y luego los resultados de las simulaciones dindmicas realizadas.

5.1. fdp de los errores de prondstico por zona

Para cada una de las funciones densidad de probabilidad empirica obtenidas se realiz6 la prueba
de Smirnov Kolmogorov para determinar la fdp que mas se asemeja a los datos y asi conocer el
comportamiento del error de prondstico de potencia en cada caso (92)).

Conociendo la fdp que se ajusta a cada serie de datos del error de prondstico es posible realizar
un andlisis de sensibilidad entre el nivel de confianza y el nivel de reserva que éste implica.

En lo que sigue se presentan los resultados obtenidos a nivel local y centralizado.

5.1.1. Local: fdp obtenidas para cada estacion metereolégica

A continuacion, se presentan las fdp del error de prondstico y las reservas requeridas para distintos
niveles de confianza para cada una de las estaciones metereoldgicas consideradas:

s Pozo Almonte

Las figuras[47] [48)y {9 muestran las funciones de densidad de probabilidad a nivel anual, estacional
y mensual para Pozo Almonte.
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Figura 47: fdp anual empirica y ajustada para Pozo Almonte. fdp Error
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Figura 48: fdp empirica y ajustada estacionales para Pozo Almonte
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(j) Octubre. fdp Log-Logistic (k) Noviembre. fdp Gen-Logistic (1) Diciembre. fdp Hypersecant
Figura 49: fdp empirica y ajustada mensuales para Pozo Almonte
De las figuras anteriores se observa un buen ajuste de los datos empiricos a las distintas distri-

buciones presentadas. Sin embargo, su baja curtosis (es decir, alta dispersién de los datos) en la
practica se traduce en mayores errores de prondstico para asegurar altos niveles de confianza.

La figura [50| muestra la reserva de potencia producto del error de prondstico para una planta de

100 [MW] para distintos niveles de confianza. Las barras gruesas representan valores promedio y las
delgadas su maximo y minimo.
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De la figura se observa que las magnitudes de reserva cuando se considera una fdp anual presenta
mejores resultados en términos de menor requerimiento de reserva en comparacion a los otros casos.
Esto podria deberse a la baja cantidad de datos histéricos que posee la estacién metereolégica Pozo

Almonte.

s Crucero

A continuacién se muestran las fdp para la estacién Crucero.
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Figura 51: fdp empirica y ajustada anuales para Crucero. fdp Cauchy
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Figura 53: fdp empirica y ajustada mensuales para Crucero

En general, el error de prondstico en Crucero tiene un comportamiento bastante ajustado al de
una fdp de Cauchy, excepto por el mes de mayo que presenta un comportamiento irregular. Se obser-
va una alta curtosis, es decir, una gran concentracién de datos en torno a la media. Esto es bastante
positivo en términos de reserva, pues la baja dispersion del error de prondstico significa que una baja
reserva garantiza un buen nivel de confianza.

La figura [54] muestra las reservas debidas al error de pronéstico en Crucero para distintos niveles
de confianza para una central de 100 [MW]. Las barras gruesas representan los valores promedios y
las sobrepuestas su maximo y minimo.
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Figura 54: Reservas promedio debida a error de prondstico para distintos niveles de confianza para
Crucero

De la figura [54] se observa que incluso para un 98 % de nivel de confianza las reservas requeridas
debido al error de prondstico son bastante bajas (menores a 7 MW), lo que significa que el pronéstico
de la estacion Crucero es bastante bueno. Para este caso la determinacién de reservas mediante la
construccién de una fdp mensual significa mayores montos de reservas que los casos estacional y
anual.

s Salar

Las fdp anual, estacional y mensual para Salar se muestran a continuacién:
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Figura 55: fdp empirica y ajustada anuales para Salar. fdp Cauchy
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Figura 56: fdp empirica y ajustada estacionales para Salar
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Figura 57: fdp empirica y ajustada mensuales para Salar
De los graficos anteriores se concluye que en esta zona existen importantes diferencias entre al-
gunos meses. Esto se debe a que para esta estacién metereoldgica no se contaban con buenos datos

para los meses de Febrero, Marzo, Abril, Mayo y Noviembre. El resto de los meses muestra un com-
portamiento con alta curtosis, lo que es favorable para la determinacion de bajas reservas.

