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

ESTIMACIÓN DEL MARGEN DE ESTABILIDAD DE VOLTAJE EN SISTEMAS DE
POTENCIA DE BAJA INERCIA MEDIANTE PMUS

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

MEMORIA PARA OPTAR AL TÍTULO DE INGENIERO CIVIL ELÉCTRICO

IÑAKI CUBILLOS GOYENECHE

PROFESORA GUÍA:
CLAUDIA RAHMANN ZÚÑIGA

MIEMBROS DE LA COMISIÓN:
PATRICIO MENDOZA ARAYA
RODRIGO PALMA BEHNKE

LUIS MORÁN TAMAYO

SANTIAGO DE CHILE
2021



RESUMEN DE LA TESIS PARA OPTAR AL GRADO DE
MAGÍSTER EN CIENCIAS DE LA INGENIERÍA, MENCIÓN ELÉCTRICA
Y DE LA MEMORIA PARA OPTAR AL TÍTULO DE INGENIERO CIVIL ELÉCTRICO
POR: IÑAKI CUBILLOS GOYENECHE
FECHA: 2021
PROFESORA GUÍA: SRA. CLAUDIA RAHMANN ZÚÑIGA

ESTIMACIÓN DEL MARGEN DE ESTABILIDAD DE VOLTAJE EN SISTEMAS DE
POTENCIA DE BAJA INERCIA MEDIANTE PMUS

Debido a la poca periodicidad con que se realizan estudios de estabilidad y los reducidos
escenarios que se analizan, se han limitado los alcances de monitoreo de estabilidad de
los sistemas eléctricos de potencia (SEP). Además, la introducción masiva de energías
renovables no convencionales (ERNC) ha hecho que el enfoque tradicional de estudiar
sólo los peores escenarios esté perdiendo validez.

Por otro lado, los avances computacionales han impulsado el desarrollo de herramientas
de análisis y seguridad dinámica online. Para ello resulta fundamental el uso de unidades
de medición fasorial (PMU) para monitorear la estabilidad de los SEP online.

En el contexto anterior, el presente trabajo desarrolla una metodología de monitoreo
de la estabilidad en SEP débiles con bajos niveles de cortocircuito. Esta metodología
implementa índices de estabilidad asumiendo un régimen estacionario, para monitorear la
estabilidad de los SEP. La metodología propuesta se implementa en la base de datos del
sistema eléctrico nacional, en la zona norte, en el mes de mayor generación ERNC y es
validada a través de simulaciones dinámicas.

Los índices de estabilidad logran detectar horas críticas que pueden llegar a ser ines-
tables de forma exitosa, probando su correcto funcionamiento en una zona de alta pene-
tración de ERNC.
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Capítulo 1

Introducción

1.1. Motivación

Las situaciones más críticas que pueden enfrentar los sistemas eléctricos de potencia
(SEP) se presentan cuando algún accidente o contingencia altera la operación normal del
sistema y lo lleva a una condición de inestabilidad irrecuperable. Ejemplos de contingen-
cias críticas que pueden llevar a una inestabilidad son la pérdida de una línea, de un
transformador, un generador o un consumo industrial. La pérdida de estabilidad en SEP
implica el corte de suministro de energía a la población y el sector productivo, con costos
sociales tangibles como lo son la alteración de la calidad de vida de la población y las
pérdidas económicas directas. A modo de ejemplo, el mayor blackout de la historia de USA
ocurrido el año 2003, involucró una pérdida económica estimada de 6 billones de USD,
dejando a 50 millones de personas sin electricidad [1]. Problemas de estabilidad similares
han ocurrido en otras partes del mundo: India (2012, 620 millones de personas afectadas
por 2 días), Brasil (2011, 53 millones de personas afectadas durante 16 horas), China
(2008, 4 millones de personas afectadas), entre otros. En el sistema eléctrico chileno, los
cortes de suministro ocurridos producto de diferentes contingencias durante el año 2018
produjeron en total un monto de energía no suministrada igual a 14.968 MWh. Situación
similar se ha vivido en el 2019, en que la energía no suministrada suma un total de 15.017
MWh, lo cual es bajo con respecto a la generación anual neta del sistema pero se traduce
en un aumento de costos. Para obtener una estimación del costo asociado a la energía
no suministrada a nivel nacional, se puede usar el valor del “Costo de Falla de Corta
Duración (CFCD)” de menor profundidad (0 - 5%) estipulado por la Comisión Nacional
de Energía (CNE) en la Resolución 677 EXENTA [2]. En base a esta resolución, el valor
del CFCD en el Sistema Eléctrico Nacional es de 11.030 USD/MWh, lo que entrega un
costo estimado total de 165 millones de USD para el año 2018 y 166 millones de USD
para el año 2019. Por lo anterior, los temas de estabilidad de grandes SEP han sido uno
de los mayores desafíos de los operadores de red y reguladores del sector a nivel mundial
desde el inicio de los grandes sistemas interconectados.

Para enfrentar y resolver los problemas de estabilidad, así como minimizar sus posi-
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bles consecuencias en la sociedad, los operadores realizan en forma periódica diferentes
estudios (fuera de línea) para identificar límites de estabilidad y posibles problemas que
los sistemas puedan enfrentar [3]. Estos estudios se conocen como Análisis de Seguridad
Dinámica fuera de línea (offline DSA por sus siglas en inglés). La evaluación de la estabi-
lidad de un SEP consiste en determinar la habilidad del mismo de soportar un conjunto
predefinido de contingencias y transitar hacia una condición de equilibrio (régimen per-
manente) sin afectar la operación segura del sistema [4]. Para analizar la estabilidad de
un SEP, la gran mayoría de los estudios se basan en simulaciones dinámicas en el dominio
del tiempo, las que utilizan modelos dinámicos detallados de los diferentes componen-
tes de los SEP. En estas simulaciones, la dinámica de los SEP se modela mediante un
conjunto de ecuaciones algebraico-diferenciales que se resuelven mediante métodos nu-
méricos apropiados. Debido a que el modelo de un SEP real puede involucrar cientos de
miles de ecuaciones diferenciales y algebraicas, con dinámicas en escalas de tiempo muy
variadas, las simulaciones dinámicas detalladas son altamente demandantes en cuanto a
carga computacional y recursos humanos [5]. Es por esta razón que los estudios de DSA
fuera de línea se realizan con una periodicidad en el tiempo relativamente baja y sólo
consideran una cantidad limitada de escenarios de estudio (condiciones operacionales y
contingencias). A modo de ejemplo, en el caso de la Red Europea de Gestores de Redes
de Transporte de Electricidad (ENTSO-E), el artículo 38 de su normativa COMMISSION
REGULATION (EU) 2017/1485, indica que los operadores deberán realizar, al menos
una vez al año, estudios de estabilidad fuera de línea de forma de identificar límites de
estabilidad y posibles problemas de estabilidad que los sistemas de transmisión puedan
enfrentar [3]. A nivel nacional, entre los estudios que debe realizar el Coordinador Eléc-
trico Nacional (en adelante Coordinador) se encuentran: “Estudio para plan de defensa
contra contingencias extremas” (cada 4 años), y el “Estudios de restricciones en el sistema
de transmisión” (todos los años), entre otros [6]. En cuanto a los escenarios que se anali-
zan en los estudios de DSA fuera de línea, estos se seleccionan generalmente en base a la
experiencia del operador considerando un criterio de peor caso (worst-case scenario) [7].
La justificación de este enfoque se ha basado en que, si el SEP es capaz de mantener
la estabilidad durante condiciones de operación extrema, entonces también será estable
en otras condiciones operacionales menos críticas. A nivel práctico, la gran mayoría de
los estudios de DSA fuera de línea se utilizan para definir límites operacionales en zonas
clave del sistema [4], restringiendo así la operación económica de los SEP. Dado que estos
límites se obtienen considerando peores escenarios son, en general, bastante conservadores
y en muchos casos injustificados [8]. A modo ilustrativo, como resultado del “Estudio de
restricciones en el sistema de transmisión”, la inyección de energía renovable en la zona
de Maitencillo-Nogales el 2018 se limitó a un máximo de 250 MW. Incluso levantando
esta restricción a valores de 400 MW por un automatismo de control implementado, esta
restricción resultó en recortes totales de energías renovables por 1153 GWh el año 2018
(327 GWh de energía eólica y 826 GWh de energía solar).

Si bien los estudios de DSA fuera de línea cumplen un rol clave para asegurar en los
SEP durante contingencias críticas, la poca periodicidad con que estos se realizan junto
con la reducida cantidad de escenarios que pueden analizar, han limitado fuertemente sus
alcances en términos de monitoreo de estabilidad de los sistemas eléctricos en tiempo real.
Por otra parte, la introducción masiva de energías renovables no convencionales (ERNC)
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en los SEP, ha hecho que el enfoque tradicional de estudiar sólo los peores escenarios
esté perdiendo validez. En efecto, diversos estudios han mostrado que en sistemas con
alta penetración de ERNC, la alta incertidumbre y variabilidad de estos tipos de fuentes
de generación no sólo ocasiona un cambio en las peores condiciones operacionales que
los SEP pueden enfrentar desde el punto de estabilidad, sino que además ha hecho que
la cantidad de condiciones de operación críticas aumente significativamente y sean más
difíciles de identificar [9]. Consecuentemente, el criterio actual de peores escenarios podría
no ser capaz de identificar todas las situaciones críticas en las cuales la estabilidad de los
SEP pueda verse comprometida [10]. En estos casos, los estudios de DSA fuera de línea
podrían llevar a conclusiones erróneas en cuanto a la estabilidad del sistema, con las
correspondientes consecuencias económicas y sociales.

La gran importancia económica y social de mantener la estabilidad de los SEP durante
su operación real, unido a los grandes avances computacionales experimentados en los
últimos años, ha impulsado el desarrollo e implementación de herramientas DSA en tiempo
real. Los DSA en línea se utilizan principalmente para complementar o actualizar los
estudios de DSA fuera de línea en base a la condición de operación actual del sistema [4].
Para el desarrollo e implementación de un DSA en tiempo real resulta fundamental el
uso de PMU (phasor measurement unit) junto a un sistema de GPS (global positioning
system) para el monitoreo de la estabilidad de los SEP en tiempo real. Los PMU permiten
obtener la magnitud y fase de las tensiones y corrientes en tiempo real del punto al cual se
encuentran conectados. Para lograr esto, los PMU cuentan con una capacidad de muestreo
de hasta 60 muestras por segundo, superando así, a la tecnología que le preceden como
los SCADA (Supervisory Control and Data Acquisition), que solo pueden muestrear cada
2 a 5 segundos [11, 12]. A través de una buena distribución geográfica de los PMU en la
red, es posible lograr una observabilidad completa del sistema y así poder monitorear su
dinámica [13].

Los PMU adquieren aún más importancia en sistemas con un alto nivel de tecnologías
de generación variable con conversor (TGVCC) debido a las diferencias que hay en el
comportamiento dinámico de estas tecnologías y las centrales convencionales. Las redes
con un alto nivel de TGVCC destacan por tener una baja inercia y bajo niveles de corrien-
tes de cortocircuito, lo que las hace más propensas a problemas de estabilidad [14–17].
Los bajos niveles de inercia de estos sistemas se debe a que las TGVCC se encuentran
desacopladas eléctricamente de la red, por lo que no cuentan con una respuesta inercial
“natural” ante variaciones de frecuencia en caso de desbalances potencia. Por el contra-
rio, durante los primeros segundos después de un desbalance, los generadores sincrónicos
intentan contrarrestar los desbalances de potencia a través de la inyección de la energía
acumulada en sus partes rotatorias a la red [14]. Por otro lado, el nivel de cortocircuito
en una barra se utiliza como indicador de la “rigidez” del voltaje en el punto. Mientras
mayor sea el nivel de cortocircuito de una barra, menores serán las variaciones de vol-
taje frente a cambios en los flujos de potencia. Redes poco enmalladas y con líneas muy
largas se caracterizan por tener bajos niveles de cortocircuito. Dado que los generadores
sincrónicos (GS) son las mayores fuentes de corrientes de cortocircuito, las zonas de la red
cercanas a los centros de generación generalmente son zonas robustas, mientras que las
áreas lejanas de la generación sincrónica representan zonas débiles de la red. Por otro lado,
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las TGVCC cuentan con limitadores de corriente para proteger la electrónica de potencia
de los inversores, lo que se traduce en que sus aportes de corriente de cortocircuito son
bajos [15–17]. Las corrientes de cortocircuito de las TGVCC suelen ser limitadas entre 1
a 1,2 veces la corriente nominal [18], lo cual es un valor muy pequeño en comparación a
las corrientes de cortocircuito que alcanzan los GS con valores que pueden llegar hasta 6
veces su corriente nominal [19]. Además, la corriente de cortocircuito que pueden aportar
las TGVCC depende del tipo de falla y su duración, del punto de operación del sistema
antes de la falla y de la estrategia de control implementada en el conversor. Mientras que
el aporte de corrientes de cortocircuito de los GS depende únicamente de las característi-
cas físicas y eléctricas de la máquina. Dado que en los sistemas tradicionales los GS son
la principal fuente de corrientes de cortocircuito, remplazar estas máquinas por TGVCC
conlleva a una disminución en la robustez de los SEP, por lo que redes con altos niveles
de TGVCC son asociadas a redes poco robustas o débiles [18,20].

Actualmente en Chile se ha comenzado a invertir e instalar PMUs a lo largo del país. En
el año 2019, en el sistema eléctrico nacional se han instalado 43 PMUs y 77 se encuentran
en proceso de construcción. Esto da un total de 120 PMUs con los que contará la red
eléctrica chilena [21].

Durante los últimos años se han presentado diferentes estudios de estabilidad de voltaje
a partir del uso de PMUs en SEP. Dentro de los trabajos se han presentado índices que
permiten monitorear el estado actual del sistema y su cercanía al colapso de tensión, de
forma de entregar un margen de estabilidad del SEP en tiempo real. Algunos documentos
calculan el margen de estabilidad de voltaje y estiman las reservas de reactivos; mien-
tras que otros definen criterios novedosos para determinar el estado del sistema [22–24].
También se han desarrollado métodos de localización de PMUs para tener observabilidad
total del SEP y así eliminar errores y ruido de las medidas [13, 25–27]. Otros trabajos se
han centrado en proponer métodos que fortalezcan a los sistemas de medición y control
ante el impacto de perder la comunicación con un PMU, para ello se estima el valor de
la medición faltante a partir de otros PMUs [28]. Varios de estos trabajos utilizan alguna
herramienta de machine learning (ML) para procesar la información entregada por los
PMUs, como árboles de decisión o redes neuronales [23–25,28].

Si bien se han realizado muchos trabajos sobre el uso de PMUs en el marco de la
estabilidad de voltaje de los SEP, a la fecha no se han desarrollado métodos de moni-
toreo de voltaje en sistemas con altos niveles de TGVCC. Dada la diferencia entre SEP
dominados por GS y los dominados por TGVCC, no se puede garantizar que los métodos
de monitoreo para redes débiles sean los mismos que se han desarrollado para redes más
convencionales y robustas. En el contexto anterior, en el presente trabajo se desarrolla una
metodología de monitoreo de la estabilidad de tensión en SEP débiles con bajos niveles
de cortocircuito e inercia dominados por TGVCC.
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1.2. Hipótesis

Las hipótesis de esta tesis son:

1. Es posible implementar una metodología capaz de monitorear márgenes de esta-
bilidad de tensión mediante el uso de PMUs en redes débiles con altos niveles de
TGVCC.

2. Los índices de estabilidad a pesar de ser obtenidos de ecuaciones algebraicas que
no consideran la dinámica de la red pueden llegar a detectar puntos de operación
críticos, incluso en redes poca robustas y con bajos niveles de cortocircuito.

1.3. Objetivos

1.3.1. Objetivo general

El objetivo general de esta tesis es desarrollar una metodología para monitorear el
margen de estabilidad de tensión mediante el uso PMUs, con el fin de mantener la esta-
bilidad de tensión en los SEP en tiempo real. La propuesta será especialmente diseñada
para enfrentar los desafíos de estabilidad de redes poco robustas y con bajos niveles de
cortocircuito.

1.3.2. Objetivos específicos

Los objetivos específicos de esta tesis son:

1. Determinar un conjunto de índices de estabilidad adecuados para el monitoreo de
estabilidad de tensión a través de mediciones de PMUs.

2. Proponer una metodología que permita utilizar la información de dichos índices de
estabilidad para el monitoreo de la red eléctrica chilena.

3. Implementar la metodología y analizar la operación actual del sistema eléctrico
nacional.

4. Validar la metodología propuesta con simulaciones dinámicas que permitan verificar
la precisión de los índices propuestos.

1.4. Alcance

La metodología propuesta se prueba en una línea del sistema eléctrico nacional. Para
ello se utilizan índices que se adaptan a este escenario, dejando fuera a un grupo de
indicadores que no se evaluarán.
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Los datos utilizados para el cálculo de los índices de estabilidad se obtienen a partir
de flujos de potencia y no de datos reales de PMUs, esto no implica que no se pueda
implementar en una red de monitoreo con PMUs.