La figura [58| muestra la asignacion de reservas debida al error de pronostico de Salar para una
central de 100 [MW].
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Figura 58: Reservas promedio debida a error de prondstico para distintos niveles de confianza para
Salar

Se observa que determinar reservas mediante una fdp mensual es el caso que lleva a menores
reservas.

5.1.2. fdp obtenidas para caso centralizado

En esta seccion se presentan las fdp centralizadas considerando todas las centrales PV del sistema.
Los resultados de las distintas convoluciones se presentan a continuacion:

s 210°

Figura 59: Funcién densidad de probabilidad anual a nivel centralizado
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Figura 60: Funciones densidad de probabilidad estacionales a nivel centralizado
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Figura 61: Funciones densidad de probabilidad mensuales a nivel centralizado

La grafica 62| muestra las reservas debidas al error de pronéstico a nivel centralizado para una
central PV de capacidad instalada de 100 [MW].
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Figura 62: Reservas promedio para una central PV de capacidad de 100[MW] para distintos niveles
de confianza

Se observa que en el caso centralizado se obtienen bajos niveles de reservas, llegando al 8 % de la
capacidad instalada considerando todas las centrales PV en el mayor nivel de confianza estudiado.
La construcciéon de una fdp a nivel mensual y anual presentan menores requerimientos de reservas
que en el caso estacional.

= Conclusiones de fdp obtenidas

La figura [63| compara las reservas debidas al error de prondstico calculadas de manera local en
Pozo Almonte, Crucero y Salar necesarias para una central PV de 100 [MW]. Se observa que Salar
requiere mayores niveles de reserva que las otras dos zonas, llegando a 16 % de la capacidad nominal
de la planta para un 0,98 de nivel de confianza, mientras que Crucero requiere niveles de reservas
pequenos para los mismos niveles de confianza.
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Figura 63: Reservas promedio en [ %)] para distintos niveles de confianza para cada zona

No existe una tendencia clara sobre qué fdp (anual, estacional o mensual) significa menores montos
de reservas asociados. Con el objetivo de decidir qué fdp se utilizardn en las simulaciones dindmicas
se considera la distribucién (anual, estacional o mensual) que presente el menor promedio de reservas
requeridas en su aplicacién para el caso local y centralizado. En la tabla [4] se muestran los promedios
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anuales, estacionales y mensuales para un nivel de confianza de 0,95. Se observa que el caso mensual
significa la menor asignacion de reservas, por lo que se elige este caso para las simulaciones dinamicas.

Tabla 4: Promedios de reservas en Pozo Almonte, Crucero, Salar y centralizadas

Promedio Promedio Promedio
anual [MW] estacional [MW] mensual [MW]
150,28 172,04 150,06

Recordar que las reservas calculadas en el caso centralizado son para todas las plantas fotovoltaicas
del sistema. Para distribuir las reservas totales requeridas entre las centrales PV se utilizan las
ecuaciones y presentadas en la metodologia. A modo de ejemplo, la figura @ presenta
la distribucion de reservas para cada una de las zonas estudiadas dado un nivel de confianza de
96 % con fdp mensual centralizada (barras azules). Para comparar los resultados a nivel centralizado
y local, la figura [64 ademds presenta la distribucién de reservas a nivel local dadas las mismas
condiciones (barras color naranjo). Se observa que cuando se cuantifican reservas a nivel local se
obtienen reservas levemente superiores en comparaciéon a cuando se procede a nivel centralizado. De
esta forma se confirma la ventaja de considerar una fdp sistémica.
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Figura 64: Reservas para cada una de las zonas con fdp mensual local centralizada

Dado que la cantidad de reservas necesarias producto del error de prondstico aumenta significa-
ticamente con el aumento de nivel de confianza, se propone evaluar el desempeno de la metodologia
propuesta para los niveles de confianza (NC) de 95, 96 y 97 %.

Finalmente, los escenarios de estudio para las simulaciones dinamicas son los siguientes:

Sin control (deload=0 %)

Deload constante igual a 15 %

Deload dindmico local con 95 % de NC

Deload dindmico local con 96 % de NC

Deload dindmico local con 97 % de NC
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» Deload dindmico centralizado con 95 % de NC
= Deload dindmico centralizado con 96 % de NC

» Deload dindmico centralizado con 97 % de NC

5.2. Simulaciones dinamicas

Las simulaciones dinamicas fueron realizadas en un modelo del SING con 120 barras para el ano
2020 en el software DigSilent PowerFactory. Las fdp utilizadas son las correspondientes al estudio
mensual, ya que al significar menores montos de reservas se considera el peor escenario y satisface
de mejor manera el objetivo de este trabajo de determinar pequenos niveles de reservas.

Las figuras y [67] muestran la frecuencia en [Hz] del sistema de potencia para los distintos
escenarios estudiados para el dia 7 de Febrero. Las lineas punteadas en 49,8 y 50,2 [Hz] indican la
minima y maxima frecuencia permitida por la normativa chilena en operaciéon normal (98). Se observa
que el tnico escenario en que la frecuencia se sale de la normativa de manera significativa es el que
opera sin deload, mientras que los escenarios que consideran la metodologia propuesta presentan un
buen comportamiento.

Frecuencia [Hz] con 0,95 NC

50,3
50,2
50,1
50,0

49,9

49,8

49,7
9:36 10:48 12:00 13:12 14:24 15:36 16:48 18:00

0cte 15 cte local 0,95NC

central 0,95NC

Figura 65: Frecuencia del sistema para caso base, deload 15 % constante y local y centralizado para

0.95 de NC
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Frecuencia [Hz] con 0,96 NC
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Figura 66: Frecuencia del sistema para caso base, deload 15 % constante y local y centralizado para
0.96 de NC

Frecuencia [Hz] con 0,97 NC
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Figura 67: Frecuencia del sistema para caso base, deload 15 % constante y local y centralizado para
0.97 de NC

La tabla [5| muestra el tiempo en que la frecuencia se sale de los limites establecidos por la
normativa. Se observa que en ningin escenario la frecuencia supera los 50,2 [Hz| permitidos. Los
escenarios que presentan frecuencia por debajo de los 49,8 [Hz| son con 0% deload y con un 0.95 de
nivel de confianza a nivel local. En el primer caso la frecuencia sale de la normativa en una cantidad
de tiempo considerable (4,33 %), mientras que en el segundo caso se considera despreciable. Por lo
tanto, se observa una mejora significativa respecto al caso base en términos de frecuencia con los
distintos escenarios estudiados.
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Tabla 5: Tiempo bajo 49,8 [Hz| y sobre 50,2 [Hz] para distintos escenarios

Tiempo bajo Tiempo sobre

Escenario 49,8 Hz [%] 50,2 Hz [%)]

0 cte 4,33 0,00

15 cte 0,00 0,00
local 0.95NC 0,13 0,00
central 0.95NC 0,00 0,00
local 0.96NC 0,00 0,00
central 0.96NC 0,00 0,00
local 0.97NC 0,00 0,00
central 0.97NC 0,00 0,00

La figura |68 muestra la generacion fotovoltaica total durante el dia de estudio para los diferentes
escenarios. Se observa que el escenario con mayor generacion fotovoltaica es el caso base, lo que es
de esperar pues los demads escenarios operan con reservas. A su vez, los escenarios de la metodologia
propuesta presentan mayor generacién PV que el escenario con deload 15 % constante.
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Figura 68: Generacién fotovoltaica durante dia de estudio para distintos escenarios simulados

La figura 69| muestra la pérdida total de energia durante el dia de estudio para los distintos esce-
narios en relacion al caso base. Se observa que las pérdidas de energia para los escenarios propuestos
por la metodologia son significativamente menores que en el escenario con 15 % constante de reserva
manteniendo la frecuencia dentro de un rango establecido. Como era de esperar, a mayor nivel de
confianza utilizado mayor pérdida de energia debido a los mayores niveles de reserva.
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Figura 69: Pérdida de energia total durante el dia de estudio para distintos escenarios

Ademas, se aprecia que designar reservas a nivel centralizado significa considerablemente menores
montos de pérdidas de energia durante el dia de estudio en relaciéon al caso local.