La metodología propuesta se implementa en el sistema eléctrico nacional. Para poder
analizar el desempeño de la metodología en una red con bajos niveles de cortocircuito, se
decide implementar la metodología en una de las zonas con mayor generación renovable
del sistema.
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Capítulo 2

Marco teórico

2.1. Introducción a los PMU (Phasor Measurement
Units)

En la década de los 80, la comunidad de protección de los sistemas de potencia decidió
que el futuro de los sistemas de protección sería basado en tecnologías digitales. En esa
misma década, en el año 1988, el equipo de investigación de Virginia Tech desarrolló el
primer prototipo de un PMU. La figura 2.1 muestra uno de estos prototipos [11,29].

Figura 2.1: Prototipo de PMU instalado por Virginia Tech. De arriba hacia abajo se
puede ver: Reloj GPS, procesador del PMU, entrada análoga del sistema, y pantalla de
visualización del fasor [30].

En la figura 2.2 se muestra un PMU de inicio de los noventa, consistente en el modelo
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Macrodyne 1690.

Figura 2.2: PMU Macrodyne modelo 1690 [31].

El 14 de agosto de 2003, en el noreste de Estados Unidos y parte de Canadá ocurrió un
blackout que afectó a casi 50 millones de personas. El apagón se debió a que se contaba
con un pobre conocimiento del estado del sistema en tiempo real. Luego de este suceso, se
acordó que, sin una infraestructura innovadora de monitoreo de los sistemas de potencia,
las futuras redes eléctricas no contarían con un nivel de confiabilidad adecuada [32,33].

Debido a este evento se comenzó a apoyar el uso de dispositivos sincro-fasores (syn-
chrophasor devices) en los sistemas eléctricos. El departamento de energía de Estados
Unidos, después de los sucesos ocurridos en el 2003, comenzó a entregar fondos a varias
redes eléctricas del país para aumentar sustancialmente la cobertura de los PMU en sus
áreas de servicio. El proyecto contemplaba más de 1.000 PMU’s instalados. En China
también se han instalado cerca de 2.000 PMU’s en sus redes eléctricas, lo que demuestra
el gran crecimiento que está teniendo esta tecnología en el mundo [11].

Los PMU fueron creados originalmente para monitorear señales de voltaje y corriente
alterna en redes de transmisión, pero actualmente han evolucionado para ser capaces
incluso de medir parámetros de fuentes AC como DC, siendo posible incorporarlos en
redes de baja y alta tensión [31].

Los PMU no son las únicas unidades de medición que puede tener un sistema de
potencia. También es posible encontrar tecnologías que preceden a los PMU como los
equipos SCADA (Supervisory Control and Data Acquisition) que adquieren las mediciones
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a través de equipos RTU (Remote Terminal Units), o equipos que han surgido en paralelo
como las redes de monitoreo de frecuencia (FNET/GridEye).

Los sistemas SCADA cuentan con equipos RTU de medición fasorial más lentos que
los PMU. Los PMU son capaces de tomar medidas con tasas de 30 a 60 muestras/segun-
do, mientras que los SCADA actualizan sus muestra cada 2 a 5 segundos. Además, las
mediciones en los sistemas SCADA no son sincronizados vía GPS, lo que dificulta más el
análisis de datos. Esto los hace una opción más económica frente a los sistemas con PMUs
como los WAMS (Wide-Area Measurement System) [11, 12].

Los FNET son un tipo de PMU y nacen como una alternativa más económica y con
una instalación más simple que los PMU convencionales. Estos equipos, al igual que los
PMU, pueden medir frecuencia y magnitud y ángulo de fasores con gran precisión. Sin
embargo, a diferencia de los PMU, estos equipos solo pueden medir una fase. Además,
están diseñados para conectarlos en sistemas de baja tensión y se ha visto que se pueden
aplicar tanto en casos online como offline. En aplicaciones online se pueden utilizar para
visualizar datos en tiempo real de la red, detectar fallas y localizarlas, localización de
oscilaciones interáreas y detección de islas eléctricas. En aplicaciones offline se pueden
usar para recrear eventos y analizarlos, para validar modelos, entre otros. En general,
estas tecnologías se ven como un soporte para los PMU y no como un reemplazo de
estos [33].

2.2. Funcionamiento de los PMU

Las unidades de medición fasorial o PMU utilizan tecnología digital para estimar la
magnitud y la fase de las señales de tensión y corriente, la frecuencia y la tasa de cambio
de la frecuencia (más conocido como ROCOF por sus siglas en inglés). A partir de trans-
formadores de potencial y de corriente, los PMU son capaces de estimar dichas señales y
monitorear el estado del sistema. Al acoplar los PMU con un GPS, las estimaciones de
diferentes áreas geográficas se pueden analizar como un sistema completo, y así, poder
observar la propagación y el impacto de grandes perturbaciones [31, 32].

Una onda de forma sinusoidal en el dominio del tiempo se define como:

x(t) =
√

2A cos (ωt+ Φ) =
√

2A cos(2ft+ Φ) = Re{
√

2Ae−j(2ft+Φ)} (2.1)

Donde A es el valor RMS (root-mean-square) de la amplitud y f la frecuencia en Hertz.
La fase Φ se define a partir del tiempo t = 0. En la figura 2.3 se representa la onda en el
dominio del tiempo y su representación fasorial.
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Figura 2.3: Señal sinusoidal en el dominio del tiempo y su forma vectorial [31].

La onda se puede representar de forma fasorial como se muestra en (2.2), donde Xr e
Xi son la parte real e imaginaria de X, respectivamente.

X = Ae−jΦ = A∠Φ = Xr + jXi (2.2)

El desafío al medir señales mediante PMU consiste en obtener estimaciones precisas
para señales que contienen ruido y que no poseen valores de frecuencia constante debido
a los desequilibrios naturales entre generación y carga en el sistema.

En la figura 2.4 se presentan las dos posibles arquitecturas usadas en los PMU. La
función de cada bloque se explica a continuación.
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Figura 2.4: Arquitectura básica de un estimador de fasor. (a) Seguimiento de frecuencia.
(b) Compensador de frecuencia [31].

2.2.1. Filtro analógico

Ambas arquitecturas poseen el mismo proceso de filtrado de señal, el cual consiste en un
filtro analógico antialiasing. Este filtro limita el ancho de banda de la señal de entrada, y de
esa forma se garantiza que las frecuencias de muestreo sean las deseadas. Adicionalmente,
se puede incluir un filtro digital, el cual provee un filtrado pasa banda que remueve
componentes de frecuencia que pueden crear problemas en algunas aplicaciones [31].

2.2.2. Estimador de frecuencia

Para lograr una correcta estimación fasorial, es necesario realizar una estimación ade-
cuada de la frecuencia, la cual cumple un rol clave en este proceso. Si el sistema operara
siempre en régimen permanente, bastaría con tener un algoritmo DFT (Discrete Fourier
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Transform). Sin embargo, la frecuencia de operación del sistema en operación normal rara
vez se mantiene en su valor nominal. Es importante tener una medición de la frecuencia
y su desviación del valor nominal, ya que el fasor es una representación basada en la
frecuencia actual del sistema. Esta desviación de la frecuencia con respecto a su valor
nominal puede ser pequeña en el caso de cambios aleatorios de carga, o grande frente a
perturbaciones grandes como pérdidas de generación [31].

Las dos arquitecturas mostradas en la figura 2.4 muestran diferentes formas para resol-
ver dicho problema, siendo la diferencia principal entre estas dos la tasa de muestreo. La
primera arquitectura realiza un seguimiento de la frecuencia utilizando tasas de muestreo
variable, mientras que la segunda utiliza un método de compensación de frecuencia con
una tasa de muestreo constante [31].

La arquitectura de seguimiento de la frecuencia se basa en un sobre-muestreo y re-
muestreo de la señal. Cuenta con un convertidor análogo/digital (A/D converter) que
puede muestrear a una frecuencia fija alta, del orden de los 8 kHz y re-muestrear a una
frecuencia menor en el rango de 1,44 a 1,76 kHz, la cual es un múltiplo de la frecuencia
estimada. Esta arquitectura presenta dos desventajas. La primera es la gran carga de
hardware y procesador que es necesario, además de ser difícil de implementar. La segunda
es que es complicado hacer el análisis de la señal con una tasa de muestreo variable [31].

Por otro lado, la segunda arquitectura realiza un muestreo de la señal a una frecuencia
fija. Primero se estima la frecuencia real de la señal y el fasor calculado se compensa en
función de la desviación de frecuencia. La compensación del fasor se puede determinar
de manera sencilla aplicando una transformación lineal a las coordenadas cartesianas del
fasor medido. Este método es simple y aplicado en la mayoría de los PMU comerciales [31].

En la arquitectura de muestreo a frecuencia fija, luego de pasar la señal por el con-
vertidor A/D, se llevan a cabo los siguientes procesos: se estima el fasor usando DFT, se
estima la frecuencia y se pasa por un proceso de post procesamiento, que incluye calibra-
ción y filtrado de la señal. En la figura 2.5 se presenta un diagrama de bloques del proceso
descrito anteriormente [31].
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Figura 2.5: Algoritmo de procesamiento de fasores para un muestreo a frecuencia fija [31].

2.2.3. Estimador fasorial

El bloque estimador de fasor de la figura 2.4 tiene como función calcular la amplitud
y fase de la señal de entrada a frecuencia fundamental. Para obtener una representación
del fasor como el mostrado en la ecuación (2.2) de una señal sinusoidal x(t), se utiliza
DFT con tamaño de muestreo fijo de N (el número de muestras obtenidos en un periodo
de la frecuencia fundamental). La señal x(t) se muestrea para obtener una señal discreta
xk = x(kτ), donde τ es el intervalo de muestreo. El fasor X en su forma rectangular queda
como se presenta en (2.3).

X = 2√
2N

(Xc − jXs) (2.3)

Donde:

Xc =
N∑
k=1

xk cos (kθ) (2.4)

Xs =
N∑
k=1

xk sin (kθ) (2.5)

θ = 2π
N

= 2πf0τ (2.6)
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Con f0 la frecuencia nominal. Si se utiliza un método DFT recursivo, se debe tener
cuidado en que el algoritmo recursivo no acumule errores por truncamiento en el largo
plazo [31].

2.2.4. Reloj de muestreo

Para explicar la importancia del reloj de muestreo se utiliza un ejemplo. En la figura 2.6
se puede observar dos subestaciones separadas por varios kilómetros. En cada subestación
se aprecia la señal que se desea medir en dicha subestación (señal continua) y la señal
que se está midiendo en la otra subestación (señal punteada). Para lograr alinear dichos
datos y poder comparar mediciones tomadas en el mismo instante de tiempo, el reloj de
muestreo registra el tiempo en el cual se captó cada muestra [29].

El reloj de muestreo permite sincronizar las mediciones de tensión y corriente de las
tres fases de estas dos subestaciones. La sincronización precisa de los relojes de muestreo
es posible gracias al sistema satelital GPS. Aunque la precisión de la sincronización no
fue muy buena en los primeros años, en la actualidad es posible lograr precisiones de
sincronización de 1 µs o más [29]. En un sistema que opera a 50 [Hz], este nivel de
precisión en la sincronización de mediciones no conlleva a grandes errores.

Figura 2.6: Muestras sincronizadas por PMU [29].
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2.2.5. Concentrador de datos fasoriales (Phasor data concen-
trator)

El concentrador de datos fasoriales (PDC) se implementa en redes con más de un
PMU. Los PDC reciben los flujos de datos de los PMUs del sistema en tiempo real y
funcionan como un nodo de la red de comunicación donde se combinan los datos de
múltiples PMUs. El PDC es el encargado de sincronizar todos los datos recibidos para
poder tener una visualización sincronizada del sistema [31].

2.3. Conexión a la red

El diseño de los PMU se centra en la medición de la magnitud y ángulo de señales
derivadas de transformadores de corriente (CT) y de transformadores de potencial (PT).
En la figura 2.7 se aprecia dos transformadores un CT y PT, estos se encuentran en
las subestaciones y se conectan a una de las fases para poder tomar mediciones. Los
transformadores de medida sirven para aislar el equipo de medida de las altas tensiones
del sistema eléctrico y también permiten que el rango de medición de los equipos de
medida esté estandarizado [34]. Los errores introducidos por los CT y los PT pueden ser
preocupantes, pero son externos a los PMU por lo que no se hablará de ellos en este
documento. A las mediciones de voltaje y corriente se les referencia una marca de tiempo
absoluta y universal, derivada del GPS u otras redes de satélites. La ventaja de los GPS es
su fácil conexión ya que la orientación de la antena para el GPS no es crítica, y las señales
de la red satelital están disponibles en todo el mundo sin un cargo de suscripción [29].
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Figura 2.7: Conexión de PMU a subestación [29].

2.4. Operación de PMUs a nivel SEP

En la figura 2.8 se ilustran las componentes de una subestación en la cual se tienen
equipos SCADA y PMU que operan en conjunto. Esta figura proporciona una visión
general de los componentes físicos y cibernéticos dentro de la arquitectura digital de una
subestación. La arquitectura puede ser vista con un enfoque por niveles, compuesto por
tres niveles que son explicados a continuación [35].
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Figura 2.8: Arquitectura de una subestación digital moderna [35].

• Nivel 1 (station level): En este nivel se encuentra el equipo SCADA que es usado
para tomar mediciones, control, entre otros. También se puede encontrar en este
nivel puntos de conexión a dispositivos GPS, administrativos y de seguridad. La
comunicación entre estos elementos y el centro de control se lleva a cabo a través
de redes físicas (fibra óptica, líneas arrendadas, etc.) o redes inalámbricas [35].

• Nivel 2 (bay level): Aquí se incorporan los dispositivos de control y monitoreo de
la red, incluyendo varios tipos de dispositivos electrónicos inteligentes como PMUs,
registradores de fallas digitales (DFR) y relés de protección. Estos dispositivos se
comunican a través de Ethernet de fibra óptica con los otros niveles (nivel 1 y 3) [35].

• Nivel 3 (process level): Este nivel contiene todos los dispositivos que miden y
manipulan directamente la red. Aquí se encuentran unidades capaces de recopilar
los datos recogidos de los CP y TP, y enviar estas mediciones al nivel 2. Además, se
hallan unidades de control inteligentes capaces de controlar actuadores, interruptores
y conectadores [35].
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2.5. Aplicaciones de los PMUs

En la literatura se puede encontrar una gran cantidad de aplicaciones de los PMUs
en los sistemas eléctricos de potencia. En particular muchas de ellas abordando temas
relacionados con la estabilidad de tensión. En la figura 2.9 se tiene la distribución de
todos los papers encontrados en la IEEE hasta la fecha asociados a “voltaje” y “PMU”. La
búsqueda bibliográfica realizada se hizo buscando los papers que contienen las palabras
Voltage en su título y PMU en el abstract, o Voltage y PMU en el título, o Voltage y
phasor measurement units en el título. Hasta la fecha (agosto 2019), son 185 papers los
que abordan “voltaje” y “PMU”. De la figura 2.9 se puede observar un aumento en la
investigación de aplicaciones de PMU en temas relacionados con voltaje, sobretodo en los
últimos 5 años en que ha ocurrido un aumento importante de artículos indexados.

Figura 2.9: Distribución de la revisión bibliográfica de papers relacionados con voltaje y
PMU.

A nivel general, los trabajos se pueden clasificar en tres grupos: monitoreo con PMUs,
seguridad con PMUs y uso óptimo de PMUs [36].

1. Monitoreo con PMUs: En este grupo están los trabajos que determinan el margen
de estabilidad en los SEP (estabilidad de frecuencia, ángulo o tensión) a partir
de algún índice. En general, el monitoreo de la estabilidad de tensión se basa en
el cálculo de algún índice de régimen estacionario, que indique qué tan cerca se
encuentra la operación actual del sistema de la inestabilidad. De la figura 2.9 se
aprecia que el tópico principal de la mayoría de los trabajos publicados hasta la
fecha, se encuentran relacionados con el monitoreo de márgenes de estabilidad de
tensión y estimación del estado del sistema, incluyendo 104 papers de los 185.

2. Seguridad con PMUs: En este grupo se encuentran trabajos relacionados con el
control de tensión, detección y localización de fallas, protecciones y estudios post-
falla. El control con PMU se puede dividir en acciones preventivas o correctivas. Las
acciones preventivas son medidas tomadas antes de que ocurra una contingencia sin
realizar algún ajuste de control. Aquí se incluyen acciones como la reprogramación
de generación/carga, control de tensión secundaria y compensación reactiva. Por
otro lado, las acciones correctivas comprenden implementaciones post-contingencia,
como la desconexión de carga [37]. La detección y localización de fallas se lleva
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a cabo para lograr un control y activación de protecciones adecuado. Además, las
mediciones de los PMUs se pueden utilizar para lograr un uso más preciso de las
protecciones y para realizar validación de modelos o estudios post-falla.

3. Uso óptimo de PMUs: Este grupo es una clasificación amplia que incluye distintos
temas. Aquí se encuentran métodos de localización de PMUs los cuales se pueden
separar en localización óptima, localización robusta o una mezcla de ambas, siempre
intentando de obtener una observabilidad completa o parcial del SEP. En este grupo
se incluyen trabajos para detectar una mala operación de los PMU, el efecto del
retardo en el envío de las mediciones, formas de mejorar el rendimiento de los PMUs,
el efecto de perder un PMU de manera intempestiva o de un ataque cibernético.

A continuación, se explicarán algunos de los métodos más utilizados para el monitoreo
de estabilidad de tensión con PMU. Estos métodos se pueden dividir en 2 grupo: los
que se enfocan en monitorear la estabilidad de tensión en barras y los que monitorean la
estabilidad de líneas de transmisión.

2.5.1. Monitoreo de barras

Monitoreo a partir del Jacobiano

En [38], se indica que un criterio que se debe cumplir en todas las barras del sistema
para asegurar estabilidad de tensión en un punto de operación dado es que la tensión
en una barra aumente a medida que la inyección de potencia reactiva en la misma barra
aumenta. Por otro lado, el sistema es inestable desde la perspectiva del voltaje, si tan
solo en una barra del sistema la tensión disminuye a medida que aumenta la inyección de
potencia reactiva en la barra. En otras palabras, se puede determinar la estabilidad de
tensión en régimen permanente para un sistema en un punto de operación dado, cono-
ciendo la sensibilidad de la curva V −Q: si es positiva para todas las barras del sistema,
entonces el sistema es estable.

Los autores de [39] proponen como índice de estabilidad de voltaje, medir la sensibilidad
de la curva Q− V . Dado que obtener la curva Q− V para todas las barras de un sistema
es un proceso demoroso, se obtiene la pendiente de la curva para cada barra en el punto
de operación. Recordemos que el método de Newton-Raphson resuelve la ecuación (2.7)
linealizada, donde ∆P y ∆Q son los vectores que representan los cambios de potencia
activa y reactiva respectivamente, ∆θ es el vector que representa el cambio en el ángulo
de la fase, ∆V el cambio en la magnitud de la tensión y J es la matriz Jacobiana. Esta
representación es válida para pequeña señal, de no ser así se tendría que trabajar con las
ecuaciones con derivadas parciales.

[
∆P
∆Q

]
= J

[
∆θ
∆V

]
=
[
JPθ JPV
JQθ JQV

] [
∆θ
∆V

]
(2.7)

Si en (2.7) se impone que ∆P = 0, es decir, que los cambios en la tensión se deben
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principalmente a cambios en la potencia reactiva, entonces la ecuación se puede escribir
como:

[
0

∆Q

]
=
[

JPθ ·∆θ + JPV ·∆V
(JQV − JQθ · J−1

Pθ · JPV )∆V

]
=
[
JPθ ·∆θ + JPV ·∆V

JR ·∆V

]
(2.8)

La matriz JR es conocida como la matriz Jacobiana reducida, y permite relacionar
directamente la magnitud de la tensión en una barra con la inyección de potencia reactiva
en esta. De (2.8) se obtiene que para el bus i-ésimo la relación entre ∆Qi y ∆Vi es:

∆Qi

∆Vi
= JRii = ΓQVi (2.9)

Donde JRii es la componente i-ésimo de la diagonal de la matriz Jacobiana reducida y
ΓQVi es el índice de estabilidad de tensión en la barra i-ésimo. El índice ΓQVi disminuye
su valor a medida que la barra se acerca al punto de inestabilidad. Si llega a cero, se
encuentra en un punto crítico donde pasa de ser positivo a negativo. Las barras con un
índice ΓQVi pequeño son barras más propensas a llevar a una inestabilidad de tensión en
el sistema [39].

En [39] se simula una falla en la red de 39 barras de la IEEE, la contingencia es
despejada con la apertura de línea. Con la falla, el valor de los índices ΓQVi disminuye,
afectando en mayor medida a las barras más cercanas a la falla. Esto se debe a un cambio
en la topología de la red, lo que modifica a la matriz Jacobiana.

El índice logra seguir la curva Q−V y ante la desconexión de una línea se puede notar
como se ven afectadas las diferentes barras del sistema. Es importante destacar que la
representación mostrada en 2.7 es una representación linealizada de un modelo no lineal.
Esta representación solo es válida para pequeñas perturbaciones en el ángulo y tensión. De
todas formas, el índice logra percibir las variaciones en la topología de la red, consiguiendo
ser una buena aproximación.

Para el cálculo del índice Jacobiano reducido se pueden usar las mediciones de PMUs
ubicados en el sistema. En [40] se muestra cómo calcular el índice ΓQVi a partir de me-
diciones obtenidas de los PMU, para el cálculo del índice en la barra i se busca obtener
el valor de la pendiente ∆Qij

∆Vi
, la cual representa el cambio en el flujo de potencia reactiva

por la línea que une a la barras i y j divido por el cambio de la tensión en la barra i. Este
valor puede ser positivo o negativo dependiendo de si el cambio en el flujo de la línea se
debe a un cambio en la barra i o en la barra j. El cálculo del índice ΓQVi se puede obtener
mediante la ecuación (2.10).

ΓQVi =
∑∆Qij

∆Vi
=
∑
Im(Vi · I∗ij)

∆Vi
(2.10)

De esta forma, para obtener el valor del índice ΓQVi en la barra i, es necesario conocer
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el cambio en la tensión de dicha barra y el flujo de potencia reactiva por las líneas que
se conectan con la barra i. El flujo de potencia reactiva por la línea ij se puede calcular
fácilmente conociendo la corriente por la línea ij y la tensión en la barra i, que son
justamente los datos que entregan los PMUs. Este tipo de cálculo puede ser útil para
redes de distribución.

En [41–44] se trabaja también con el Jacobiano como índice de estabilidad de tensión.
En dichos trabajos también se usa una linealización del sistema, pero no se desacopla
la tensión con la potencia activa y el ángulo con la potencia reactiva. Debido a esto, se
dificulta el cálculo de ∆Qi ya que ahora los cambios de potencia reactivas dependen tanto
de los cambios de ángulo y tensión. En estos trabajos se calculan los cambios de potencia
con la matriz Jacobiana completa (no reducida) lo que dificulta su cálculo. En [45] se
enseña a realizar el cálculo de la matriz Jacobiana a partir de datos medidos por los
PMUs.

Monitoreo a partir del equivalente de Thévenin

Para controlar tensión en una barra de consumo de manera adecuada, es necesario
poder manejar el flujo de reactivos en esta. En el caso de alcanzar la máxima potencia
transferible por la línea que conecta a esta barra con el resto del sistema, esta barra tendrá
problemas de tensión poniendo en peligro la operación del resto del sistema.

En la literatura se puede encontrar una gran variedad de trabajos donde se busca
encontrar un índice capaz de predecir la inestabilidad de tensión en una barra a través
de una representación simplificada del sistema. Un método muy usado es representar al
sistema y las líneas que conectan a una barra con su equivalente de Thévenin, tal como
se muestra en la figura 2.10.

Figura 2.10: Bus con carga (PL,k + jQL,k) conectado al resto del sistema, el cual es repre-
sentado con su tensión (Ek) y carga (ZTh,k) equivalente de Thévenin [46].

En la ecuación (2.11) se presenta una expresión para la corriente que consume la barra
de consumo k. De (2.11) se puede obtener la expresión (2.12) [47].

PL,k + jQL,k

V k

= I
∗
k = (Ek − V k

ZTh,k

)∗ (2.11)
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(PL,k + jQL,k) · Z
∗
Th,k = V k · (Ek − V k)∗ (2.12)

Para encontrar el máximo flujo de potencia transferible a la barra k, se deriva la
ecuación (2.12) en función de la tensión en la barra de consumo. Para ello se considera
un consumo (PL,k + jQL,k) constante.

∂((PL,k + jQL,k) · Z
∗
Th,k)

∂V k

= ∂(V k · (Ek − V k)∗)
∂V k

(2.13)

Desarrollando (2.13):

0 = ∂V k

∂V k

· (Ek − V k)∗ + ∂(Ek − V k)∗
∂V k

· V k = (Ek − V k)∗ − V k (2.14)

Finalmente, la ecuación (2.14) se puede expresar como la ecuación (2.15). La igualdad
en (2.15) es la condición que se debe cumplir para que ocurra el máximo flujo de potencia
por la línea.

V k = (Ek − V k)∗ (2.15)

Utilizando la ley de Ohm en (2.15), se obtiene:

ZL,k · Ik = (ZTh,k · Ik)∗ (2.16)

Finalmente, (2.16) se puede expresar según:

|ZL,k| = |ZTh,k| (2.17)

De esta última ecuación se obtiene que la impedancia de Thévenin se puede usar como
índice para monitorear estabilidad de tensión en la barra k, ya que la ecuación (2.17) se
cumple cuando ocurre la máxima potencia transferible a la barra k. En la ecuación (2.18)
se presenta el índice de estabilidad V TH, el cual se vuelve cero o cercano a este valor
si el SEP se encuentra operando cerca del límite de máxima transferencia de potencia.
Barras con un valor bajo de V TH, son barras más propensas a causar inestabilidad en el
sistema [47,48].

V THk = 1− ZTh,k

ZL,k

(2.18)
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Para encontrar el valor de ZTh,k visto en la barra k se debe resolver el sistemas de
ecuaciones presentado en (2.19) [47].

[
Vr,k
Vi,k

]
=
[
1 0 −Ir,k −Ii,k
0 1 −Ii,k −Ir,k

]
·


Er,k
Ei,k
RTh,k

XTh,k

 (2.19)

Donde Vk = Vr,k + jVi,k, Ek = Er,k + jEi,k, Ik = Ir,k + jIi,k y ZTh,k = RTh,k + jXTh,k.

Varios autores muestran cómo calcular ZTh,k a partir de mediciones de PMUs. En [48]
y [49] se enseñan métodos recursivos para encontrar el valor de la impedancia de Thévenin,
donde se utilizan los valores de tensión y corriente medidos por los PMU. A continuación,
se resume el método de [48]. Para ello se asume que se conoce el valor de la tensión en
la barra de consumo k (Vk(t)) y la potencia consumida (PL,k(t) + jQL,k(t)) en la misma
barra. La expresión para la tensión de la fuente del equivalente de Thévenin es:

Ek = Vk(t) + (PL,k(t) + jQL,k(t)
Vk(t)

) · (RTh,k + jXTh,k) (2.20)

Luego, utilizando los valores conocidos de tensión y potencia consumida, se puede
calcular Ek a partir de mediciones en dos instantes de tiempo consecutivos:

Ek = Vk(t1) + (PL,k(t1) + jQL,k(t1)
Vk(t1) ) · (RTh,k + jXTh,k) (2.21)

Ek = Vk(t2) + (PL,k(t2) + jQL,k(t2)
Vk(t2) ) · (RTh,k + jXTh,k) (2.22)

Restando las ecuaciones (2.21) y (2.22) se obtiene la expresión para la impedancia de
Thévenin.

RTh,k = Vk(t1)− Vk(t2)
(

(QL,k(t2))
Vk(t2) −

(QL,k(t1))
Vk(t1) )2

( (PLk(t2))
Vk(t2) −

(PL,k(t1))
Vk(t1) )

+ (PL,k(t2))
Vk(t2) −

(PL,k(t1))
Vk(t1) )

(2.23)

XTh,k =
(QL,k(t2)
Vk(t2) −

QL,k(t1)
Vk(t1) )

(PL,k(t2)
Vk(t2) −

PL,k(t1)
Vk(t1) )

(2.24)

Luego, recordando que el índice V THk se calcula comparando ZTh,k con ZL,k, tal como
se ve en (2.18), se debe determinar ZL,k a partir de:
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PL,k(t2) + jQL,k(t2) = V 2
k (t2)
Z∗L,k

= V 2
k (t2)

RL,k − jXL,k

(2.25)

Reordenando los términos de la ecuación (2.25) se obtiene (2.26).

RL,k − jXL,k = V 2
k (t2)

PL,k(t2) + jQLk(t2) = V 2
k (t2) · (PL,k(t2)− jQL,k(t2))

P 2
L,k(t2) +Q2

L,k(t2) (2.26)

Al separar las partes real e imaginaria de la ecuación (2.26) se obtienen las ecuaciones
(2.27) y (2.28) .

RL,k = V 2
k (t2) · PDk(t2)

P 2
Dk(t2) +Q2

Dk(t2) (2.27)

XL,k = V 2
k (t2) ·QDk(t2))

P 2
Dk(t2) +Q2

Dk(t2) (2.28)

Finalmente, recordando la igualdad ZL,k = RL,k + jXL,k se puede calcular |ZL,k| a
partir de (2.23).

|ZL,k| =
√
R2
L,k +X2

L,k (2.29)

En [49] se presenta otro método para encontrar la tensión e impedancia de Thévenin,
que se caracteriza por ser un método recursivo y se basa en resolver la ecuación (2.19).
La ecuación (2.19) se puede representar como se muestra a continuación:

yk = HT
k · xk (2.30)

Donde yk, HT
k y xk son:

yk =
[
Vr,k
Vi,k

]
;HT

k =
[
1 0 −Ir,k −Ii,k
0 1 −Ii,k −Ir,k

]
;xk =


Er,k
Ei,k
RTh,k

XTh,k

 (2.31)

A partir de los valores de tensión y corriente medidos por los PMU es posible obtener
el vector xk usando el método recursivo de (2.32).

xk = xk−1 +Gk · [yk −HT
k · xk−1] (2.32)
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La matriz Gk se calcula como

Gk = Pk−1 ·Hk · [λ · I +HT
k · Pk−1 ·Hk]−1 (2.33)

Con Pk calculado según:

Pk = [I −Gk ·HT
k ]Pk−1

λ
(2.34)

Donde I es la matriz identidad, mientras que λ es un factor de olvido, el cual le asigna
menos peso a las mediciones pasadas en el esquema recursivo.

Es importante notar que no es posible obtener el valor de la tensión e impedancia del
equivalente de Thévenin si es que no hay cambios en el estado del sistema, esto se debe a
que ambos métodos de cálculo del equivalente de Thévenin presentados usan mediciones
pasadas por lo que si estas mediciones no cambian en el tiempo no es posible resolver el
conjunto de ecuaciones. Por otro lado, mientras el sistema se mantenga en el mismo punto
de operación estable, no debería ocurrir un colapso de tensión [49].

Otra desventaja que se menciona en la literatura es la poca linealidad de este índice,
pudiendo pasar desde 1 (o cercano a este valor) a 0 muy rápidamente [50]. Adicionalmente,
este modelo deja de ser válido cuando ocurren cambios de carga simultáneos en diferentes
barras o cuando la carga de la barra medida no tiene un factor de potencia constante
[51]. También el índice de Thévenin no considera límites de generación y el impacto de
conversores en la red [52].

Dado que el monitoreo a partir del índice de Thévenin ha sido el foco principal de los
trabajos publicados a la fecha, existe una gran cantidad de trabajos donde se utiliza el
índice de Thévenin para monitorear redes eléctricas de alta, media y baja tensión, donde
enseñan a calcular el índice de diversas maneras y donde mejoran el índice con el fin de
lograr un índice más completo. En [53–57] se pueden encontrar ejemplos de monitoreo
con el índice Thévenin, en [58–66] se pueden encontrar más formas de calcular el índice
de Thévenin y en [46, 50, 52, 67–73] trabajos que han mejorado este índice. Dentro de las
mejoras que se han aplicado se encuentran consideraciones de límites de los GS, límites
de las turbinas eólicas y el impacto que tienen los enlaces HVDC [52]. También en [65] se
logra incluir el comportamiento no lineal de las cargas en el cálculo del índice y en [72] se
logra incluir el efecto de las cargas del sistema sobre la barra de carga en estudio.

Por último, es importante destacar que para lograr un monitoreo con las mediciones
de los PMUs usando el indicador de Thévenin, solo es necesario tener PMUs en las barras
que se desean monitorear. Este índice basado en el equivalente de Thévenin es el más
utilizado en la literatura en el ámbito de monitoreo de estabilidad de tensión con PMUs.
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Monitoreo a partir del índice del máximo exponente de Lyapunov

Si bien el monitoreo a partir del máximo exponente de Lyapunov suele aplicarse para
usos offline [74], se pueden encontrar diversos trabajos donde se ha adaptado este índice
para lograr un monitoreo online a partir de mediciones tomadas por PMUs. En [74–78]
se pueden encontrar estrategias de monitoreo online en base a este índice.

El máximo exponente de Lyapunov es una medida de la tasa de separación de dos
trayectorias en el sistema y se utiliza para determinar la estabilidad del sistema. Si el
máximo exponente de Lyapunov es negativo, las trayectorias del sistema convergen a
un equilibrio estable. Sin embargo, si el máximo exponente de Lyapunov es positivo, las
trayectorias del sistema divergen esto sugiere un posible sistema inestable y caótico. Esto
se ilustra en la figura 2.11, donde se puede apreciar como dos trayectorias de una serie de
datos converge (a la izquierda) y diverge (a la derecha). El índice del máximo exponente de
Lyapunov se utiliza para monitorear la estabilidad de tensión de corto plazo y comprobar
si el sistema es capaz de estabilizarse durante el transitorio.

Figura 2.11: Trayectoria convergente y divergente con sus respectivos signos del exponente
de Lyapunov. Basada en la figura de [76].

Para entender la idea detrás de este método se presenta la figura 2.12. En dicha figura
se mide la separación en las trayectorias (rectas negras) del voltaje medido (línea con-
tinua) con respecto a la separación presente en una serie de valores de referencia (línea
segmentada). Si la separación de la medición en un instante en particular es menor que
la separación inicial, entonces resultará en un exponente de Lyapunov negativo, lo que
implica un comportamiento que converge (lado izquierdo de la figura 2.12). En cambio, si
la separación en la medición en un instante en particular es mayor que el de la separación
inicial, entonces resultará en un exponente de Lyapuno positivo, lo que se traduce en
un comportamiento divergente (lado derecho de la figura 2.12). Es decir, el cómputo del
exponente de Lyapunov consiste en determinar una inestabilidad del sistema a partir de
la evolución temporal de una serie de datos.
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Figura 2.12: Distancia entre medición actual e inicial de la trayectoria de la tensión para
caso estable e inestable. Basada en la figura de [76].