En definitiva, se concluye que la metodologia propuesta muestra muy buenos resultados en cuanto
a disminuir las pérdidas de energia asociadas a la operacion deload manteniendo la frecuencia dentro
de los margenes permitidos. Ademas, si se desea trabajar con pequenios montos de reservas es con-
veniente que el operador del sistema determine las reservas para cada central PV a nivel centralizado.
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6. Conclusiones

En el presente trabajo se muestra una estrategia de determinacién de reservas dinamicas con el
fin de enfrentar la variabilidad de generacién fotovoltaica producto del efecto nube. La investigacién
se basa en estudios anteriores sobre regulacién de frecuencia mediante reservas constantes y cuenta
con un sistema de prondstico de irradiacion solar para una ventana de tiempo de 10 minutos. Dicha
estrategia consiste en calcular la potencia que se debe reservar producto del error de prondstico para
cubrirlo con un cierto nivel de confianza mediante un estudio estadistico. La reserva final determina-
da depende de dicha potencia y del cambio de potencia pronosticado para los préximos 10 minutos.
El estudio se hace considerando el Sistema Interconectado del Norte Grande de Chile de 50 [Hz| con
un 25 % de penetracién fotovoltaica instalada. Este cuenta con un sistema de control que mitiga los
efectos que tiene sobre la frecuencia del sistema el sombreado parcial de una planta PV mediante la
operacion con reservas (modo deload). Estas reservas se despliegan cuando parte de la central PV
se encuentra sombreada, lo que suaviza la potencia inyectada en el punto de conexién de la planta PV.

La primera parte de este trabajo consiste en la determinacion de una funcién densidad de proba-
bilidad (fdp) que represente al error de pronéstico estudiado. El anélisis es realizado para tres zonas
PV y para dos casos: a nivel local, en el que cada zona determina sus reservas de manera indepen-
diente de las demds, y a nivel centralizado, en el que se determinan las reservas totales requeridas
considerando la generacién PV total del sistema y éstas son distribuidas a cada zona de acuerdo a un
criterio determinado. El objetivo de lo anterior es comparar qué método resulta en menores montos
de reservas. Ademas, el andlisis se hace a nivel anual, estacional y mensual. Los resultados muestran
que utilizar niveles de confianza de 95, 96 y 97 % significan un buen trade off entre confianza y la
necesidad de utilizar bajos niveles de reservas. Las reservas debidas al error de pronédstico llegan a
un 8 % en el peor escenario, que corresponde al promedio de las reservas requeridas por las distin-
tas estaciones del ano con fdp estacional. Esto ultimo se considera positivo para el objetivo de este
trabajo. La determinacién de reservas mediante fdp mensual del error de prondstico es el caso que
conlleva menores niveles de reserva. Por otro lado, un estudio a nivel centralizado conlleva menores
montos se reserva que el caso local.

Adicionalmente se realizaron simulaciones dinamicas en el software DigSilent utilizando las reser-
vas calculadas a nivel local y centralizado para los niveles de confianza de 95, 96 y 97 % considerando
la fdp mensual, ya que significa menores niveles de reserva y por lo tanto se abarca el caso mas critico.
Ademas se realizaron simulaciones con 0 % (caso base) y 15 % de deload constante. Los resultados de
las simulaciones muestran una mejora significativa en términos de frecuencia respecto al caso base
sin reservas, mientras que las pérdidas de energia fotovoltaica disminuyen entre 50 y 67 % respecto
al caso que considera reservas de 15 % constante.

La metodologia propuesta presenta una ventaja al determinar la reserva asociada al error de
prondstico y luego con ésta calcular las reservas dindmicas operacionales pues da libertad al lector de
determinar la expresion final de calculo de reservas, mientras que entrega una metodologia consistente
para determinar la reserva asociada al error de prondstico. Se concluye que la metodologia propuesta
es satisfactoria ya que disminuye de manera significativa las pérdidas de energia que conlleva un
deload constante de 15 % manteniendo la frecuencia del sistema dentro de los niveles aceptados por
la normativa.
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7. Anexos

7.1. Prueba de Kolmogorov-Smirnov
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Figura 70: Escenarios de estudio a nivel centralizado
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7.2. Resultados estadisticos

7.2.1. Crucero

Tabla 6: Error [MW] Crucero para un 95 % de confiabilidad para central de 100 [MW]

Anual 1,24
Verano 1,50

Estacional Otono 1,32
Invierno 1,04

Primavera 1,04

Enero 2,50

Febrero 1,34

Marzo 1,37

Abril 1,29
Mayo 1,92
Mensual Junio 1,66
Julio 1,12

Agosto 0,71
Septiembre 0,76
Octubre 0,87
Noviembre 1,24
Diciembre 0,98

Tabla 7: Error [MW] Crucero para un 96 % de confiabilidad para central de 100 [MW]