En [76] se utiliza las mediciones de tensión proveniente de los PMUs del sistema para
el cómputo del exponente de Lyapunov. Sea V (t)i el vector de tensión de la barra i
en el tiempo t donde la tensión es muestreada a una tasa de frecuencia ∆t (Es decir
t = 0,∆t, 2∆t, ...), entonces es posible calcular el máximo exponente de Lyapunov a
partir de la ecuación (2.35).

λ(k∆t)i = 1
Nk∆t

N∑
m=1

log
|Vi((k +m)∆t)− Vi((k +m− 1)∆t)|
|Vi((m)∆t)− Vi((m− 1)∆t)| (2.35)

Donde N es un número entero tal que ε1 < |V ((m)∆t) − V ((m − 1)∆t)| < ε2 para
m = 1, 2, ..., N ; 0 < ε1 < ε2. Donde ε1 y ε2 son elegidos con anterioridad.

Es importante rescatar que como la separación de los valores iniciales se utiliza en
todo instante para el cálculo del índice, la selección de los puntos iniciales es crítica.
Esta selección depende de los valores de ε1 y ε2, por lo que es necesario seleccionar estos
de manera apropiada. Estos valores dependen de la velocidad en que se mide con los
PMUs. Si la velocidad es rápida la variación entre muestras consecutivas sera pequeña y
la diferencia entre ε1 y ε2 tendrá que ser pequeña. En el caso contrario la diferencia entre
los ε deberá ser mayor. En [76] se muestran algunos valores para ε1 y ε2.

En los documentos [74, 76, 77] utilizan este método de cómputo para calcular el má-
ximo exponente de Lyapunov. La principal desventaja es que este índice solo sirve para
monitoreo de la estabilidad en el corto plazo, permitiendo identificar de manera oportuna
una posible inestabilidad y tomar las medidas correctivas adecuadas a tiempo. Este índice
no está pensado para determinar algún margen de estabilidad, por lo que no serviría para
monitoreo en el mediano o largo plazo.
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Monitoreo a partir del índice L

El índice L fue introducido por Kessel en 1986 para estimar el margen de estabilidad
de voltaje en SEP. Este índice se debe calcular para cada nodo de carga. Su rango de
valores va de 0 (nodo sin carga) a 1 (colapso de voltaje). Es decir, el nodo con el índice L
más cercano a 1 será el nodo más vulnerable del sistema. En la ecuación (2.36) se muestra
cómo calcular el índice L para la barra de carga j del sistema [79].

Lj = |1−
∑

iεG F ijV i

V j

| (2.36)

Donde los valores de F ij se obtienen a partir de la matriz nodal Y .

F ij = −
[
Y
LL
]−1 [

Y
LG
]

(2.37)

Con G el conjunto de nodos de generación, V i tensión compleja en la barra generadora
i,
[
Y
LL
]−1

la matriz de admitancias propias de las barras de carga y
[
Y
LG
]
la matriz de

admitancias mutuas entre las barras generadoras y de carga [80]. A partir de la ecuación
(2.38) se puede obtener los valores de dichas matrices de admitancia en base a las corrientes
y tensiones de las barras de carga y generación. Estos valores pueden ser medidos por los
PMU del sistema.

[
IG
IL

]
=
[
YGG YGL
YLG YLL

]
·
[
VG
VL

]
(2.38)

Este índice se caracteriza por ser de cálculo rápido y aplicable en sistemas de monitoreo
online. Este índice se puede interpretar de manera sencilla como la distancia del estado
presente del sistema al límite de estabilidad [80]. Además, para el cálculo de este índice
no es necesario hacer una aproximación del sistema a un equivalente de Thévenin, por lo
que puede ser más sencillo de calcular para redes enmalladas. Aplicaciones de este índice
con PMUs se pueden encontrar en [79–83].

2.5.2. Monitoreo de líneas de transmisión

En el desarrollo de los índices de esta sección se utiliza como referencia el sistema de
la figura 2.13. Donde el subíndice s denota a la barra emisora de energía y el subíndice r
la barra receptora de esta energía.
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Figura 2.13: Sistema de 2 barras con PMUs
[84]

Acorde a la figura 2.13 los parámetros del sistema son los mostrados en la tabla 2.1.

Vs, Vr : Voltaje en la barra generadora y receptora.
Ps, Qs : Potencia activa y reactiva de la barra generadora.
Pr, Qr : Potencia activa y reactiva de la barra receptora.
δs, δr : Ángulo del voltaje en la barra generadora y receptora.
R,X : Resistencia y reactancia de la línea.
B,G : Susceptancia y conductancia de la línea.

δ = δs − δr : Diferencia angular entre barra generadora y receptora.
θ = tg−1X

R
: Ángulo de la impedancia serie de la línea.

Tabla 2.1: Parámetros de la figura 2.13.

Monitoreo a partir de la potencia aparente (SDI)

Cuando un SEP se acerca a un punto de operación en la vecindad del colapso de voltaje,
las pérdidas comienzan a aumentar, especialmente cuando las líneas de transmisión no son
suficientes para transmitir la potencia reactiva. Las líneas más cargadas se convierten en
consumidoras de potencia reactiva, lo que puede causar un funcionamiento inestable del
resto del sistema, y conducir a una reacción en cadena que es difícil de detener. Al final,
el sistema no puede suministrar la potencia reactiva necesaria al nodo de carga afectado.
Este estado de operación de los SEP se llama colapso de voltaje [85].

En [85] se define el índice SDI (S Difference Indicator) para determinar el margen de
estabilidad de tensión. Este se basa en la medición de dos valores de potencia aparente en
dos intervalos de tiempo seguidos. Cuando las pérdidas comienzan a crecer rápidamente,
todo aumento en el flujo de potencia en el extremo generador se debe al suministro de
pérdidas de la transmisión. En estos casos, el aumento del flujo de potencia aparente en el
extremo generador de la línea ya no produce un aumento en la potencia aparente recibida
por la carga. Eso significa ∆S = 0 en la barra receptora (carga), alcanzándose el límite
de máxima potencia transferible por la línea, lo que se traduce en un colapso de voltaje.

El valor de S se puede obtener de mediciones de corriente y voltaje adquiridas a partir
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de PMUs. El valor de la potencia aparente en la barra receptora se puede calcular como
se muestra en 2.39 [85].

S
(n)
j = V

(n)
j · I(n)∗

ji (2.39)

Un aumento en la potencia aparente en la barra receptora en un intervalo de tiempo
entre tk y tk+1 = tk + ∆t se define como:

S(k+1)
r = S(k)

r + ∆S(k+1)
r = (U (k)

r + ∆U (k+1)
r ) · (I(k)

r + ∆I(k+1)
r )∗

= S(k)
r + ∆U (k+1)

r · (I(k)
r )∗ + U (k)

r ·(∆I(k+1)
r )∗ + ∆U (k+1)

r · (∆I(k+1)
r )∗

(2.40)

El término ∆U (k+1)
r · (∆I(k+1)

r )∗ de la ecuación 2.40 se puede despreciar ya que suele
tener un valor muy pequeño. Cuando el punto de operación se encuentra cercano al colapso
de voltaje, todo aumento en la potencia aparente del nodo emisor ya no producirá un
aumento en el nodo receptor. Es por esto que el índice de estabilidad de voltaje se puede
obtener a partir de la ecuación 2.41 [85].

∆S(k+1)
r = ∆U (k+1)

r · (I(k)
r )∗ + U (k)

r · (∆I(k+1)
r )∗ = 0 (2.41)

La ecuación 2.41 puede reescribirse como:

1 + ∆U (k+1)
r · (I(k)

r )∗

U
(k)
r · (∆I(k+1)

r )∗
= 1 + a · ejϕ = 1 + a · (cosϕ+ j sinϕ) = 0 (2.42)

La ecuación 2.42 es igual a 0 cuando ocurre alguno de estos escenarios:

1. ∆U (k+1)
r = 0 y (∆I(k+1)

r )∗ = 0
2. a = 1 y ϕ = ±π

Sin embargo, el punto 1 también se cumple cuando las variables del sistema (es decir,
voltaje y corriente), no cambian significativamente durante el intervalo de tiempo. Esta
situación es común en la operación normal del sistema y no es crítica para la estabilidad
de voltaje, por lo que debe ser descartada. La inestabilidad de voltaje es alcanzada cuando
la magnitud a es igual a 1 y la fase ϕ es ±π al mismo tiempo [85].

EL índice SDI se define como el valor absoluto de la ecuación 2.42 como se muestra a
continuación:

SDI = |1 + a · ejϕ| = 0 (2.43)

En [85] el indicador demuestra ser capaz de identificar líneas que pueden llegar a causar
problemas de estabilidad de tensión. Además, el índice SDI se puede calcular fácilmente
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con datos medidos por PMUs sin un gran esfuerzo computacional. Debido a esto, el tiempo
de cálculo también es menor.

Dentro de las desventajas de este método de monitoreo se encuentra la escasa informa-
ción y documentos donde se utilice este índice. Por otra parte, los resultados presentados
en [85] muestran que el valor del índice puede cambiar de manera drástica, desde valores
“seguros” (cercanos a 1) hacia valores peligrosos (cercano a 0).

Monitoreo a partir del índice de estabilidad de líneas de transmisión (LSI)

En [86] se desarrolla un criterio de estabilidad aplicable a las líneas de transmisión, este
índice se denomina LSI (por sus siglas en inglés Line Stability Index). Este se obtiene a
partir de las ecuaciones de flujo de potencia considerando un modelo π para las líneas de
transmisión. Considerando la figura 2.13, la potencia aparente en la barra generadora (o
emisora) y receptora se puede expresar como se muestra a continuación respectivamente:

Ss = |Vr|
2

Z
∠θ − |Vs||Vr|

Z
∠(θ − δ1 + δ2) (2.44)

Sr = |Vs||Vr|
Z

∠(θ − δ1 + δ2)− |Vr|
2

Z
∠θ (2.45)

La ecuación 2.45 se puede separar en su parte real e imaginaria:

Pr = VsVr
Z

cos (θ − δ1 + δ2)− V 2
r

Z
cos θ (2.46)

Qr = VsVr
Z

sin (θ − δ1 + δ2)− V 2
r

Z
sin θ (2.47)

Remplazando δ1 − δ2 = δ en la ecuación 2.47 y resolviendo para Vr se obtiene:

Vr =
Vs sin (θ − δ)±

√
[Vs sin (θ − δ)]2 − 4ZQr sin (θ − δ)

2 sin (θ) (2.48)

Cambiando Z sin θ = X:

Vr =
Vs sin (θ − δ)±

√
[Vs sin (θ − δ)]2 − 4XQr

2 sin (θ) (2.49)
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Para obtener un valor real para Vr en términos de Qr la ecuación 2.49 debe tener raíces
reales, esta condición se puede utilizar como criterio de estabilidad:

{
[Vs sin (θ − δ)]2 − 4XQr

}
≥ 0 (2.50)

Finalmente, la expresión 2.50 se puede reescribir como:

LSI = 4XQr

[Vs sin (θ − δ)]2 ≤ 1 (2.51)

El índice LSI debe permanecer menor a 1 para que el sistema sea estable, si se supera
este criterio, el sistema perderá estabilidad y ocurrirá un colapso de voltaje [84,86].

En [84] se comprueba el rendimiento de este índice. Se logra comprobar que el índice
LSI alcanza valores más “seguros” ante una disminución en el flujo de reactivos por
la línea, esto se debe a que el índice depende principalmente de la potencia reactiva
recibida en la barra receptora. Publicaciones que utilizan este índice se pueden encontrar
en [84,86–88].

Monitoreo a partir del índice de estabilidad rápido (FV SI)

En [88] se propone el índice rápido de estabilidad de voltaje FV SI por sus siglas en
inglés (Fast Voltage Stability Index). El índice FV SI se deriva de un sistema de 2 barras
como el mostrado en la figura 2.13, donde se calcula la potencia aparente en la barra
receptora a partir de la siguiente ecuación [89].

Sr = (Pr + jQr) = Vr∠δr · I∗r = Vr∠δr ·
(
Vs∠δs − Vr∠δr

R + jX

)∗
(2.52)

Reescribiendo términos se obtiene:

(Pr − jQr) · (R + jX) = VrVs∠δ − V 2
r (2.53)

Separando la parte real de la imaginaria de la ecuación 2.53, se obtienen las ecuaciones:

PrR +QrX = VsVr cos δ − V 2
r (2.54)

PrX −QrR = VsVr sin δ (2.55)

Despejando Pr de la ecuación 2.55 y remplazando en la ecuación 2.54 se obtiene:
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V 2
r +

(
R

X
sin δ − cos δ

)
VrVs +

(
Z2

X

)
Qr = 0 (2.56)

Resolviendo la ecuación 2.56 para Vr se tiene:

Vr =

(
R
X

sin δ − cos δ
)
Vs ±

√[(
R
X

sin δ − cos δ
)
Vs
]2
− 4Qr

Z2

X

2 (2.57)

Para que Vr tenga valores reales en términos de Qr la ecuación 2.57 debe tener raíces
reales. Esta condición es la que se utiliza como criterio para obtener el índice de estabilidad.

[(
R

X
sin δ − cos δ

)
Vs

]2
− 4Qr

Z2

X
≥ 0 (2.58)

Reordenando términos:

FV SI = 4QrZ
2X

[(R sin δ −X cos δ)Vs]2
≤ 1 (2.59)

Normalmente la diferencia angular δ suele ser muy pequeña por lo que δ ≈ 0 ⇒
R sin δ ≈ 0 y X cos δ ≈ X. Considerando este supuesto, el índice FV SI se puede escribir
como:

FV SI = 4QrZ
2

V 2
s X

≤ 1 (2.60)

El índice FV SI puede indicar una inestabilidad de tensión, si alguna línea tiene un
índice cercano a 1 implica que se está acercando a un punto de inestabilidad. Si se supera
el valor crítico, una de las barras conectadas a esta línea experimentará una caída de
tensión que puede llevar a un colapso del sistema [88].

Debido a como es formulado este índice, el valor de FV SI está directamente relacionado
con la potencia reactiva e indirectamente con la potencia activa, a diferencia del índice LSI
que solo considera la potencia reactiva por la línea. El índice FV SI y LSI se caracterizan
por ser fáciles de calcular, pero requieren mediciones de 2 PMU, a diferencia del índice
SDI que solo utiliza 1 PMU. Algunos trabajos que aplican el índice FV SI son [84,87–89].

Monitoreo a partir del índice de estabilidad de voltaje (V SI)

Los autores de [90] proponen el índice de estabilidad de voltaje V SI por sus siglas
en inglés (Voltage Stability Index). Este índice se obtiene a partir de las ecuaciones de
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potencia activa y reactiva.

Pr =
[
(Vs cos δ − Vr)

R

R2 +X2 + Vs sin δ X

R2 +X2

]
Vr (2.61)

Qr =
[
(Vs cos δ − Vr)

X

R2 +X2 − Vs sin δ R

R2 +X2

]
Vr (2.62)

Reordenando los términos de las ecuaciones 2.61 y 2.62 se obtiene:

PrZ
2

Vr
+ VrR = Vs(R cos δ +X sin δ) (2.63)

QrZ
2

Vr
+ VrX = Vs(X cos δ −R sin δ) (2.64)

Elevando al cuadrado las ecuaciones 2.63 y 2.64 y sumándolas para eliminar los térmi-
nos dependientes de δ se tiene:

V 4
r Z

2 + V 2
r Z

2
[
2(RPr −XQr)− V 2

s

]
+ (P 2

r +Q2
r)Z4 = 0 (2.65)

Resolviendo la ecuación 2.65 para Vr.

Vr =
√
V 2
s

2 − (QrX + PrR)±
√
A (2.66)

Donde:

A = V 4
s

4 − (QrX + PrR)V 2
s − (PrX −QrR)2 (2.67)

A ≥ 0 (2.68)

Como la magnitud del voltaje en la barra receptora Vr es un parámetro físico, tiene
que ser siempre una solución real, es por esto que el valor de A en la ecuación 2.67 no
puede ser menor a cero, tal como se muestra en la ecuación 2.68. Cuando A = 0 coincide
con la máxima potencia transferible por la línea, dada una fuente de voltaje de magnitud
Vs [90].

A partir de las mediciones de los PMU del voltaje en la barra generadora (Vs) y la
potencia consumida en la barra receptora (Sr = Pr + jQr) se puede calcular la máxima
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potencia activa (Pmax) que se puede transferir por la línea asumiendo que la potencia
reactiva demandada (Qr) se mantiene constante [90].

Pmax = QrR

X
− V 2

s R

2X2 +
|Z|Vs

√
V 2
s − 4QrX

2X2 (2.69)

De forma similar, se puede calcular la máxima potencia reactiva (Qmax) y aparente
(Smax) que se puede transferir por la línea. Esto se puede hacer asumiendo que la potencia
activa demandada (Pr) se mantiene constante para el caso de Qmax y que el ángulo de la
potencia demandada (θ = arctan Qr

Pr
) se mantiene constante para el caso de Smax [90].