Anual 1,54
Verano 1,86

Estacional Otono 1,63
Invierno 1,29

Primavera 1,29

Enero 3,13

Febrero 1,65

Marzo 1,69

Abril 1,59
Mayo 2,41
Mensual Junio 2,11
Julio 1,39

Agosto 0,89
Septiembre 0,95
Octubre 1,07
Noviembre 1,54
Diciembre 1,21
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Tabla 8: Error [MW] Crucero para un 97 % de confiabilidad para central de 100 [MW]

Anual 2,03
Verano 2,45

Estacional Otono 2,15
Invierno 1,71

Primavera 1,71

Enero 4,16

Febrero 2,16

Marzo 2,23

Abril 2,09
Mayo 3,22
Mensual Junio 2,84
Julio 1,84

Agosto 1,17
Septiembre 1,26
Octubre 1,41
Noviembre 2,04
Diciembre 1,60

Tabla 9: Error [MW] Crucero para un 98 % de confiabilidad para central de 100 [MW]

Anual 3,01
Verano 3,63

Estacional Otono 3,18
Invierno 2,55

Primavera 2,53

Enero 6,23

Febrero 3,19

Marzo 3,30

Abril 3,09
Mayo 4,84
Mensual Junio 4,32
Julio 2,73

Agosto 1,75
Septiembre 1,88
Octubre 2,07
Noviembre 3,03
Diciembre 2,39
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7.2.2. Pozo Almonte

Tabla 10: Error [MW] Pozo Almonte para un 95 % de confiabilidad para central de 100 [MW]

Anual 2,21
Verano 2,70

Estacional Otono 2,08
Invierno 3,86

Primavera 1,92

Enero 2,73

Febrero 2,80

Marzo 2,09

Abril 1,92
Mayo 2,14
Mensual Junio 3,86
Julio 3,22

Agosto 4,06
Septiembre 1,84
Octubre 1,88
Noviembre 1,83
Diciembre 2,25

Tabla 11: Error [MW]| Pozo Almonte para un 96 % de confiabilidad para central de 100 [MW]

Anual 2,43
Verano 2,96

Estacional Otono 2,29
Invierno 4,82

Primavera 2,07

Enero 3,00

Febrero 3,07

Marzo 2,31

Abril 2,11
Mayo 2,35
Mensual Junio 4,79
Julio 4,01

Agosto 5,09
Septiembre 2,04
Octubre 2,03
Noviembre 1,97
Diciembre 245
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Tabla 12: Error [MW] Pozo Almonte para un 97 % de confiabilidad para central de 100 [MW]

Anual 2,70
Verano 3,29

Estacional Otono 2,54
Invierno 6,42

Primavera 2,27

Enero 3,37

Febrero 3,42

Marzo 2,61

Abril 2,36
Mayo 2,61
Mensual Junio 6,37
Julio 5,29

Agosto 6,81
Septiembre 2,31
Octubre 221
Noviembre 2,14
Diciembre 2,70

Tabla 13: Error [MW] Pozo Almonte para un 98 % de confiabilidad para central de 100 [MW]

Anual 3,12
Verano 3,75

Estacional Otono 2,90
Invierno 9,64

Primavera 2,54

Enero 3,84

Febrero 3,91

Marzo 3,05

Abril 2,70
Mayo 3,00
Mensual Junio 9,52
Julio 7,89

Agosto 10,25
Septiembre 2,70
Octubre 2,48
Noviembre 2,38
Diciembre 3,06
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7.2.3. Salar

Tabla 14: Error [MW] de Salar para un 95 % de confiabilidad para central de 100 [MW]|

Anual 3,24
Verano 2,72

Estacional Otono 5,75
Invierno 1,39

Primavera 3,51

Enero 1,57

Febrero 4,04

Marzo 3,91

Abril 6,26
Mayo 4,34
Mensual Junio 2,10
Julio 2,79

Agosto 1,44
Septiembre 1,26
Octubre 1,52
Noviembre 2,46
Diciembre 1,33

Tabla 15: Error [MW] de Salar para un 96 % de confiabilidad para central de 100 [MW]|