Qmax = PrX

R
− V 2

s X

2R2 +
|Z|Vs

√
V 2
s − 4PrR

2R2 (2.70)

Smax = V 2
s [|Z| − (sin θX + cos θR)]

2(cos θX − sin θR)2 (2.71)

A partir de las ecuaciones de potencia máxima, se puede notar que la potencia máxima
aumenta a medida que la magnitud del voltaje de la barra generadora (Vs) aumenta.
Además, Pmax decrece mientras mayor sea Qr y Qmax decrece a medida que Pr aumenta
[90]. A partir de las expresiones encontradas para Pmax, Qmax y Smax se calcula el índice
V SI [84]:

V SI = mı́n
{
Pmax − Pr
Pmax

,
Qmax −Qr

Qmax

,
Smax − Sr
Smax

}
(2.72)

De la ecuación 2.72 se puede notar que para pequeños valores de V SI el nodo receptor
se encuentra cercano a su límite de operación estable y que el margen de potencia trans-
ferible por la línea es menor. Cuando el índice sea cero, entonces se habrá alcanzado el
límite de estabilidad de tensión [84].

En el caso que se obtengan valores negativos para el índice V SI o para alguna de las
potencias máximas (Pmax, Qmax o Smax), el número del índice deja de reflejar un valor

Este índice se caracteriza por ser fácil de calcular y bastante completo ya que para
determinar qué tan cerca se encuentra la operación del sistema a un colapso de tensión
considera no solo la potencia reactiva, sino que también el efecto de la potencia activa y
aparente. Trabajos donde se utilizan este índice se pueden encontrar en [84,90].
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Monitoreo a partir de la curva PV

Los autores de [91] proponen monitorear la estabilidad de tensión de líneas de transmi-
sión a partir de la curva de operación PV (o curva de la nariz). En la figura 2.14 se puede
apreciar un ejemplo de la curva PV, esta curva de operación se caracteriza por tener un
punto de máxima potencia que dependen del factor de potencia de la carga en la barra
receptora.

Figura 2.14: Ejemplo de una curva PV [84].

En [91] se presenta la forma de calcular la punta de la nariz, es decir, la máxima
potencia activa transferible por la línea y la mínima tensión en la barra receptora para
una operación estable [84]:

Pr,max = V 2
s cos (δr − θr)

2K [R cos (ϕZV + ϕK) +X sin (ϕZV + ϕK) + Z] (2.73)

Ur,min =

√√√√ Pr,max
K cos (ϕZV ) [R cos (ϕZV + ϕK) +X sin (ϕZV + ϕK)] + V 2

s

2K2 (2.74)

Donde ϕZV = δr − θr y
−→
K = K∠ϕK = 1 + 1

2 [RG−BX + j(RB +XG)] [84].
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A partir de Pr,max y Ur,min se proponen los índices de estabilidad de la curva PV de
potencia (ICPV P ) y tensión (ICPV V ) respectivamente:

ICPV P = Pr,max − Pr
Pr,max

(2.75)

ICPV V = Vr − Ur,min

Ur,min
(2.76)

El índice ICPV P se vuelve cero cuando la potencia recibida en la barra receptora es
igual a la máxima potencia transferible por la línea. De la misma forma, el índice ICPV V
se vuelve cero cuando la tensión en la barra receptora alcanza su mínimo. Aplicaciones
del monitoreo a partir de la curva PV se pueden encontrar en [84,91].

Para calcular este índice, al igual que la mayoría de los índices de esta sección, se
requieren de 2 PMU. Es fácil obtenerlo a partir de las mediciones de los PMU y rápido
de computar. A diferencia de otros índices que se han visto hasta ahora, este índice no
considera el efecto de la potencia reactiva, pero a diferencia del resto, se puede obtener la
mínima tensión de operación para la barra receptora.

2.5.3. Conclusiones

En general, durante los últimos años se han desarrollado varios índices que ayudan a
monitorear condiciones de operación de los SEP que pueden llevar a una inestabilidad
de tensión con el fin de alertar al operador y tomar medidas correctivas a tiempo. Si
bien la mayoría de estos índices son calculados asumiendo un régimen estacionario, han
demostrado cumplir con su propósito de monitorear márgenes de estabilidad de tensión
online. El uso de los PMUs en estos sistemas de monitoreo es el de utilizar las mediciones
tomadas por estos dispositivos para el cálculo de los índices. A grandes rasgos, los dife-
rentes métodos de monitoreo de estabilidad de tensión se pueden dividir en dos grupos:
monitoreo de barras y monitoreo de líneas de transmisión.

Dentro del grupo de monitoreo de estabilidad de tensión en barras, se observa que
existen distintos índices o indicadores, los cuales difieren en el método de cálculo y en su
aplicación. El índice obtenido a partir del Jacobiano reducido logra seguir a la curva Q−V
de una barra siendo capaz de determinar la cercanía al punto de colapso de tensión, incluso
ante cambios en la topología de la red. El principal contra de este índice es la forma de
calcularlo ya que solo se puede hacer mediante un flujo de potencia (método complicado
y computacionalmente caro [74]) o midiendo la pendiente de la curva Q−V , para lo cual
se necesitan 2 o más PMUs, según el número de líneas que se conectan a la barra de carga
pertinente.

Por otro lado, mediante el equivalente de Thévenin se puede calcular cuánto margen
tiene una barra de carga, por lo que es de utilidad en barras de carga críticas o que suelan
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presentar problemas. La ventaja de este método es que solo requiere de un PMU en la
barra a monitorear para poder calcular el índice.

El índice L demuestra ser un buen método para determinar la cercanía al colapso de
tensión para cambios lentos y rápidos de demanda en barras de carga. Además, es fácil de
calcular y rápido, pues no se requiere hacer un flujo de potencia o calcular el equivalente
de Thévenin. Sin embargo, conocer la matriz de admitancia de la red puede ser difícil de
obtener, especialmente para redes muy grandes ya que se necesitarían múltiples PMUs que
entreguen la información de tensión y corriente en todas las barras de carga y generación.
Lo anterior, no implica que se requiera PMUs en todas las barras, sino que se debe tener
observabilidad total del SEP.

Por último, si bien el índice de Lyapunov se puede medir en la barra deseada con solo
1 PMU, este índice no cumple con obtener y medir un margen de estabilidad. Este índice
está pensado para determinar si el sistema está convergiendo a un modo de operación
estable entregando información para el corto plazo, por lo que para estudios de monitoreo
de mediano o largo plazo este índice no es útil.

La tabla 2.2 resume los índices presentados para el monitoreo de estabilidad en barras
con sus principales características. En la tabla se indica la formulación matemática, ve-
locidad de cómputo, el valor que indica una inestabilidad de tensión en el sistema y el
número de PMUs necesarios para monitorear un sistema de 2 barras.
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Índice Monitoreo Ecuación
Jacobiano reducido Cualquier barra ∆Qi

∆Vi
= JRii = ΓQVi

VTH Barras de carga V THk = 1− ZT h,k

ZL,k

L Barras de carga Lj = |1−
∑

iεG
F ijV i

V j
|

Lyapunov Cualquier barra λ(k∆t)i = 1
Nk∆t

∑N
m=1 log

|Vi((k+m)∆t)−Vi((k+m−1)∆t)|
|Vi((m)∆t)−Vi((m−1)∆t)|

Índice Nº de PMUs

Jacobiano reducido

VTH

L

Lyapunov

Tabla 2.2: Resumen de los índices de monitoreo de barras.

El segundo grupo de indicadores incluye los índices que monitorean la estabilidad de
tensión en líneas de transmisión. El índice SDI indica qué tan cerca está una línea de
llegar a un colapso de tensión. Este índice requiere mediciones solo en el extremo receptor
de la línea (1 PMU). Por otro lado, el resto de los índices pertenecientes a este grupo
requieren de 2 PMUs, uno en cada extremo de la línea, para poder realizar el monitoreo
de la misma.

Los índices de monitoreo de líneas de transmisión son fáciles de calcular ya que se

39



utilizan las mediciones de los PMUs directamente. El índice LSI depende principalmente
de la potencia reactiva de la barra receptora, por lo que mientras menor sea el flujo de
reactivos por la línea, más segura será su operación.

El índice FV SI, a diferencia del LSI, se deriva a partir de las ecuaciones de potencia
activa y reactiva, por lo tanto, este índice considera el efecto de ambas potencias en la
estabilidad. En consecuencia, el índice FV SI se puede considerar más preciso que el índice
LSI.

El índice V SI es considerado uno de los mejores índices, ya que considera el efecto de la
potencia activa, reactiva y aparente en la estabilidad de tensión de la línea de transmisión.
Sin embargo, los autores de [90] no profundizan en el comportamiento del índice cuando
se obtienen valores negativos en este. Además, se puede notar a partir de las ecuaciones
de potencia máxima, que las potencias Pmax, Qmax y Smax podrían llegar a tener valores
menores a cero, lo cual carece de sentido físico. Por todo esto, se decide dejar como 0 (valor
que indica inestabilidad) a los valores del índice V SI que alcancen valores negativos.

Los índices ICPV P y ICPV V permiten hacer un seguimiento del punto máximo de
la curva PV de la línea de forma online y, por consiguiente, encontrar un margen de
estabilidad para la potencia activa transmitida por la línea y de la tensión en la barra
receptora [84].

Las publicaciones que incluyen índices del grupo de estabilidad de tensión de líneas
trabajan con puntos de operación en que el flujo de potencia activa y reactiva en la línea
tienen el mismo sentido. Sin embargo, en la operación real de los SEP, el flujo de potencia
reactiva puede ir en sentido contrario al flujo de potencia activa o incluso se puede estar
inyectando o absorbiendo reactivos en ambos extremos de la línea (depende si la línea se
está operando bajo o sobre su carga natural). Lo anterior se ilustra en la figura 2.15.

Figura 2.15: Los 4 casos posibles de flujos por la línea. (a) Flujo de potencia activa
y reactiva en el mismo sentido. (b) Flujo de potencia reactiva en sentido inverso al de
potencia activa. (c) Línea absorbiendo reactivos por ambos extremos. (d) Línea inyectando
reactivos por ambos extremos.

Para tener resultados coherentes, se debe considerar este comportamiento de los flujos
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en el cálculo de los índices de estabilidad. En la tabla 2.3 se resumen los índices y su
fórmula según los 4 casos de la figura 2.15. Como se puede ver en la tabla 2.3 no todos
los índices requieren una modificación en su ecuación.

Casos de Flujo SDI LSI FV SI V SI ICPV P

Flujo (a) |1 + a · ejϕ| 4XQr

[Vs sin (θ−δ)]2
4QrZ2X

[(R sin δ−X cos δ)Vs]2 mı́n
{
Pmax−Pr

Pmax
, Qmax−Qr

Qmax
, Smax−Sr

Smax

}
Pr,max−Pr

Pr,max

Flujo (b) |1 + a · ejϕ| −4XQr

[Vs sin (θ+δ)]2
−4QrZ2X

[(−R sin δ−X cos δ)Vs]2 mı́n
{
Pmax−Pr

Pmax
, Qmax+Qr

Qmax
, Smax−Sr

Smax

}
Pr,max−Pr

Pr,max

Flujo (c) |1 + a · ejϕ| −4XQr

[Vs sin (θ+δ)]2
−4QrZ2X

[(−R sin δ−X cos δ)Vs]2 mı́n
{
Pmax−Pr

Pmax
, Qmax+Qr

Qmax
, Smax−Sr

Smax

}
Pr,max−Pr

Pr,max

Flujo (d) |1 + a · ejϕ| 4XQr

[Vs sin (θ−δ)]2
4QrZ2X

[(R sin δ−X cos δ)Vs]2 mı́n
{
Pmax−Pr

Pmax
, Qmax−Qr

Qmax
, Smax−Sr

Smax

}
Pr,max−Pr

Pr,max

Tabla 2.3: Resumen de los índices de monitoreo de líneas de transmisión.

De los 185 papers revisados, 104 papers se centran en el monitoreo de estabilidad de
voltaje a partir de PMUs. Si bien la mayoría de estos 104 papers mencionan la necesidad
de una mejora en los sistemas de monitoreo online frente a altos niveles de TGVCC, muy
pocos trabajos usan redes con algún nivel de TGVCC en sus casos de estudio. En espe-
cífico solo 2 trabajos de los 104 centran su trabajo en el monitoreo en una red con algún
nivel de penetración de TGVCC. En [92] se estudia la red de 9 barras de la figura 2.16.
La red cuenta con dos generadores sincrónicos de 120[MVA] de capacidad cada uno y un
generador eólico al cual se le varía su capacidad de generación entre 12[MW ], 24[MW ]
y 36[MW ]. En [92] se utiliza las mediciones de los PMUs para calcular el equivalente de
Thévenin en la barra de conexión del generador eólico y así obtener una versión simpli-
ficada del sistema. El trabajo modela al aerogenerador con un modelo de tercer orden y
realiza un análisis modal para encontrar el valor propio que puede llevar a una inestabili-
dad de tensión transitoria en la barra de generación eólica. Este valor propio se usa como
índice de estabilidad de tensión y se monitorea la distancia al semiplano derecho donde
el modo de oscilación deja de ser amortiguado.

Figura 2.16: Sistema de 9 barras [92].

En [92] a medida que aumenta la capacidad instalada de generación eólica la tasa de
cambio del índice de estabilidad tensión aumenta. Es decir, el margen de estabilidad deja
de ser un buen indicador a medida que aumenta los niveles de TGVCC en el sistema.
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Además, este método de monitoreo de estabilidad de tensión solo es válido para perturba-
ciones de pequeña señal ya que se deben linealizar las ecuaciones dinámicas que gobiernan
al sistema.

En [73] se usa un sistema de 3 barras como el mostrado en la figura 2.17 donde G1
es un generador eólico y G2 un generador sincrónico. En [73] usan como supuesto que
se tiene observabilidad total a partir de un sistema de monitoreo con PMUs, y se usan
los valores de los PMUs para monitorear el margen de estabilidad de tensión a partir
del equivalente de Thévenin en la barra de generación eólica. En el paper se estudia el
efecto de incluir los límites de los GS y de los aerogeneradores en el índice de Thévenin
observándose como se reduce el margen de estabilidad de tensión en la barra de generación
eólica al considerar los límites ya mencionados. El objetivo principal de [73] es mejorar
el método del equivalente de Thévenin haciéndolo más preciso a la hora de monitorear
estabilidad de tensión.

Figura 2.17: Sistema de 3 barras [73].

Los papers [73, 92] usan redes pequeñas con ciertos niveles de TGVCC pero no se
enfocan en monitorear márgenes de estabilidad de tensión en redes débiles gobernadas
por TGVCC en sus casos de estudio. Es más, hasta la fecha ningún trabajo ha estudiado
el efecto de monitorear el margen de estabilidad de tensión en redes gobernadas por
TGVCC y con bajos niveles de cortocircuito.
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Capítulo 3

Situación actual del sistema de
monitoreo del sistema eléctrico
chileno

3.1. Sistema de monitoreo del SEN

En Chile el Coordinador Eléctrico Nacional es el responsable de realizar un estudio
anual sobre la instalación, implementación, revisión y actualización del módulo de me-
dición fasorial (MMF). En dicho estudio se debe determinar y actualizar los puntos de
registro en que se instalarán los PMU y la ubicación de los concentradores de datos [21].

En la figura 3.1 se puede ver un esquema general de la red MMF en Chile. Actualmente
el MMF del Coordinador cuenta con un PDC Corporativo ubicado en el datacenter de
Movistar Apoquindo, y cinco PDC locales ubicados en las SS/EE Crucero, Maitencillo,
Alto Jahuel, Ancoa y Charrúa. Estos PDC locales reciben los datos directamente de las
PMU del sistema eléctrico nacional (SEN), y solo cumplen funciones de almacenamiento
y comunicación de datos hacia el PDC Corporativo, exceptuando el PDC Crucero que,
además, cuenta con la capacidad de disponer aplicaciones locales de procesamiento. De la
figura 3.1 se observa la arquitectura distribuida de la red la cual privilegia la flexibilidad
y expansibilidad de la red y otorga niveles básicos de confiabilidad y disponibilidad de la
información [21].
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Figura 3.1: Diagrama esquemático de la arquitectura de la plataforma WAMS del Coor-
dinador [21].

En PDC corporativo tiene instalado la plataforma WAProtector de ELPROS la cual
cuenta con múltiples aplicaciones de análisis de datos en tiempo real, entre las cuales
se destacan: detección de diferencia angular, detección de oscilaciones de baja frecuen-
cia (0.001Hz-7.5Hz), detección de fuentes de oscilación, detección de rango de frecuencia,
detección de isla, detección de tasas de cambio de variables, detección de niveles (altos/ba-
jos) de variables, detección de estabilidad de tensión (curva PV), detección de desbalances
de tensión y corrientes, y por último, cálculo de parámetros.

La función de detección de estabilidad de tensión con que cuenta el PDC corporativo
puede monitorear la curva PV de una línea de transmisión en la que hayan 2 PMUs,
uno en cada extremo del circuito. El método que se utiliza para determinar la curva
PV es a través de un equivalente de Thévenin del sistema en el extremo receptor de la
línea. Esta función ya ha sido probada en el laboratorio de simulación en tiempo real del
Coordinador. La principal desventaja de esta función es que se requieren 2 PMUs en la
línea a monitorear. Los índices propuestos en el capítulo 2.5 buscan ser un complemento
a la función de detección de estabilidad de tensión con que cuenta el PDC corporativo,
con el fin de lograr un monitoreo más preciso.

En [21] se presenta la asignación de PMUs a cada PDC. De este modo el PDC de
Crucero tiene asignado un total de 35 PMUs, el PDC de Maitencillo tiene 26 PMUs, el
PDC de Alto Jahuel recibe la información de 27 PMUs, el PDC de Ancoa conecta con 10
PMUs y el PDC de Charrúa con 22 PMUs.
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La localización de los PMUs en el sistema se lleva a cabo según criterios que permitan
la detección de fenómenos dinámicos que se presentan en el SEN y no por medio de algún
algoritmo de localización óptima. Estos criterios se detallan en [21] y son:

• Oscilaciones de potencia, tensión y frecuencia, previstas en estudios u observadas
en la operación real.

• Restricciones del sistema de transmisión o fenómenos de estabilidad dinámicos.
• Monitoreo de la frecuencia eléctrica.
• Monitoreo de los planes de defensa contra contingencias extremas y contingencias

críticas: Se analizan contingencias de severidad 6 y se comprueba la necesidad de
equipos de monitoreo para prevenir/detectar este tipo de fallas.

• Impacto de instalaciones de transmisión relevantes actuales y futuras, de acuerdo
con el plan de obras: A partir de los proyectos de transmisión señalados, se determina
la necesidad de implementar nuevos puntos de monitoreo, teniendo en cuenta las
modificaciones topológicas que introducen.

• Monitoreo de islas de acuerdo con los planes de recuperación de servicio.
• Normalización del registro de medidas (V, I, f, ∆f/∆t) en PMU existentes.
• Monitoreo dinámico de unidades de generación que cuentan con PSS y que partici-

pan en los modos de oscilaciones presentes en el SEN.
• Monitoreo del desempeño dinámico de instalaciones críticas para la seguridad del

sistema.
• Centros de generación con capacidad instalada mayor a 200 MW para centrales

sincrónicas, y mayor a 100 MW para centrales solares y eólicas.

Actualmente el SEN cuenta con 43 PMUs en servicio (E/S) y 77 en construcción (E/C)
lo que da un total de 120 PMUs. En la figura 3.2 se puede ver cuántos PMUs hay en cada
zona de Chile y que PDC tiene asignada cada zona.
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Figura 3.2: Distribución de los PDC y PMUs en servicio (E/S) y en construcción (E/C)
en Chile.

3.2. Estudio de restricciones en el sistema de trans-
misión

En Chile, la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio (NT) dispone la reali-
zación de un estudio que determine las restricciones en el sistema de transmisión conside-
rando los escenarios de operación que sujeto a contingencias simples, resulten más críticos
para la seguridad y calidad del servicio. En el ”Estudio de restricciones en el sistema de
transmisión”, publicado en diciembre del 2019 por el Coordinador, se verifica que el com-
portamiento del sistema cumpla con las exigencias estáticas y dinámicas que se establecen
en el Capítulo 5 de la NT, y que se indican a continuación para estado normal y estado
de alerta [93]:

• Factor de amortiguamiento de las oscilaciones de potencia activa (mayor a 5%).
• Niveles de tensión aceptables en régimen permanente.
• Exigencias de recuperación dinámica para la tensión y la frecuencia.
• Preservar la operación sincronizada de generadores, verificando la condición de es-
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tabilidad angular.
• Preservar la estabilidad de la tensión.

El escenario base para el desarrollo del estudio considera los siguientes supuestos:

• Las ampliaciones del sistema eléctrico nacional definidas para el periodo compren-
dido entre noviembre de 2019 y diciembre de 2020.

• Una demanda máxima del SEN de 11150 MW.
• Despachos de generación correspondientes a escenarios de alta demanda con hidro-

logía media, el cual se utiliza sólo como escenario inicial y que puede ser modificado
con motivo de obtener las máximas transferencias por el sistema de transmisión.

• Todas las compensaciones series de las líneas de 500 kV del sistema nacional en
servicio.

Los tipos de limitaciones que pueden afectar una línea de transmisión están relaciona-
dos con la longitud de la línea: Límites térmicos para líneas cortas con largos entre 0 a 80
km, regulación de tensión para líneas medianas con largos entre 80 a 320 km y límites de
estabilidad para líneas sobre 320 km [94].

En el SEN hay zonas que son abastecidas por líneas de 80 km de longitud, o menos,
para las cuales solo se evalúan limitaciones térmicas de los equipos [93].

El Coordinador en el estudio de restricciones en el sistema de transmisión, determina
en forma independiente los límites térmicos y por estabilidad de tensión (cuando corres-
ponda según el largo de la línea). Posteriormente se verifica el comportamiento dinámico,
para la limitación más restrictiva. En caso de no cumplir los estándares dinámicos se res-
tringen más las transferencias hasta cumplir con dichas exigencias. En este último caso,
la restricción queda definida por un límite por estabilidad dinámica [93].

La metodología que se sigue en el estudio de restricciones en el sistema de transmisión
para determinar los límites de transmisión por las líneas se detalla a continuación [94]:

1. El estudio considera las diferentes zonas del SEN (zona norte grande, zona norte
chico, zona centro-sur 500kV, V región, zona centro 220kV, zona 154 kV y zona sur).
En la figura 3.3 se puede apreciar las zonas ya mencionadas y las principales líneas
de transmisión del SEN, cada línea tiene un color que índica el nivel de tensión en
el cual operan.

2. Las limitaciones térmicas se determinan en base a la información entregada por
los propietarios de las instalaciones del sistema de transmisión troncal o instalacio-
nes que se consideren críticas para el abastecimiento de una zona específica. Estas
instalaciones incluyen la capacidad térmica de las líneas y sus transformadores de
corriente asociados, así como también la capacidad de los transformadores de poder
que impongan restricciones de transmisión.

3. Se determina el límite por regulación de tensión para aquellas líneas más exigidas que
abastezcan hacia una zona específica, en presencia de contingencias simples. Para
ello se estima el valor límite de la transferencia por la línea más exigida disminuyendo
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la generación interna de la zona hasta que las simulaciones estáticas (estudios de
flujos de potencia) no converjan por déficit de potencia reactiva local respetando los
mínimos técnicos de las unidades generadoras.
En caso de no disponer de recursos de potencia activa despachada aguas abajo
del tramo analizado, se fuerza el despacho de generación que permita generar las
curvas de tensión versus transferencia. Esta generación sólo aporta potencia activa,
de manera que no afecte significativamente el punto crítico de estabilidad.

4. Para aquella limitación más restrictiva de las determinadas anteriormente se verifi-
ca que el comportamiento dinámico del sistema en ese escenario particular, cumpla
con los estándares de recuperación dinámica establecidos en la NT. En caso contra-
rio, las restricciones de transmisión quedan supeditadas al cumplimiento de dichos
estándares.
Para cada zona se determina el límite de estabilidad transitoria el cual consiste
en determinar el número mínimo de unidades sincrónicas en giro, supeditada a la
estabilidad angular y de tensión en la zona ante la contingencia simple más crítica.
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Figura 3.3: Mapa del sistema eléctrico chileno 2017.
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3.2.1. Resultados del Estudio de restricciones de transmisión
del año 2019

A continuación, se presenta un cuadro resumen con las restricciones de las líneas del
sistema de transmisión de 500 kV del norte chico obtenido del “Estudio de restricciones en
el sistema de transmisión 2019”. En la figura 3.4 los límites que se presentan corresponden
a la capacidad de transmisión en régimen permanente (post-contingencia). Estos límites
son válidos hasta marzo del 2020, ya que entran en operación los segundos transformadores
de 500/220 kV de 750 MVA en las SS\EE Nueva Cardondes, Nueva Maitencillo y Nueva
Pan de Azúcar; y proyectos de compensación reactiva de la línea Nueva Pan de Azúcar –
Polpaico 2x500 kV [93].

Figura 3.4: Resumen de Restricciones Zona Norte Chico Previo a Obras de compensación
y Transformación [93].

La determinación de los límites de la zona se concentra en los tramos Los Changos –
Cumbres 2x500 kV y Nueva Pan de Azúcar – Polpaico 2x500 kV, cada una en condiciones
post falla de uno de sus circuitos [93]. Los análisis se dividen como sigue:

1. Caso A: Análisis del límite de transmisión de la línea Los Changos – Cumbre 2x500
kV con transferencias en sentido Norte – Sur ante la falla de un circuito de la línea.

2. Caso B: Análisis del límite de transmisión de la línea Nueva Pan de Azúcar – Pol-
paico 2x 500 kV con transferencias en sentido Norte – Sur ante la falla de un circuito
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de la línea.
3. Caso C: Análisis del límite de transmisión de las líneas Los Changos – Cumbre 2x500

kV y Nueva Pan de Azúcar – Polpaico 2x 500 kV con transferencias en sentido Sur
– Norte ante la falla de un circuito de la línea.

3.2.2. Limitaciones del estudio de restricciones de transmisión

Actualmente, aquellas líneas del sistema cuyo límite de transmisión queda acotado por
límites de regulación de tensión según el “Estudio de restricciones en el sistema de trans-
misión”, para efectos de la operación se les considera una potencia máxima transferible
en base a los escenarios más extremos a los que se puede enfrentar la operación de dicha
línea (demanda máxima, máximo flujo de reactivos, etc.). Además, se realizan estudios
particulares para considerar la entrada de los nuevos proyectos de la transmisión. Dichas
restricciones se mantienen para todos los puntos de operación que fueron calculadas. Al
ser operadas considerando escenarios extremos, puede haber muchas horas en el año en
que estas líneas operan con límites de transmisión mucho menores a los que realmente
tienen. Lo anterior tiene efectos económicos directos en los costos de operación del siste-
ma. A modo de ejemplo, como resultado del “Estudio de restricciones en el sistema de
transmisión”, la inyección de energía renovable en la zona de Maitencillo-Nogales el 2018
se limitó a un máximo de 250 MW. Incluso levantando esta restricción a valores de 400
MW por un automatismo de control implementado, esta restricción resultó en recortes
totales de energías renovables por 1153 GWh el año 2018 (327 GWh de energía eólica y
826 GWh de energía solar).

Si bien las restricciones estáticas obtenidas del estudio de restricciones de transmisión
permiten operar el sistema de manera segura, sus efectos económicos en cuanto a los costos
de operación del sistema son una desventaja importante. Para evitar esto, las restricciones
de transmisión deberían ser calculadas de manera dinámica en base a las condiciones de
operación reales del sistema en cada instante.

Considerando la red de PMUs existente en el país, este trabajo propone implementar
algunos de los índices de estabilidad de voltaje presentados en la sección 2.5, para calcular
de manera dinámica el límite de transmisión de aquellas líneas que se obtengan como
críticas según el “estudio de restricciones en el sistema de transmisión”.
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Capítulo 4

Metodología

En este capítulo se presenta una propuesta metodológica para evaluar el impacto de
implementar un sistema de monitoreo de estabilidad de voltaje en líneas de transmisión
utilizando la red de PMUs existentes en el país. A nivel general, el objetivo es monito-
rear las líneas de transmisión críticas según el “Estudio de restricciones en el sistema de
transmisión” en base a diferentes indicadores estáticos de estabilidad. Los resultados de
este monitoreo dinámico se contrastan con los que se obtienen al operar dichas líneas
considerando una restricción de transmisión estática en base al criterio del peor escenario.

La propuesta metodológica se divide en 5 etapas. La primera etapa consiste en la
obtención del unit commitment (UC) y despacho de los generadores del sistema para di-
ferentes puntos de operación. Una vez obtenido el despacho, la segunda etapa consiste en
el cálculo de los flujos de potencia para cada uno de los puntos de operación considera-
dos. Para esto se incluye una etapa de clusterización de puntos de operación de forma
de facilitar la convergencia de los flujos de potencia. En la tercera etapa se calcula un
conjunto de indicadores de estabilidad para cada punto de operación según lo presentado
en el capítulo 2. Esto permite obtener los puntos críticos de operación del sistema en los
cuales la capacidad de transmisión de las líneas debería ser restringida. La siguiente etapa
incluye un análisis de los resultados obtenidos en términos del desempeño de los indicado-
res analizados. Finalmente, los resultados obtenidos son validados mediante simulaciones
dinámicas en el software DIgSilent. La figura 4.1 presenta el diagrama de bloques de la
metodología propuesta.
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Figura 4.1: Metodología propuesta

Si bien en la metodología propuesta no se utilizan las mediciones reales de los PMUs
debido a que actualmente en el coordinador las mediciones de los PMUs en operación
normal no son guardados y en virtud a la gran carga computacional que esto significaría,
la metodología se propone de tal manera de poder usar los datos reales de PMUs en el
futuro y comenzar directamente de la etapa de cálculo de índices de estabilidad.

Esta metodología se diseño considerando la red de PMUs Chilena actual, ya que no
se tiene una observabilidad total del sistema se estudian líneas criticas del sistema de-
terminadas a partir del “Estudio de restricciones en el sistema de transmisión”. Se puede
considerar que la metodología propuesta es para un SEP en transición a tener más PMUs
y podría ser implementada en otros SEP que se encuentren en una etapa similar.

4.1. Despacho de generadores

La primera etapa consiste en obtener el despacho de los generadores, para ello se debe
conocer la demanda del sistema, la topología de la red, los límites de transmisión y la
generación de los generadores ERNC y de embalse.
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El modelo de optimización cuenta con la función objetivo que busca minimizar el costo
de operación del sistema, tal como se muestra en 4.1.

F.O. =
tf∑
t=ti

N∑
g=1

P (g, t) · C(g) (4.1)

Donde ti y tf corresponden a la hora inicial y final respectivamente, del tiempo asociado
a los puntos de operación pertinentes. N es el número de generadores sincrónicos, P (g, t)
la potencia inyectada por el generador g en el tiempo t, y C(g) el costo de generación de
la máquina g.

Dentro de las restricciones asociadas a la función objetivo se encuentran:

1. Restricciones de máximo flujo por las líneas, donde el flujo f por la línea l no puede
ser mayor al flujo máximo de esta FMAX , en cualquier instante de tiempo t.

− FMAX(l) ≤ f(l, t) ≤ FMAX(l) (4.2)

2. Ley de Kirchhoff: el flujo f por la línea queda definido como la diferencia angular
(θj − θi) entre las barras que conecta la línea l dividido por la reactancia X(l) de la
línea.

f(l, t) = θj − θi

X(l) (4.3)

3. Restricción de generación máxima y mínima, donde la generación P (g, t) de la má-
quina g no puede ser mayor a su capacidad máxima (PMAX(g)) ni menor a su
mínimo (PMIN(g)), en todo instante de tiempo t. En esta restricción también se
incluye el encendido y apagado de los generadores en la variable binaria UC(g, t),
que toma como valor 1 si la máquina g se encuentra encendida en el instante t y 0
si se encuentra apagada.

PMIN(g) · UC(g, t) ≤ P (g, t) ≤ PMAX(g) · UC(g, t) (4.4)

4. Balance nodal: la suma de potencia de los generadores conectados en la barra b,
más la potencia que llega a dicha barra, menos la potencia que sale, tiene que ser
igual a la demanda de ese nodo (D(b, t)) en todo instante de tiempo t. Donde Gb es
el grupo de generadores conectados a b, TOb son los flujos que van hacia la barra b
y FROMb son los flujos que salen de la barra b.∑

gεGb

P (g, t) +
∑
lεTOb

f(l, t)−
∑

lεFROMb

f(l, t) = D(b, t) (4.5)

5. Restricción de generación ERNC y embalse: el despacho que se desea encontrar es
para replicar operaciones pasadas del sistema, se limita a los generadores ERNC
(GERNC) y de embalse (GEMBALSE) con la generación real que hubo en el sistema
(PINY (g, t)) en el instante t.

P (g, t) ≤ PINY (g, t) ∀ g ε GERNC

⋃
GEMBALSE (4.6)
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4.2. Clusterización de puntos de operación

Una de las mayores dificultades al trabajar con redes reales en programas de simulación
como DIgSilent PowerFatory, es lograr hacer converger los flujos de potencia para los
puntos de operación que se desean simular. Si a esto se le suman la gran cantidad de
puntos de operación que se deben estudiar, lograr converger cada punto de operación
por separado se hace inviable. Es por esto, que en este trabajo se usa un algoritmo de
clusters de forma de agrupar los puntos de operación en estudio a una cantidad acotada de
grupos. Una vez agrupados los puntos de operación en clusters, se cargan los centroides
de cada grupo en DIgSilent PowerFatory y se realiza el proceso de convergencia para
los centroides. Finalmente, la configuración de la red que permite la convergencia de los
los flujos de potencia para cada centroide es similar para todos los puntos de operación
pertenecientes al cluster de dichos centroides, lo que facilita la tarea de convergencia de
cada punto de operación.

La técnica utilizada para agrupar los puntos de operación en clusters es Linkage com-
pleto aglomerativo. Este método consiste en un proceso recursivo donde se calculan las
distancias existentes entre dos puntos de operación, se observa cuáles son los puntos de
operación más próximos en cuanto a esta distancia (es decir, qué dos puntos de operación
tienen menor distancia). Estos dos puntos forman un grupo (o cluster) que no vuelve a
separarse durante el proceso. Posteriormente, se repite el proceso, volviendo a medir la
distancia entre todos los puntos de operación. Para medir la distancia entre un grupo con
un punto de operación, se toma la distancia máxima de los puntos de operación del grupo
al nuevo punto [95].

El método utilizado para medir la distancia es la distancia euclidiana la cual se en-
cuentra en la ecuación 4.7.

d(A,B) =
√√√√ n∑

i=1
(ai − bi)2 (4.7)

Donde A = (a1, a2, ..., an) y B = (b1, b2, ..., bn) son puntos en el espacio euclidiano
n-dimensionales.