Anual 4,04
Verano 3,38

Estacional Otono 7,18
Invierno 1,73

Primavera 4,39

Enero 1,93

Febrero 5,08

Marzo 4,89

Abril 7,83
Mayo 4,61
Mensual Junio 2,62
Julio 3,51

Agosto 1,78
Septiembre 1,57
Octubre 1,89
Noviembre 2,70
Diciembre 1,64
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Tabla 16: Error [MW] de Salar para un 97 % de confiabilidad para central de 100 [MW]

Anual 5,38
Verano 4,49

Estacional Otono 9,55
Invierno 2,30

Primavera 5,85

Enero 2,52

Febrero 6,80

Marzo 6,51
Abril 10,44

Mayo 4,96

Mensual Junio 3,48
Julio 4,70

Agosto 2,34

Septiembre 2,08

Octubre 2,52

Noviembre 3,07

Diciembre 2,15

Tabla 17: Error [MW] de Salar para un 98 % de confiabilidad para central de 100 [MW]

Anual 8,04
Verano 6,68

Estacional Otono 14,29
Invierno 3,44

Primavera 8,77

Enero 3,70

Febrero 10,24

Marzo 9,76

Abril 15,65

Mayo 5,41
Mensual Junio 5,21
Julio 7,08

Agosto 3,46
Septiembre 3,11
Octubre 3,77
Noviembre 3,57
Diciembre 3,18
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7.2.4. Centralizado

Tabla 18: Error [MW] para un 95 % de confiabilidad para central de 100 [MW] a nivel centralizado

Anual 1,85
Verano 1,82

Estacional Otono 2,89
Invierno 1,99

Primavera 1,88

Enero 1,65

Febrero 2,27

Marzo 2,21

Abril 3,08
Mayo 2,17
Mensual Junio 2,48
Julio 2,44

Agosto 1,98
Septiembre 0,98
Octubre 1,07
Noviembre 1,74
Diciembre 1,14

Tabla 19: Error [MW] para un 96 % de confiabilidad para central de 100 [MW] a nivel centralizado

Anual 2,24
Verano 2,16

Estacional Otono 3,58
Invierno 2,49

Primavera 2,31

Enero 1,93

Febrero 2,77

Marzo 2,70

Abril 3,83
Mayo 2,33
Mensual Junio 3,10
Julio 3,05

Agosto 2,47
Septiembre 1,14
Octubre 1,25
Noviembre 2,11
Diciembre 1,31
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Tabla 20: Error [MW] para un 97 % de confiabilidad para central de 100 [MW] a nivel centralizado

Anual 2,92
Verano 2,74

Estacional Otono 4,73
Invierno 3,31

Primavera 3,03

Enero 2,41

Febrero 3,62

Marzo 3,52

Abril 5,08
Mayo 2,54
Mensual Junio 4,13
Julio 4,06

Agosto 3,29
Septiembre 1,40
Octubre 1,57
Noviembre 3,14
Diciembre 1,58

Tabla 21: Error [MW] para un 98 % de confiabilidad para central de 100 [MW] a nivel centralizado

Anual 4,32
Verano 3,97

Estacional Otono 7,46
Invierno 4,96

Primavera 4,50

Enero 3,43

Febrero 5,37

Marzo 5,19

Abril 7,73
Mayo 2,86
Mensual Junio 6,23
Julio 6,12

Agosto 4,92
Septiembre 1,94
Octubre 2,26
Noviembre 5,95
Diciembre 2,15

86



	Introducción
	Motivación
	Objetivo general
	Objetivos específicos
	Alcance

	Marco teórico
	Modelo de celda y módulo fotovoltaico
	Módulo PV bajo condiciones de sombreado parcial
	Efectos al interior de una central PV
	Efectos a nivel sistema

	Técnicas de mitigación contra efecto nube en plantas PV
	Nivel hardware
	Nivel firmware

	A nivel sistémico
	Métodologías de cuantificación de reservas a nivel de sistema
	Conclusión
	Análisis estadístico de datos
	Suma de variables aleatorias independientes


	Metodología
	Datos de pronóstico
	Análisis estadístico
	Determinación de reservas
	Simulaciones dinámicas

	Caso de estudio
	Resultados y análisis
	fdp de los errores de pronóstico por zona
	Local: fdp obtenidas para cada estación metereológica
	fdp obtenidas para caso centralizado

	Simulaciones dinámicas

	Conclusiones
	Anexos
	Prueba de Kolmogorov-Smirnov
	Resultados estadísticos
	Crucero
	Pozo Almonte
	Salar
	Centralizado