Finalmente, para elegir el número de grupos en que se van a agrupar los puntos de
operación se utiliza la técnica del dendograma. Un dendograma es una representación
gráfica en forma de árbol que resume el proceso de agrupación en un análisis de cluster.
Para entender esta técnica se utiliza el siguiente ejemplo, consideremos los puntos A, B y
C de la tabla 4.1 y sus respectivas distancias entre ellos.
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Distancia A B C
A 0
B 0.3 0
C 0.8 0.5 0

Tabla 4.1: Distancia entre puntos A, B y C.

La menor distancia entre los 3 puntos es entre A y B, esto implica que el algoritmo los
junta en un nuevo grupo. Luego, la tabla con distancias queda de la siguiente forma:

Distancia AB C
AB 0
C 0.8 0

Tabla 4.2: Distancia entre puntos AB y C.

En el siguiente paso, el algoritmo incorpora el punto C a un nuevo grupo llamado
ABC. Esta secuencia de pasos se puede representar en un árbol de clasificación llamado
dendograma [95] como el mostrado en la figura 4.2.

Figura 4.2: Dendograma de los datos A, B y C.

En la figura 4.3 se puede ver otro ejemplo de dendograma, de la figura es directo ver que
se pueden agrupar los datos en 2 clusters. En general, si se corta el dendograma mediante
una línea horizontal, se determina el número de clusters en que se divide el conjunto de
objetos [95].
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Figura 4.3: Dendograma con 2 clusters [95].

Ahora bien, si el corte horizontal se realiza más abajo se obtienen 3 clusters:

Figura 4.4: Dendograma con 3 clusters [95].
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La decisión sobre el número óptimo de clusters es personal y depende de múltiples
factores como la capacidad computacional o el tiempo de disponible para trabajar con
cada cluster. Esta decisión es aún más complicada cuando se incrementa el número de
objetos pues si se seleccionan pocos, los clusters resultantes son heterogéneos y artificiales,
mientras que si se seleccionan demasiados la interpretación de los mismos suele resultar
complicada [95].

Para tomar una decisión sobre el número de clusters, se suelen representar los distintos
pasos del algoritmo y la distancia a la que se produce la fusión como se ve en la figura
4.5 [95].

Figura 4.5: Pasos de unión v/s distancia del cluster [95].

En los primeros pasos el salto en las distancias es pequeño, mientras que en los últimos
el salto entre pasos será mayor. El punto de corte será aquel en el que comienzan a
producirse saltos bruscos. En el caso de la figura 4.5, el salto brusco se produce entre los
pasos 3 y 4, entonces, el punto óptimo será el 3, en donde hay 2 clusters [95].

4.3. Flujos de potencia

Una vez agrupados todos los puntos de operación en sus respectivos cluster y con
el modelo en DIgSILENT PowerFactory convergiendo para los centroides, se prosigue
con el cálculo de los flujos de potencia para cada punto de operación dentro del cluster.
Considerando que cada cluster incluye puntos de operación del sistema muy similares, la
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convergencia de los flujos de potencia para el resto de los puntos se facilita enormemente
partiendo como base con la configuración del sistema para el caso del centroide.

4.4. Detección de horas críticas

A partir de los flujos de potencia de la etapa anterior, se obtienen los valores de voltaje,
corriente y potencia en las líneas de transmisión críticas, para los diferentes puntos de
operación. En base a estos valores, se calculan los índices de estabilidad presentados en
el capítulo 2.5. Es importante destacar que si bien en este trabajo se usan los flujos de
potencia, en la práctica, dichos indicadores se podrían calcular en base a las mediciones
de los PMUs para su obtención en tiempo real.

Para el cálculo de los indicadores es necesario conocer los parámetros de la línea en
estudio considerando un modelo π como el mostrado en la figura 4.6. Para esto se utilizan
las ecuaciones 4.8, 4.9 y 4.10 de forma de obtener los valores de impedancia y admitancia
de la línea.

Figura 4.6: Modelo π de una línea de transmisión [90].

[
Vs∠δs
Is∠θs

]
=
[

1 + Y Z
2 Z

Y (1 + Y Z
4 ) 1 + Y Z

2

]
×
[
Vr∠δr
Ir∠θr

]
(4.8)

Z = (Vs∠δs)2 − (Vr∠δr)2

(Vs∠δs)(Ir∠θr) + (Vr∠δr)(Is∠θs)
(4.9)

Y = 2 (Is∠θs)− (Ir∠θr)
(Vs∠δs) + (Vr∠δr)

(4.10)

Una vez obtenidos los índices de estabilidad para cada punto de operación, se procede a
determinar los puntos de operación críticos del sistema según cada uno de los indicadores.
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4.5. Validación dinámica

Para validar los resultados obtenidos en base a los indicadores de estabilidad en régimen
permanente, se realizan diferentes simulaciones dinámicas del sistema usando el modelo
oficial de SEN en Digsilent. Para ello se escoge un determinado número de puntos de
operación críticos según la metodología propuesta y otro conjunto de puntos no críticos.
Todos los puntos de operación son simulados considerando la misma falla que se utiliza
en el “Estudio de restricciones en el sistema de transmisión” para determinar los límites
de las líneas [6]. La falla consiste en un cortocircuito bifásico a tierra sin impedancia de
falla ubicada en el 50% de uno de los circuitos de la línea, con un despeje de 120 [ms]
mediante la apertura de dicho circuito. Según la normativa técnica, esta falla corresponde
a una contingencia de severidad 4. La propuesta metodológica se valida en caso de que
las simulaciones dinámicas confirmen que los puntos de operación catalogados como no
críticos sean estables frente a la falla.
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Capítulo 5

Resultados

5.1. Caso de estudio

El estudio de restricciones en la transmisión del año 2019 [93], presentado en el capítulo
3.2, dictaminó que el límite de transmisión de la línea los Changos - Cumbres de 500
kV, está restringido por problemas de regulación de tensión. Esto implica, que la máxima
potencia transferible por la línea no queda definida por sus limites térmicos. Por otra parte,
esta línea se encuentra en la zona norte del país, donde se concentra una gran cantidad
de generación solar. Esto hace que dicho circuito sea aún más interesante estudiar pues
permitirá observar cómo se comportan los índices de estabilidad del capítulo 2.5 ante una
gran concentración de energías renovables.

En la figura 5.1 se destaca en rojo la línea que une a los Changos y Cumbres. De
la figura se puede ver que hay un PMU conectado en cada circuito de la línea. Esto es
importante ya que los índices de estabilidad de tensión presentados en el capítulo 2.5
requieren de 2 PMUs (uno en el extremo receptor y otro en el extremo emisor) para poder
calcular los índices de estabilidad.
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Figura 5.1: Línea los Changos - Cumbres 500 kV [21].

En el estudio de restricciones en el sistema de transmisión del año 2019 se determinó
que el límite de transmisión en la línea los Changos - Cumbres 500 kV es de 1375 [MVA] de
Norte a Sur y 1910 [MVA] de Sur a Norte (ver figura 5.2, extraída de dicho estudio [93]).
Los limites mostrados en la figura 5.2 son límites post-contigencia, es decir, después de la
desconexión de uno de los circuitos de la línea los Changos - Cumbres previo a un corto
circuito bifásico a tierra sin impedancia de falla.

Figura 5.2: Restricción en la transmisión de la línea los Changos - Cumbres 500 kV [93].
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La red que se utiliza para las simulaciones fue brindada por el coordinador eléctrico
nacional y corresponde a la de diciembre 2019. La red consiste en una representación
del sistema eléctrico nacional y cuenta con 2264 barras, 392 generadores sincrónicos y 73
generadores no convencionales.

Para el estudio se utiliza el mes de diciembre del año 2019, debido a que el día 21
diciembre es el día con mayor radiación solar, por lo que la generación solar es mayor y se
puede observar de mejor manera como se comportan los índices de estabilidad en redes con
una gran inserción de generación ERNC. Además, se considera solo un circuito en la línea
los Changos - Cumbres para poder comparar el flujo de la línea con el mostrado en la figura
5.2. La línea en estudio se encuentra en el ex-SING donde se cuenta con una generación
ERNC mucho mayor a la generación convencional de la zona. Se logra observar horas en
el mes de diciembre donde la generación ERNC casi triplica a la generación convencional
de la zona .

5.2. Índices de estabilidad

5.2.1. Resumen de indicadores

Siguiendo la metodología propuesta, primero se calculan los despachos de los genera-
dores para las 744 horas del mes de diciembre y luego las horas se agrupan en clusters.
Posteriormente, se cargan y convergen los centroides de cada cluster en la red del sistema
eléctrico nacional en DIgSILENT PowerFactory y se calcula el flujo de potencia para las
744 horas del mes de diciembre de manera exitosa.

Una vez obtenidos los valores de tensión, corriente y potencia, se prosigue al cálculo de
los parámetros de la línea. En la figura 5.3 se presentan los valores obtenidos de resistencia,
reactancia, conductancia y susceptancia de la línea respectivamente para cada hora del
mes de diciembre. Los valores obtenidos para los parámetros de la línea se encuentran
cercanos a los valores típicos de este tipo de líneas [96] y varían poco a lo largo del mes,
lo cual indica un correcto cálculo de estos.
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Figura 5.3: Parámetros de la línea Changos - Cumbres 500 kV.

La siguiente figura presenta la curva de duración del flujo de potencia por el enlace
considerando las 744 horas de diciembre. Como se observa, los flujos varían desde los 1400
MW hasta los 50 MW.

Figura 5.4: Curva de duración de flujos de potencia.

En la tabla 5.1 se presenta el valor promedio de los índices SDI, V SI, LSI, FSV I y
PV CP , para diferentes rangos de flujo de potencia por la línea Changos - Cumbres.
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Flujos por la línea [0 - 200[ [200 - 400[ [400 - 600[ [600 - 800[ [800 - 1000[ [1000 - 1200[ [1200 - 1400[
Nº de horas 79 185 119 151 134 57 19

SDI Promedio 0.09 0.07 0.07 0.08 0.07 0.08 0.06
VSI Promedio 0.85 0.75 0.59 0.43 0.22 0 0
LSI Promedio 0.10 0.07 0.08 0.14 0.31 0.61 1.08
FSVI Promedio 0.10 0.07 0.08 0.15 0.35 0.71 1.3
PVCP Promedio 0.86 0.76 0.61 0.48 0.39 0.31 0.23

Tabla 5.1: Valores promedios de los índices de estabilidad.

La figura 5.5 muestra los datos de la tabla 5.1. De la figura se aprecia como los valores
promedio de los índices V SI, LSI, FV SI y ICPV P se acercan a sus valores críticos a
medida que el flujo por la línea es mayor. Por otro lado, el índice SDI pareciera ser que
no logra un correcto seguimiento del margen de estabilidad de la línea ya que su valor
promedio se mantiene en torno a los 0.075 en todos los intervalos de flujo por la línea.

Figura 5.5: Valores promedio de los índices de estabilidad.

5.2.2. Resultados índice SDI

En la tabla 5.2 se resume el índice SDI para poder relacionarlo con los resultados.

Índice Ecuación
SDI |1 + ∆U(k+1)

r ·(I(k)
r )∗

U
(k)
r ·(∆I(k+1)

r )∗ | = |1 + a · ejϕ|

Tabla 5.2: Índice SDI.

En la figura 5.6 se presentan los resultados obtenidos para el índice SDI para las 744
horas del mes de diciembre. El valor del índice SDI se gráfica con una línea roja. Los

65



puntos azules indican el flujo de potencia aparente por la línea y se destacan en rojo
aquellas horas que cuentan con un valor SDI crítico. Al lado izquierdo de la figura se
presentan los valores para los flujos por la línea de Norte a Sur y en el lado derecho los de
Sur a Norte. La línea verde indica el máximo flujo permitido por la línea según el valor
obtenido del estudio de restricciones en el sistema de transmisión del año 2019 [93].

((a)) Índice SDI con flujos de norte a sur. ((b)) Índice SDI con flujos de sur a norte.

Figura 5.6: Valores del índice SDI para los diferentes puntos de operación.

De la figura no se logra apreciar ninguna relación entre los valores del índice y el flujo
por la línea. La razón por la que el índice SDI no logra un buen monitoreo del margen de
estabilidad de tensión de la línea se debe a la naturaleza de este índice, el cual se obtiene
a partir de la variación de la potencia aparente en la barra receptora. Lo anterior pues
a diferencia de otros índices, en su cálculo no considera ninguno de los parámetros de la
barra emisora.

5.2.3. Resultados índice V SI

En la tabla 5.3 se resume el índice V SI, para facilitar el análisis de esta sección. Los
valores de este índice pueden tomar valores entre uno a cero, donde cero indica que se ha
alcanzado el límite de estabilidad de tensión.

Índice Ecuación
V SI mı́n

{
Pmax−Pr

Pmax
, Qmax−Qr

Qmax
, Smax−Sr

Smax

}
Tabla 5.3: Índice V SI.

En la figura 5.7 se presentan los resultados obtenidos para el índice V SI. De la figura
se puede apreciar que los valores del índice aumentan a medida que el flujo de potencia
aparente por la línea disminuye. Esto es de esperarse ya que el índice V SI refleja la
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capacidad de transmisión disponible de la línea y mientras mayor sea el flujo por esta,
menor va a ser la capacidad disponible.

((a)) Índice VSI con flujos de norte a sur. ((b)) Índice VSI con flujos de sur a norte.

Figura 5.7: Valores del índice VSI para los diferentes puntos de operación.

En la figura 5.7 se destacan en rojo los puntos de operación que tienen un V SI igual a
cero, es decir, puntos de operación que críticos. Esto solo ocurre en los flujos de Cumbres
a Changos (de sur a norte), que corresponden a las horas de mayor flujo por la línea.
De esta forma se observa que el indicador V SI es capaz de monitorear la estabilidad de
tensión correctamente ya que es de esperar que las horas con un mayor flujo de potencia
sean las con mayores problemas de estabilidad de tensión.

5.2.4. Resultados índice LSI

En la tabla 5.4 se muestra el índice LSI para esta sección.

Índice Ecuación
LSI 4XQr

[Vs sin (θ−δ)]2

Tabla 5.4: Índice LSI.

En la figura 5.8 se presentan los resultados obtenidos para el índice LSI. De la figura
es posible notar que el valor del índice aumenta a su valor crítico (se acerca a 1) a medida
que el flujo por la línea es mayor. Al igual que en los otros índices, se destaca en rojo los
puntos de operación que superan el valor crítico. De esta forma se observa que el indicador
LSI es capaz de monitorear la estabilidad de tensión correctamente.
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((a)) Índice LSI con flujos de norte a sur. ((b)) Índice LSI con flujos de sur a norte.

Figura 5.8: Valores del índice LSI para los diferentes puntos de operación.

5.2.5. Resultados índice FV SI

Para el índice FV SI se calculan 2 valores; el primero (FV SI1), considerando el supues-
to δ ≈ 0 y el segundo (FV SI2), sin considerar este supuesto. En la tabla 5.5 se resumen
las ecuaciones de este índice.

Índice Ecuación
FV SI1

4QrZ2

V 2
s X

FV SI2
4QrZ2X

[(R sin δ−X cos δ)Vs]2

Tabla 5.5: Índice FSV I.

En la figura 5.9 se puede ver en negro el índice FV SI1 y en rojo FV SI2. Se puede
notar como el supuesto para FV SI1 es cierto para valores pequeños de flujo por la línea,
mientras que para los valores altos de flujo por la línea hay una gran diferencia de valores
entre FV SI1 y FV SI2. Esto último es de suma importancia ya que el índice FV SI2
alcanza valores críticos para las horas con mayor flujo por la línea mientras que el índice
FV SI1 no alcanza su valor crítico en ningún momento. La diferencia angular entre 2
barras es mayor mientras mayor sea el flujo por la línea que las une, es por esto que el
supuesto δ ≈ 0 deja de ser válido mientras mayor es el flujo por la línea.
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((a)) Índice FV SI con flujos de norte a sur. ((b)) Índice FV SI con flujos de sur a norte.

Figura 5.9: Valores del índice FV SI para los diferentes puntos de operación.

El índice FV SI tiene un comportamiento similar al índice LSI y al igual que en el
índice V SI los valores críticos se alcanzan para los puntos de operación con mayor flujo
de potencia por la línea. De esta forma se observa que el indicador FV SI es capaz de
monitorear la estabilidad de tensión correctamente.

5.2.6. Resultados índice ICPV P

En la tabla 5.6 se puede ver la fórmula del índice ICPV P .

Índice Ecuación
ICPV P Pr,max−Pr

Pr,max

Tabla 5.6: Índice ICPVP.

En la figura 5.10 se pueden ver los valores del índice ICPV P para los diferentes puntos
de operación. Al igual que el índice V SI, los valores del índice ICPV P disminuyen a
medida que el flujo por la línea es mayor, pero este índice no detecta ningún punto de
operación con un valor igual 0, el cuál es el valor crítico.
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((a)) Índice ICPV P con flujos de norte a sur. ((b)) Índice ICPV P con flujos de sur a norte.

Figura 5.10: Valores del índice ICPV P para los diferentes puntos de operación.

5.2.7. Resumen de horas críticas por indicador

La tabla 5.7 presenta un resumen de la cantidad de puntos de operación críticos de-
terminados por cada uno de los indicadores en estudio. En la diagonal de la tabla está el
número de horas críticas encontradas por el índice pertinente mientras que los elementos
fuera de la diagonal indican cuantas de estas horas críticas se tienen en común entre los
2 índices. Por ejemplo, la celda (1,2) indica que de los 14 puntos de operación críticos
detectados por el indicador SDI, 9 también son catalogados como críticos según el V SI.

SDI VSI LSI FVSI1 FVSI2 ICPVP
SDI 14 9 2 0 2 0
VSI 9 97 17 0 24 0
LSI 2 17 17 0 17 0

FVSI1 0 0 0 0 0 0
FVSI2 2 24 17 0 24 0
ICPVP 0 0 0 0 0 0

Tabla 5.7: Número de horas críticas detectadas por índice.

De la tabla 5.7 se ve que el índice ICPV P no encontró puntos de operación críticos.
En cambio, el índice V SI encontró 97 horas críticas, el LSI encontró 17, el índice FSV I
encontró 24 puntos crítico y el índice SDI 14. Además, es posible notar que el índice
FSV I contiene las 17 horas detectadas por el índice LSI, lo que confirma que el índice
FSV I a pesar de ser similar al LSI es más completo ya que considera el efecto de la
potencia activa y reactiva en la estabilidad. También, se concluye que el índice V SI es
capaz de capturar la totalidad de la información entregada por los índices LSI y FV SI.
Por otro lado, a pesar de que el índice SDI no muestra un seguimiento adecuado de la
estabilidad de tensión de la línea, algunas de las horas críticas halladas con el índice SDI

70



se encuentran contenidas en los otros índices, pero ninguno contiene al índice SDI en su
totalidad.

5.3. Validación dinámica

En la siguiente sección se presentan los resultados obtenidos de la validación dinámica.
Para seleccionar las horas a estudiar se utiliza el índice V SI ya que de la sección anterior
se concluyó que este contiene las horas críticas de los índices LSI y FV SI. Se escogen 5
horas con un valor de V SI mayor a 0 (horas no críticas) y 5 horas con un valor de V SI
igual a 0 (horas críticas). Las horas seleccionadas, así como los valores de los índices en
cada una de ellas se resumen en la tabla 5.8.

Horas no críticas Horas Críticas
Hora Flujo por la línea VSI LSI FVSI SDI Hora Flujo por la línea VSI LSI FVSI SDI
1 200 MW 0.767 0.096 0.094 0.032 1 1000 MW 0 0.64 0.741 0.133
2 400 MW 0.668 0.007 0.007 0.002 2 1100 MW 0 0.418 0.482 0
3 600 MW 0.452 0.197 0.215 0.107 3 1200 MW 0 1.133 1.363 0
4 800 MW 0.376 0.222 0.246 0.119 4 1300 MW 0 0.932 1.122 0.005
5 1000 MW 0.208 0.34 0.313 0.011 5 1350 MW 0 1.172 1.431 0.194

Tabla 5.8: Tabla resumen con horas seleccionadas para validación dinámica.

En línea con el estudio de restricciones en el sistema de transmisión del año 2019 [93],
las simulaciones dinámicas realizadas consisten en un cortocircuito bifásico a tierra sin
impedancia de falla en uno de los circuitos de la línea los Changos - Cumbres 500 kV. La
falla es despejada en 120 [ms] a través de la apertura del circuito afectado.

5.3.1. Resultados horas no críticas

Los resultados obtenidos para las cinco horas con un V SI mayor a cero son muy
similares entre sí. En los cinco casos el sistema converge a un punto de operación estable
después de despejada la falla por lo que a continuación solo se muestran los resultados
para 1 punto de operación. El resto de las simulaciones asociadas a las horas no críticas
simuladas se pueden ver en el anexo.

En las figuras 5.11 y 5.12 se tienen los resultados de la simulación para la hora 5, la cual
tiene un flujo de potencia por la línea Los Changos - Cumbres 500 kV de aproximadamente
1000 [MVA].
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Figura 5.11: Tensión en la línea Los Changos - Cumbres 500 kV.
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Figura 5.12: Tensión y frecuencia en distintas zonas del SEN.

En la figura 5.11 es posible notar el efecto que tiene el cortocircuito en las barras más
cercanas a este. Se aprecia una caída de tensión abrupta debido a la falla en el segundo
1 y que luego de 120 [ms], al despejar la falla, la tensión vuelve a una banda dentro del
límite de operación normal y comienza a oscilar en torno al nuevo punto de operación.
Estas oscilaciones se amortiguan después de unos segundos convergiendo al nuevo punto
de operación del sistema.

De la figura 5.12 se puede apreciar un comportamiento similar en la tensión y como la
falla afecta en mayor medida a las zonas más cercanas. La falla se ubica en la zona del
norte grande y como es de esperar, la mayor caída de tensión se produce en esta zona.
En la figura se puede observar que las tensiones convergen a un nuevo punto de operación
dentro de los límites de operación del sistema.
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Por otro lado, la frecuencia del sistema tiene un comportamiento esperado, donde se
puede apreciar que durante el corto circuito los GS se aceleran, operando a una velocidad
mayor que la velocidad sincrónica, esto produce un aumento en la frecuencia. Al despejarse
la falla, los GS comienzan a desacelerar y la velocidad comienza a oscilar en torno a la
velocidad de sincronismo hasta alcanzarla, esto se refleja en las oscilaciones de frecuencia,
que son mayores en las mediciones más próximas a la falla.

Del grupo de horas no críticas seleccionadas para la validación dinámica, las cinco horas
elegidas tienen un comportamiento dinámico estable ante la falla establecida, logrando
converger a un nuevo punto de operación dentro de los límites de operación estipulados
por la normativa técnica en un tiempo de asentamiento admisible.

5.3.2. Resultados horas críticas

De las cinco horas críticas seleccionadas, dos de ellas resultaron ser inestables ante la
falla ya descrita. El resto de las horas tienen un comportamiento dinámico muy similar
al mostrado con las horas no críticas. Debido a esto, a continuación se muestran los
resultados de las dos horas inestables, el resto de las simulaciones se pueden encontrar en
el anexo.

La hora 1 de la tabla 5.8 es una de las dos horas inestables. Esta hora tiene un flujo
por la línea Los Changos - Cumbres de 1000 MVA aproximadamente. En la figura 5.13 y
5.14 se presentan los resultados obtenidos de la simulación.
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Figura 5.13: Tensión en la línea Los Changos - Cumbres 500 kV.
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Figura 5.14: Tensión y frecuencia en distintas zonas del SEN.

De las figuras 5.13 y 5.14 se puede notar como el sistema pierde la estabilidad luego
de que se despeja la falla. Al abrir el circuito afectado por la falla, la tensión en la zona
norte del país comienza a caer abruptamente, siendo el sistema incapaz de recuperarse.
Luego de algunos segundos la tensión a lo largo de todo el SEN comienza a oscilar de tal
manera que no se logra alcanzar un nuevo punto de operación.

Algo similar ocurre en la hora 5 del grupo de horas críticas presentado en la tabla 5.8.
Esta hora tiene un flujo por el enlace de aproximadamente 1350 MVA. En las figuras 5.15
y 5.16 se puede ver el desempeño dinámico de la red ante una falla bifásica en uno de los
circuitos de la línea Los Changos - Cumbres.
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Figura 5.15: Tensión en la línea Los Changos - Cumbres 500 kV.
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Figura 5.16: Tensión y frecuencia en distintas zonas del SEN.

Al igual que en el caso anterior, tras el despeje de la falla el sistema comienza a presentar
oscilaciones de gran amplitud. El sistema pierde la estabilidad a los pocos segundos del
despeje de la falla, por lo que no logra converger a un nuevo punto de operación estable.

5.3.3. Conclusiones

Dentro de los alcances de este trabajo se encuentra determinar el rendimiento de los
índices de estabilidad en redes con altos niveles de tecnologías de generación variable con
conversor (TGVCC). Ya que el mes con mayor generación solar en el año es diciembre,
las simulaciones se llevaron a cabo en dicho mes. En la tabla 5.9 se puede apreciar los
MW de energía TGVCC en el sistema para cada hora del conjunto de datos de validación
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dinámica.

Horas no críticas Horas Críticas
Hora Flujo por la línea TGVCC MW TGVCC% Hora Flujo por la línea TGVCC MW TGVCC%
1 200 MW 1468 16.6 1 1000 MW 503 6.3
2 400 MW 1138 12.1 2 1100 MW 1641 18.4
3 600 MW 249 2.8 3 1200 MW 1465 17.1
4 800 MW 23 0.3 4 1300 MW 1829 22.5
5 1000 MW 1413 16.5 5 1350 MW 509 6.2

Tabla 5.9: Generación TGVCC en las horas para validación dinámica.

De la tabla se puede observar que los niveles de generación renovable no superan el 23%
de la generación neta del sistema. La cuarta hora del grupo de horas críticas cuenta con
una generación por TGVCC total del 22.5%, de los cuales 1102 MW de esta generación
renovable se encuentra en el antiguo SING. Por otro lado, la generación convencional
en el ex-SING para esa hora es de 430 MW, es decir, la zona norte del país cuenta
con una generación por TGVCC 2.5 veces más grande que la generación convencional.
Actualmente, el antiguo SING se encuentra conectado con el resto del sistema por medio
de la interconexión entre los Changos y Cumbres.

De los resultados obtenidos en la validación dinámica se concluye que el índice V SI
logra monitorear de manera adecuada la estabilidad del sistema en la línea estudiada. A
través de las simulaciones dinámicas realizadas se comprueba que el índice es capaz de
detectar correctamente las horas que no representan un problema desde la perspectiva de
margen de estabilidad y seguridad. Por otro lado, si bien algunas de las horas críticas que
este índice detecta no presentaron problemas de estabilidad al simular la falla bifásica,
esto es algo esperable pues los índices estudiados son calculados en base a ecuaciones
algebraicas simplificadas que no consideran la dinámica de la red. Al ser representativas
de la operación del sistema en régimen permanente, es evidente que podría ocurrir que
algunas horas detectadas como críticas no lo sean. Siguiendo un criterio conservador, lo
anterior no representa un problema. Lo importante a la hora de decidir qué indicador
usar, es que el indicador no se equivoque en el otro sentido; es decir, que no indique que
una hora no es crítica cuando en realidad si lo es.
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Capítulo 6

Conclusiones

A partir del desarrollo de este trabajo, se confirma la hipótesis de que se puede monito-
rear margenes de estabilidad de tensión con índices de estabilidad que asumen un régimen
estacionario. Estos índices se pueden calcular fácilmente a partir de mediciones realizadas
por un sistema de monitoreo con PMUs y demuestran ser capaces de detectar puntos de
operación críticos, incluso en redes poco robustas y con bajos niveles de cortocircuito.
Estos índices de estabilidad pueden ser utilizados en estudios de estabilidad de voltaje
como el “Estudio de restricciones en el sistema de transmisión” para encontrar puntos de
operación críticos que no se considerarían si se seleccionaran puntos utilizando el enfoque
tradicional de “peor escenario”.

Para el desarrollo de esta metodología, se lleva a cabo un estudio previo sobre el
funcionamiento de las PMUs y sus aplicaciones en los SEP. También se estudia diversos
índices de estabilidad y como derivarlos a partir de los datos medidos por las PMUs. A
partir de este estudio, se analiza la forma de utilizar dichos índices en la red de monitoreo
actual del SEN, con el fin de monitorear la estabilidad en líneas de transmisión cuyos
límites de potencia están sujetos a problemas de estabilidad de tensión.

La metodología propuesta es implementada en la base de datos del SEN entregada
por el Coordinador Eléctrico Nacional y a partir de los resultados de flujos de corriente
alterna se calcularon los índices de estabilidad para el mes de diciembre. Para analizar
y validar la metodología se estudia una línea de transmisión ubicada en la zona norte
del país. Esto permite probar la propuesta metodológica en una zona del SEN con altos
niveles de ERNC.

Mediante simulaciones dinámicas se valida la propuesta metodológica para un conjunto
de puntos de operación, demostrando que la mayoría de los índices propuestos logran un
correcto monitoreo de la estabilidad de tensión. Algunos de los índices propuestos, son
capaces de determinar qué puntos de operación son estable y cuales son críticos, dichos
puntos críticos pueden llegar a ser inestables. El funcionamiento de estos índices muestra
ser el esperado ya que al ser índices obtenidos de ecuaciones algebraicas simplificadas que
no tienen en cuenta la dinámica de la red, es difícil que se logre determinar con seguridad
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que todas las horas críticas sean inestables.

Cabe destacar que la metodología propuesta logra realizar por primera vez pruebas
dinámicas de índices de estabilidad en un SEP como lo es la matriz eléctrica nacional
y esta metodología es valida para SEP con un sistema de monitoreo de observabilidad
parcial.

De los resultados obtenidos, el índice V SI es el más preciso entre los 4 índices que se
prueban. Logrando detectar horas críticas e inestables que otros índices no consideran.
A pesar de que, en la matriz eléctrica chilena en el mes de diciembre, la energía ERNC
inyectada no supera a la generación convencional, la zona de estudio (ex-SING) cuenta con
una gran penetración de ERNC, donde la generación por ERNC llega a ser 2.5 veces más
grande que la generación convencional. El índice V SI logra monitorear adecuadamente
esta zona de alta inserción de ERNC.

De la validación dinámica es posible notar que las horas críticas con mayor flujo por
la línea estudiada no son necesariamente inestables. Esto queda en evidencia ya que las
horas con un flujo de 1000 y 1350 [MW] por la línea en estudio son inestables pero las
horas con un flujo de 1100, 1200 y 1300 [MW] no lo son.

La metodología propuesta tiene aplicaciones tanto offline como online. Un ejemplo
para el caso offline es el determinar límites de transmisión para líneas con problemas
de estabilidad de voltaje. Como se puede apreciar de los resultados obtenidos, existen
puntos de operación críticos que quedarían excluidos si se seleccionaran puntos utilizando
el enfoque tradicional. Por otro lado, un ejemplo de aplicación online es el monitoreo en
línea del sistema para advertir al operador del sistema y tomar medidas correctivas al
detectar puntos de operación críticos.

6.1. Trabajo futuro

Este trabajo de tesis se centró en evaluar el desempeño de índices de estabilidad en el
SEN, no obstante, queda pendiente la implementación de esta metodología con datos reales
de PMUs. Además, dentro de los grandes avances logrados con los PMUs se encuentra la
gran velocidad de muestreo y la capacidad de sincronizar las mediciones gracias al sistema
a GPS con el que cuentan, esto permitiría aplicar el monitoreo de puntos de operación
críticos de manera online.

Los índices de estabilidad utilizados en este trabajo son capaces de monitorear la
estabilidad en líneas de transmisión. Sin embargo, queda pendiente poner en práctica
el resto de los índices de estabilidad que se utilizan para monitorear la estabilidad de
tensión en barras del sistema. También, queda propuesto el evaluar el desempeño de estos
índices de estabilidad en una red eléctrica con mayores niveles de ERNC, esto con el fin
de garantizar el correcto funcionamiento de los índices en este tipo de redes.

Si bien estos índices permiten calcular las restricciones de transmisión de manera di-
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námica en base a las condiciones de operación reales del sistema en cada instante, es
necesario crear una metodología que permita determinar dichos límites en horas críticas
que sean inestables ya que no es necesario restringir aquellas horas que los índices detectan
como críticas y que no son inestables. Además, si los límites obtenidos de los índices son
demasiado conservadores la operación del sistema se puede encarecer innecesariamente.
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Anexos

6.2. Resultados validación dinámica - Horas no críti-
cas

6.2.1. Hora 1

Figura 6.1: Tensión en la línea Los Changos - Cumbres 500 kV. Hora 1 del conjunto no
crítico.
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Figura 6.2: Tensión y frecuencia en distintas zonas del SEN. Hora 1 del conjunto no crítico.
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6.2.2. Hora 2

Figura 6.3: Tensión en la línea Los Changos - Cumbres 500 kV. Hora 2 del conjunto no
crítico.
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Figura 6.4: Tensión y frecuencia en distintas zonas del SEN. Hora 2 del conjunto no crítico.
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6.2.3. Hora 3

Figura 6.5: Tensión en la línea Los Changos - Cumbres 500 kV. Hora 3 del conjunto no
crítico.
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Figura 6.6: Tensión y frecuencia en distintas zonas del SEN. Hora 3 del conjunto no crítico.
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6.2.4. Hora 4

Figura 6.7: Tensión en la línea Los Changos - Cumbres 500 kV. Hora 4 del conjunto no
crítico.
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Figura 6.8: Tensión y frecuencia en distintas zonas del SEN. Hora 4 del conjunto no crítico.

100



6.3. Resultados validación dinámica - Horas críticas

6.3.1. Hora 2

Figura 6.9: Tensión en la línea Los Changos - Cumbres 500 kV. Hora 2 del conjunto crítico.
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Figura 6.10: Tensión y frecuencia en distintas zonas del SEN. Hora 2 del conjunto crítico.
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6.3.2. Hora 3

Figura 6.11: Tensión en la línea Los Changos - Cumbres 500 kV. Hora 3 del conjunto
crítico.
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Figura 6.12: Tensión y frecuencia en distintas zonas del SEN. Hora 3 del conjunto crítico.
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6.3.3. Hora 4

Figura 6.13: Tensión en la línea Los Changos - Cumbres 500 kV. Hora 4 del conjunto
crítico.
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Figura 6.14: Tensión y frecuencia en distintas zonas del SEN. Hora 4 del conjunto crítico.
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